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INTRODUZIONE 

 

La transizione verso le fonti di energia rinnovabile segna un momento di 

grande cambiamento per i mercati energetici. Nell’ultimo ventennio, l’evoluzione di 

questo settore economico ha ricevuto importanti sollecitazioni dall’intreccio di fattori 

tecnologici, politici, economici e ambientali, che ne hanno progressivamente 

trasformato il panorama infrastrutturale, gettando le basi per una nuova tappa 

dell’evoluzione della filiera.  

Alla base di questo processo v’è l’idea per cui la decarbonizzazione 

dell’economia europea, ed in particolar modo di quella dell’industria energetica, 

rappresenti una strategia efficace per ridurre la dipendenza dalle forniture estere di 

combustibili fossili, sul presupposto che ciò assicuri una maggiore autonomia, 

stabilità e competitività del mercato interno. Nel tempo, le politiche europee hanno 

mostrato un crescente sostegno verso l’attuazione di misure di semplificazione 

normativa e di supporto agli investimenti in nuove fonti di energia, fissando obiettivi 

di medio e di lungo periodo per raggiungere la completa decarbonizzazione entro la 

metà del secolo. Per tale via, l’UE ha avviato un profondo rinnovamento del settore 

energetico, favorendo lo sviluppo di soluzioni tecnologiche innovative e la diffusione 

di impianti distribuiti per la generazione e lo stoccaggio di energia da fonti 

rinnovabili.  

Allo stato attuale, le fonti rinnovabili rappresentano un fattore di instabilità 

per le reti e per i mercati, essendo per loro natura caratterizzate dall’imprevedibilità 

dei fenomeni - quali il vento o l’irraggiamento solare - da cui dipende la capacità di 

queste tecnologie di fornire energia elettrica al sistema nei momenti in cui la 

domanda lo richiede. La generazione di energia da fonti rinnovabili, infatti, accresce 

la volatilità dell’offerta nei mercati, ragion per cui l’integrazione di queste tecnologie 

dov’essere controbilanciata dall’implementazione di strumenti di riequilibrio tra la 

domanda e l’offerta. Compito che, per il momento, viene assolto mediante l’apporto 

delle centrali alimentate da fonti fossili, che per converso possono essere 

programmate a seconda dell’energia che occorre immettere nelle reti in 

corrispondenza delle fluttuazioni della domanda.  
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In aggiunta a tale aspetto, va considerato che lo sviluppo di soluzioni 

innovative per la produzione e lo stoccaggio di energia da fonti rinnovabili ha esteso 

la cerchia di soggetti che possono offrire risorse al sistema elettrico. L’evoluzione 

dello scenario tecnologico ha favorito la diffusione di impianti di generazione a 

livello domestico e commerciale, cui, più di recente, si è unita l’implementazione di 

tecnologie per lo stoccaggio e il controllo digitalizzato e automatizzato dei consumi 

di energia. Questo processo - tutt’ora in atto - ha progressivamente eroso il divario 

tra la sfera di produzione e quella di consumo che è sempre stata alla base 

dell’organizzazione dei mercati energetici, creando le condizioni affinché i 

consumatori partecipino anch’essi all’offerta di beni e servizi energetici sulle reti 

pubbliche, operando come utenti attivi del sistema. 

Su queste basi, il legislatore europeo ha avviato un percorso di radicale 

riforma del settore energetico, considerando i consumatori non soltanto come 

soggetti che acquistano energia, bensì utenti che partecipano in maniera attiva e 

dinamica all’organizzazione delle risorse che circolano nel sistema. Il nuovo quadro 

normativo europeo (cd. “quarto pacchetto energia”, conosciuto come “Clean Energy 

for all Europeans Package”) risponde propriamente a quest’esigenza di 

rinnovamento del settore energetico, riconoscendo ai consumatori il ruolo di 

protagonisti della transizione verso le fonti rinnovabili, avuto riguardo al contributo 

che essi possono dare sia alla decarbonizzazione dei consumi, sia, soprattutto, 

rispetto alle sfide che derivano dalla progressiva integrazione di fonti rinnovabili 

nelle reti.  

In tale contesto, vengono per la prima volta introdotte misure che 

conferiscono ai consumatori il diritto di operare attivamente nei mercati energetici, 

partecipando simultaneamente alla domanda e all’offerta di energia, individualmente 

ovvero mediante articolazioni più complesse, quali le comunità di energia 

rinnovabile (CER). Queste ultime, in particolare, hanno ricevuto grande attenzione 

nel panorama energetico europeo e nazionale, in quanto espressione di un nuovo 

modello di produzione e di consumo di energia basato sulla cooperazione orizzontale 

tra cittadini, imprese e pubbliche amministrazioni.  

Tra le varie funzioni che la normativa riconosce alle CER, di particolare 

interesse per questa ricerca è il fatto che esse possano condividere con i propri 
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membri l’energia autoprodotta, attuando cioè uno schema di mercato che si distingue 

dalla fornitura convenzionale in quanto riferibile a soggetti che esercitano 

congiuntamente le funzioni di produttore e di consumatore. A tale prerogativa, come 

si capirà nel seguito di questo lavoro, si ricollegano numerose implicazioni che 

riguardano l’esercizio delle funzioni tradizionalmente ricoperte dalle imprese nei 

mercati energetici, ragion per cui l’analisi che segue tiene conto in maniera più ampia 

dell’evoluzione del quadro di regolazione del settore nel passaggio da un modello 

centralizzato di mercato a uno decentralizzato, sorretto dalle fonti rinnovabili. 

L’obiettivo che si propone è di individuare e di descrivere le modalità 

attraverso cui le CER potranno in futuro partecipare ai mercati energetici, 

contribuendo all’attuazione di un modello alternativo di approvvigionamento 

energetico basato sull’impiego di fonti rinnovabili decentrate.
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CAPITOLO 1 

 

LA TRANSIZIONE VERSO UN NUOVO MERCATO DELL’ENERGIA 

 

1. L’eredità di un mercato energetico a fonti fossili  

 

Per comprendere appieno il senso di tali evoluzioni, vale la pena ripercorrere 

anzitutto le tappe che hanno condotto il settore energetico verso una forte dipendenza 

dai combustibili fossili. È noto che la genesi di questo mercato si è contraddistinta 

per l’affermarsi di un modello di monopolio statale, basato sull’impiego pressoché 

maggioritario di combustibili fossili come principale fonte da cui produrre energia. 

A partire dalla prima metà del secolo scorso, la spinta verso l’elettrificazione dei 

consumi energetici ha caratterizzato lo sviluppo dell’economia globale, sancendo il 

passaggio verso un modello di consumo di massa basato sull’impiego preponderante 

di energia elettrica1. La graduale espansione e standardizzazione del servizio di 

fornitura, legata soprattutto all’aumento dei consumi per gli usi domestici, ha reso 

ben presto questa risorsa un bene di uso comune, da destinare alla 

commercializzazione su larga scala. Il bisogno crescente di energia elettrica ha in 

poco tempo consolidato un forte legame tra l’utilizzo di questa risorsa e l’impiego 

 
1 La centralità del settore energetico è andata consolidandosi non soltanto per la progressiva 

interdipendenza con altri comparti dell’economia, quanto per l’essenzialità che ha assunto nel 

tempo rispetto alla tutela di situazioni riferibili a interessi individuali e collettivi degli individui. 

In questo senso si esprime il Parere del Comitato economico e sociale delle Comunità Europee 

sul tema «Gli obblighi di pubblico servizio nel mercato interno dell'energia»”, G.U. n. C 056 del 

24/02/1997, p. 83. Per una ricostruzione storica si rinvia a V. Smil, Energy and Civilization: a 

History, Cambridge, The Mit Press, 2017. Anche nel panorama internazionale, l’accesso al bene-

energia trova oramai largo riconoscimento come diritto fondamentale dell’uomo, si veda  A. J. 

Bradbrook, Access to energy services in a human rights framework, United Nations Sustainable 

Development Knowledge Platform, 2005. Sul punto, v. anche T. Favaro, Regolare la «transizione 
energetica»: Stato, mercato, innovazione, CEDAM, 2020, pp.1-5. Va ricordato, inoltre, che 

l’accesso alle risorse energetiche è ricompreso al giorno d’oggi tra i 17 obiettivi dell’Agenda per 

lo Sviluppo Sostenibile (cd. SGDs). In argomento, Y. Mulugetta et al., Energy access for 

sustainable development, Environmental Research Letters, Volume 14, n. 2, 2019, 

https://doi.org/10.1088/1748-9326/aaf449. 

https://doi.org/10.1088/1748-9326/aaf449
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dei combustibili fossili, ritenuta l’unica fonte in grado di competere con la domanda 

di energia di una società in rapida evoluzione2. 

Questo assetto ha sensibilmente condizionato non soltanto l’ossatura iniziale 

dei mercati energetici, plasmando la scala di economie su cui poggia questo settore, 

ma anche l’evoluzione successiva, segnata dal graduale passaggio verso forme di 

concorrenza amministrata.  

Se si guarda alla composizione (cd. mix) delle fonti energetiche utilizzate 

nell’ultimo secolo, fatta salva l’ipotesi residuale dell’idroelettrico3, le tecnologie che 

hanno contribuito in maniera pressoché totalitaria alla produzione di elettricità hanno 

quasi sempre fatto ricorso a processi di combustione di materie prime ad alto 

contenuto calorifico, quali petrolio, carbone e gas4. Per lungo tempo, l’impiego di 

combustibili fossili ha rappresentato la soluzione più efficace per soddisfare il 

bisogno di energia elettrica, vista la possibilità di standardizzare la produzione e 

proiettare su larga scala la vendita di energia, sulla base di un rapporto costi-benefici 

complessivamente migliore rispetto ad altre tecnologie dell’epoca. Il settore elettrico, 

pertanto, si è sin dall’inizio identificato come comparto della grande industria di 

massa, qualificandosi per il notevole apporto di capitali legati agli elevati costi 

 
2 Secondo l’analisi compiuta dall’Energy Institute Statistical Review of World Energy (2023), nel 

1800 d.c. il consumo globale di energia si attestava sui 5.653 TWh. Di questi, circa 5.556 TWh 

derivava dalla combustione di biomasse tradizionali di origine vegetale, quali legno e scarti 

dell’agricoltura, con appena 97 TWh addebitabili all’utilizzo del carbone. A distanza di un secolo, 

il consumo globale di energia dei primi del ‘900 era poco più che duplicato, raggiungendo circa 

12.101 TWh, persistendo un utilizzo prevalente delle biomasse tradizionali (6.111 TWh), ma con 

un incremento sostanziale del carbone (5.728 TWh). Un secolo più tardi, nell’anno 2022 il dato 

relativo al consumo totale di energia a livello mondiale è più che decuplicato, raggiungendo i 

160.764 TWh, con un bilancio nettamente a favore di risorse energetiche quali petrolio (52.970 

TWh), carbone (44.854 TWh), e gas (39.413 TWh). Tali dati sono reperibili al seguente link 

https://ourworldindata.org/grapher/global-primary-energy.  
3 Che rimane alquanto irrisoria, se si tiene conto che all’inizio del secolo scorso il suo contributo 

di appena 17 TWh di produzione annua rappresentava meno dello 0,15% del totale. Il dato rimane 

comunque minoritario anche nell’attuale contesto energetico globale, visto che esso rappresenta 

appena il 2,7% (4.334 TWh annui) dell’energia complessivamente generata nell’anno 2022; 

risultando minoritario anche in riferimento alla sola produzione di energia elettrica, che nell’anno 

2022 vede la fonte idroelettrica contribuire per soli 4.326,76 TWh, pari a circa il 15% del totale. 

Fonte: Energy Institute Statistical Review of World Energy (2023). 
4 In Italia, stando ai dati registrati dal TSO Terna S.p.a., nell’anno 2022 la produzione lorda di 

energia elettrica ha visto una netta prevalenza delle fonti fossili (petrolio, carbone e gas), che si 

attestano intorno al 65%, a fronte di una composizione di rinnovabili (eolico, fotovoltaico, 

biomassa, idroelettrico, geotermico) pari a circa il 35% del totale. 

https://ourworldindata.org/grapher/global-primary-energy
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realizzativi e operativi delle infrastrutture energetiche, nonché per l’ampiezza dei 

tempi di ritorno degli investimenti. 

Il ricorso alle fonti fossili, al contempo, ha richiesto la creazione di 

un’articolata catena di approvvigionamento di materie prime, in grado di garantire 

nel lungo periodo continuità degli approvvigionamenti e la disponibilità di riserve di 

combustibile. A questa esigenza si è cercato di far fronte mediante la ricerca di siti 

estrattivi dai quali ricavare il materiale fossile, sancendo la nascita di segmenti del 

mercato - cd. upstream - finalizzati alla ricerca e alla produzione di materie fossili, 

da destinare in seguito alle catene di approvvigionamento e commercializzazione, 

dette downstream. L’isolata disponibilità di giacimenti fossili, unita all’intensità di 

tecnologie e di capitali necessari a commercializzarli, ha finito per consolidare un 

controllo di tipo accentrato sulla filiera di approvvigionamento, assicurando a pochi 

players le riserve da destinare alla vendita nei mercati più redditizi5. La ripartizione 

non omogenea di risorse estrattive ha indotto, quindi, la maggior parte degli Stati 

europei, tra cui l’Italia, ad approvvigionarsi di fonti energetiche mediante 

l’importazione da altri paesi. Ne è derivata una condizione di dipendenza dalle 

forniture estere che ha prodotto una significativa influenza sulle strategie energetiche 

nazionali. Emblematica, da questo punto di vista, è la condizione che ha 

contraddistinto a lungo il settore della produzione elettrica in Italia, che ancor oggi 

risente degli effetti legati alla dipendenza dalle importazioni di fonti fossili6. 

In compenso, l’impiego di combustibili fossili ha permesso sin da principio 

di programmare i processi di produzione in funzione dell’andamento della domanda, 

 
5 Divenendo spesso un pretesto per l’innesco di conflitti armati che tutt’ora affliggono diverse 

aree del pianeta. Secondo Jeff D. Colgan in Fueling the fire: pathways from oil to wars, 

International Security, (2013), circa la metà dei conflitti esplosi dopo il 1973 ha una diretta 

correlazione con il petrolio. 
6 A. Clò, La dipendenza italiana dal gas russo tra economia e politica, in Energia, 2022, 2.22, p. 

34; C. Frappi, A. Varvelli, Le strategie di politica energetica dell’Italia. Criticità interne e 
opportunità internazionali, in Quaderni di relazione internazionali, n. XXII, (2010), pp. 98-114. 

Indicativo di questa situazione è in risultato del rapporto stilato dall’European Council on Foreign 

Relation (ECFR) in relazione all’indice di sovranità energetica delle nazioni europee, dal quale 

emerge che nell’anno 2024 gli Stati membri risultano ancora fortemente dipendenti dalle 

importazioni estere di fonti fossili. Nel rapporto si legge infatti che “l’indipendenza energetica 

rimane una debolezza per il blocco, con un punteggio medio a livello di UE che languisce un 

misero 4,0 su 10, in aumento di appena 0,4 rispetto al 2023”. L’Italia, in particolare, è classificata 

tra i paesi con l’indice più basso di indipendenza energetica, pari a 1,9. 
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potendo aumentare o ridurre l’afflusso di energia sulle reti a seconda dei consumi da 

soddisfare durante l’arco giornaliero (cd. programmabilità)7. Al riguardo, vale la 

pena osservare che, diversamente da altri settori economici, la commercializzazione 

di energia elettrica è rimasta a lungo condizionata dalla necessità di allineare la fase 

della produzione a quella del consumo. Infatti, se per un verso questa risorsa ha 

costituito il motore principale dello sviluppo economico del dopoguerra, dall’altro ha 

dovuto fare i conti con la presenza di particolari vincoli legati alla sua 

commercializzazione, primo fra tutti il necessario bilanciamento tra la domanda e 

l’offerta di energia sulle reti. Per lungo tempo, limiti di natura essenzialmente 

tecnologica hanno impedito di immagazzinare l’energia elettrica, con la conseguenza 

che quest’ultima deve essere prodotta in misura uguale al volume di consumi da 

soddisfare in ogni momento della giornata. In tal modo, si tende a garantire il cd. 

bilanciamento della rete, vale a dire l’equilibrio tra la quantità di energia che viene 

immessa dalle centrali di produzione e quella che, al tempo stesso, viene prelevata 

dagli utenti che ne fanno uso per i propri consumi8. L’azione di bilanciamento 

rappresenta un fondamentale presidio che garantisce la sicurezza del sistema 

elettrico, prevenendo l’eventualità che in determinati intervalli della giornata si 

verifichino eccessi di produzione o di consumo che, ove non tempestivamente 

compensati, darebbero luogo a episodi patologici per il sistema, mettendo in crisi la 

continuità del servizio di fornitura, con il rischio di causare un danno agli utenti9. 

 
7 Più in dettaglio v. C. Ferrari, Inedite declinazioni dell’autonomia contrattuale a servizio della 

flessibilità e dell’equilibrio energetico. Dai contratti retail al demand response, in Osservatorio 

del diritto civile e commerciale, v. 8, n. 2, (2019), p. 286; Silvi, Marco Q., Saggi – Essays - Il 

concetto di dispacciamento nel diritto dell’energia. Un contributo analitico, in Notizie di 

Politeia: Rivista di etica e scelte pubbliche, v. 26, n. 97, (2010), p. 40; M. Maugeri, L'obbligo di 
dispacciamento prioritario e i costi di sbilanciamento, in G. Napolitano e A. Zoppini (a cura di), 

Annuario di diritto dell'energia, pp. 239-245; A. Calvi, Il settore elettrico: una breve descrizione, 

in Ambientediritto.it, 2004. Sul punto si tornerà più diffusamente infra. 
8 L’alternativa ai combustibili fossili era infatti costituita dallo sfruttamento dei bacini idrici, 

gestendo la produzione idroelettrica a seconda delle fluttuazioni della domanda, giornaliera o 

periodica. Tuttavia, l’operatività di queste tecnologie rimaneva fortemente condizionata da 

diversi fattori quali la dislocazione territoriale dei bacini idrici, la ricorrenza delle piogge o la 

presenza di ghiacciai, che nel tempo hanno portato a preferire soluzioni basate su combustibili 

fossili. In Italia, inoltre, l’evento catastrofico che il 9 ottobre del 1963 segnò il cedimento del 

bacino idrico artificiale del Vajont portò verso un’ulteriore sfiducia verso lo sfruttamento delle 

risorse idriche nazionali. 
9 La complessità che circonda il funzionamento della rete elettrica comprende in realtà 

problematiche ben più articolate che certamente esulano dagli obiettivi del presente lavoro. A 

https://www.ambientediritto.it/dottrina/Politiche%20energetiche%20ambientali/politiche%20e.a/settore_elettrico_calvi.htm
https://www.ambientediritto.it/dottrina/Politiche%20energetiche%20ambientali/politiche%20e.a/settore_elettrico_calvi.htm
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Le centrali di produzione a fonti fossili hanno storicamente assicurato 

sufficienti margini di governabilità di questo processo per via delle loro capacità di 

modulare la generazione di energia elettrica, basandosi per l’appunto su cicli di 

combustione di materiale fossile che è possibile controllare, in aumento o in 

diminuzione, a seconda dell’energia da immettere nella rete.  

Non priva di riflessi, infine, è stata l’organizzazione di un tessuto 

infrastrutturale per il trasporto dell’energia generata dalle centrali a fonti fossili, 

suddiviso tra linee elettriche di trasmissione e di distribuzione. Le prime, pensate per 

connettervi le centrali di produzione, destinate al transito di ingenti volumi di energia 

lungo perimetri regionali o macro-regionali; le seconde, viceversa, di portata 

inferiore, diramate capillarmente su tutto il territorio, sino a raggiungere ciascun 

punto di consumo. Questa distinzione - rimasta invariata nel tempo - è congegnata 

per rispondere a una configurazione verticale e centralizzata della filiera produttiva, 

ove cioè l’energia proveniente da grandi impianti di produzione transita ad elevati 

livelli di tensione sulle reti di trasmissione, per essere in seguito convertita a una 

tensione media e bassa, e infine distribuita e consegnata agli utenti per i loro usi finali.  

 

2. Dalla nazionalizzazione del settore elettrico ai primi segnali di crisi  

 

Dopo la fine del secondo conflitto mondiale, la consapevolezza della 

rilevanza strategica del settore energetico per lo sviluppo delle economie nazionali 

ha portato a considerare l’energia una risorsa di pubblico dominio da garantire 

all’intera collettività. La cd. “elettrificazione” del territorio ha così assunto un 

interesse prioritario per i governi, al punto da ritenere che solo l’intervento statale 

avrebbe assicurato un simile obiettivo, soprattutto laddove la realizzazione o 

l’esercizio di infrastrutture energetiche in determinate aree fosse risultata 

 
titolo esemplificativo, si considerino altresì i vincoli derivanti dalla cd. inerzia del sistema. Come 

esplicitato da Terna S.p.a. (unico TSO che in Italia gestisce la rete elettrica nazionale) in seno 

Allegato 2 del Piano di Sviluppo 2013, “la generazione tradizionale si basa, infatti, sull’utilizzo 

di macchine rotanti (alternatori) per la produzione di energia elettrica; tali macchine presentano 

una propria inerzia che contribuisce a quella totale del sistema elettrico […] L’inerzia è un 

elemento essenziale ai fini della stabilità del SEN; ad una sua diminuzione deve corrispondere 

un incremento della rapidità e della precisione delle contromisure predisposte” 
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antieconomica10. Con questa premessa, i governi nazionali si sono inizialmente 

mobilitati accentrando all’interno della sfera statale le funzioni correlate alle singole 

fasi della filiera energetica, mossi dalla convinzione che l’intervento diretto dello 

Stato avrebbe agevolato un rapido sviluppo del settore e colmato le inefficienze cui 

andavano incontro gli oligopoli privati, consolidatisi in alcune regioni dell’Europa 

nella prima metà del ‘900. 

In Italia, com’è noto, la legge del 6 dicembre 1962 n. 1643 segnava l’avvio 

della fase di nazionalizzazione di tutte le imprese elettriche operanti sul territorio 

nazionale, riservando al monopolio dello Stato, salvo talune eccezioni11, le attività di 

“produzione, importazione ed esportazione, trasporto, trasformazione, distribuzione 

e vendita dell’energia elettrica da qualsiasi fonte prodotta”12. Il lungo dibattito che 

ha accompagnato la promulgazione di questa legge mise in evidenza la stretta 

relazione intercorrente tra lo sviluppo del settore e la crescita economica del paese. 

In quel momento, la maggior parte della capacità produttiva era localizzata nelle 

regioni settentrionali e centrali, che dallo sfruttamento dei bacini idrici traevano la 

gran parte dell’energia elettrica per alimentare il settore dell’industria e, in minor 

misura, gli usi domestici13. 

 
10 In questo senso, v. D. Iacovelli, Liberalizzazioni ed obblighi di servizio pubblico nel mercato 
dell’energia, in Amministrare, 2, 2009, 187 ss. 
11 Indicate all’art. 4 della L. 1643/1962, ovvero agli autoproduttori con capacità di autoconsumo 

fino al 70 per cento della produzione, i piccoli produttori, sino al limite di quindici milioni di 

kWh, e le aziende elettriche municipali che non facevano espressamente richiesta di cessione 

degli impianti. Costoro, in ogni caso, erano tenuti a cedere al monopolista pubblico gli esuberi di 

energia non utilizzata per i loro consumi. 
12 L’art. 1 della L. 1643/1962 istitutiva dell’Ente nazionale per l'energia elettrica (Enel), stabiliva 

infatti che “Ai fini di utilità generale l'Ente nazionale provvederà alla utilizzazione coordinata e 

al potenziamento degli impianti, allo scopo di assicurare con minimi costi di gestione una 

disponibilità di energia elettrica adeguata per quantità e prezzo alle esigenze di un equilibrato 

sviluppo economico del Paese”. In argomento, v. G. Guarino, L’elettricità e lo Stato, in Scritti di 
diritto pubblico dell’economia, Milano, 1970, 490 ss.; F. Silari, La nazionalizzazione elettrica in 

Italia Conflitti di interessi e progetti legislativi 1945-1962, in «Italia contemporanea», (Milano), 

(Istituto nazionale per la storia del movimento di liberazione in Italia), 1989, n. 177, pp. 49-62; 

D. Sorace, Il servizio d’interesse economico generale dell’energia elettrica in Italia tra 

concorrenza ed altri interessi pubblici, in Dir. pubbl., 3, 2004, 1009 ss. 
13 Nel 1960 la produzione annua di energia da fonte idroelettrica era pari a 46.106 GWh, a fronte 

di 8.030 GWh generati dalle centrali termoelettriche. Appena il 15% dell’energia prodotta era 

destinata agli usi domestici. Fonte: Terna S.p.a. 
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Secondo gli ideatori della riforma, l’intervento statale avrebbe consentito di 

incrementare la capacità di generazione elettrica, mantenendo basse, al contempo, la 

tariffe di fornitura, sul presupposto che il contenimento dei prezzi sarebbe stato 

compensato dai maggiori ricavi che l’impresa statale avrebbe conseguito a seguito 

dell’allargamento del servizio a una platea molto più ampia di consumatori14. In 

questo modo, sarebbe stato possibile puntare su economie di scala e impegnare 

ulteriori risorse per aumentare la capacità di produzione, attraverso l’impiego di fonti 

fossili, considerata anche l’opportunità di coordinare lo sviluppo della filiera elettrica 

con altri settori dell’industria nazionale in forte ascesa, anch’essi legati allo 

sfruttamento di idrocarburi15. Nella comparazione tra diversi modelli di intervento è 

prevalsa, infine, l’opinione secondo cui solo un controllo esteso a tutti i segmenti 

della filiera avrebbe assicurato le coperture finanziarie per realizzare le opere 

infrastrutturali che avrebbero portato all’unificazione del servizio di fornitura su tutto 

il territorio nazionale16.  

La riserva statale, in effetti, ha facilitato l’avvio di investimenti in nuove 

infrastrutture energetiche, attenuando il divario tariffario tra nord e sud del paese, 

uniformando e stabilizzando i prezzi per la fornitura di energia. In poco tempo, 

l’impresa pubblica monopolista è infatti riuscita a capillarizzare ulteriormente il 

reticolo infrastrutturale, integrato e unificato in un’unica rete nazionale di proprietà 

del medesimo monopolista, raggiungendo aree del paese che in una prima fase erano 

rimaste escluse dal processo di elettrificazione. 

L’assetto monopolistico, inoltre, ha consentito di sfruttare al meglio la 

capacità di trasporto della rete elettrica, grazie al coordinamento centralizzato delle 

funzioni di bilanciamento tra domanda e offerta su tutto il territorio nazionale. In 

 
14 È quanto emerge dagli Atti parlamentari della Camera dei Deputati, seduta del 6 agosto 1962, 

sul d.d.l. n. 3906 recante “Istituzione dell'Ente per l'energia elettrica e trasferimento ad esso delle 

imprese esercenti le industrie elettriche”. 
15 Qualche anno prima, la L. del 10 febbraio 1953 n. 135 aveva istituito l’Ente Nazionale 

Idrocarburi (ENI), con il compito di “promuovere e intraprendere iniziative di interesse 

nazionale nei settori degli idrocarburi e del gas naturale”.  
16 Secondo le stime del governo dell’epoca, il finanziamento della spesa della neo-costituita Enel, 

comprensiva degli investimenti in nuove infrastrutture e degli indennizzi dovuti alle ex imprese 

elettriche private, sarebbe stato coperto per circa il 58% dai ricavi ottenuti attraverso le tariffe di 

fornitura, lasciando la restante parte all’emissione di titoli obbligazionari. Sul punto, v. D. De’ 

Cocci, Disegno di legge n. 3909-bis, Relazione di maggioranza della Commissione speciale, in 

La nazionalizzazione dell’industria elettrica, cit., p. 102. 
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particolare, l’impresa statale ha assunto in maniera unitaria le funzioni di 

programmazione delle unità di produzione dislocate sul territorio nazionale (cd. unit 

commitment), occupandosi al tempo stesso della gestione dei compiti legati al 

bilanciamento della rete. 

Come auspicato, l’intervento diretto dello Stato monopolista ha avuto 

l’effetto di estendere la platea di destinatari del servizio di fornitura, i cui consumi 

erano coperti dall’incremento della capacità produttiva ottenuta dall’ingresso di 

nuova capacità termoelettrica nelle reti, e dal potenziamento delle centrali esistenti17. 

Ben presto, la produzione da fonti fossili ha superato la capacità idroelettrica 

nazionale, aumentando di anno in anno il grado di dipendenza 

dall’approvvigionamento estero di materie prime e dall’importazione transfrontaliera 

di energia elettrica18.  

La fase di espansione messa in atto dal regime di monopolio statale ha 

mostrato i primi segni di debolezza in occasione delle crisi petrolifere degli anni ’70 

e ’80, allorquando i conflitti legati all’instabilità politica dei paesi del medio-oriente 

hanno fatto registrare un rialzo dei prezzi del petrolio e dei suoi derivati19. Tale 

congiuntura ha messo per la prima volta in luce la fragilità strutturale del settore e la 

precarietà della catena di approvvigionamento di materie fossili, contrassegnata dalla 

perdurante condizione di incertezza in cui versavano i paesi esportatori. Al tempo 

stesso, quest’esperienza ha rafforzato la consapevolezza sull’opportunità di 

diversificare il mix energetico, attingendo da altri canali di fornitura. Messa da parte 

l’opzione del nucleare, la strategia energetica nazionale ha ricevuto un nuovo impulso 

con l’adozione del Piano energetico nazionale del 1988, tra i cui obiettivi erano per 

la prima volta contemplati temi quali il “risparmio di energia” e la “protezione 

dell’ambiente e della salute dell’uomo”20. Lo schema del Piano includeva una serie 

 
17 Nel primo decennio di attività dell’Enel, l’opera di elettrificazione dei consumi registrò un 

sensibile balzo in avanti, portando i consumatori di energia elettrica da 13 milioni a circa 26.  
18 Il sorpasso avvenne già nel 1967, anno in cui la generazione lorda degli impianti idroelettrici 

fece registrare un totale di 42.949 di GWh, contro i 48.118 GWh prodotti dalle centrali 

termoelettriche. Fonte: Terna S.p.a. 
19 Sulle origini della crisi, v. F. Petrini, La crisi energetica del 1973: Le multinazionali del petrolio 

e la fine dell'età dell'oro (nero), il Mulino Contemporanea, (Bologna), 2012-07, Vol.15 (3), pp. 

445-471. 
20 Lo schema del piano energetico, presentato dal governo italiano il 10 agosto del 1988, 

individuava cinque obiettivi strategici per il settore energetico nazionale, vale a dire il risparmio 
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di misure tese a favorire lo “sviluppo delle risorse nazionali”, affiancando alla ricerca 

di nuovi giacimenti fossili un’apposita sezione dedicata alle fonti energetiche 

rinnovabili (FER).  

Da lì a poco, la legge n. 9/199121, attuativa del Piano energetico nazionale, ha 

però ridimensionato buona parte delle aspettative inizialmente riposte sull’effettiva 

ricerca di soluzioni alternative alle fonti fossili. La maggior parte delle previsioni del 

testo normativo, infatti, era diretta a regolamentare le attività di ricerca e coltivazione 

di idrocarburi liquidi e gassosi, destinando risorse finanziarie a sostegno 

“dell’innovazione tecnologica nei metodi di prospezione”22. Lungi dal porre le basi 

per il graduale abbandono delle fonti fossili, la legge di attuazione del Piano 

incoraggiava la ricerca di nuovi siti sul territorio nazionale da cui estrarre 

combustibile da destinare all’industria energetica statale. Emblematica, in questo 

senso, era l’esclusione dell’attività di coltivazione geotermica dall’accesso ai 

contributi pubblici per la ricerca e l’innovazione tecnologica dei settori economici di 

rilevanza nazionale. 

Per converso, gli artt. da 20 a 23 della L. n. 9/1991 avevano avuto l’effetto di 

allentare le maglie del regime di monopolio, sottraendo alla riserva statale la 

produzione di energia elettrica, anche da fonti rinnovabili, allorché detta attività fosse 

rivolta all’autoconsumo delle imprese o, in alternativa, per la cessione integrale 

all’Enel23. Nel primo caso, l’energia auto-prodotta era ammessa alla circolazione 

 
energetico, la protezione dell’ambiente e della salute dell’uomo, lo sviluppo delle risorse 

nazionali, la diversificazione delle fonti di approvvigionamento, e la competitività del sistema 

produttivo. 
21 Legge del 9 gennaio 1991, n. 9, recante “Norme per l'attuazione del nuovo Piano energetico 

nazionale: aspetti istituzionali, centrali idroelettriche ed elettrodotti, idrocarburi e geotermia, 

autoproduzione e disposizioni fiscali”. 
22 L’art. 11 della L. n. 9/1991 stabiliva che “I progetti concernenti lo sviluppo dell’innovazione 

tecnologica nei metodi di prospezione, di ricerca e di coltivazione degli idrocarburi liquidi e 

gassosi, con particolare riferimento all’incremento della produzione e del recupero degli stessi 

idrocarburi e al contenimento dell’impatto ambientale, per gli anni 1991, 1992 e 1993, possono 

essere ammessi in via prioritaria alle agevolazioni di cui agli articoli 14 e seguenti della legge 17 

febbraio 1982, n. 46”, ovvero attingendo alle risorse del “Fondo speciale rotativo per 

l'innovazione tecnologica” istituito presso il Ministero dell'industria, del commercio e 

dell'artigianato per lo sviluppo dei settori strategici dell’economia nazionale. 
23 L’art. 20 della L. n. 9/1991 modificava l’art. 4 della L. 1643/1962, nel senso che “È consentita 

alle imprese, con le modalità di cui ai due successivi capoversi, la produzione di energia elettrica 

per uso proprio o per la cessione all’Enel e, in caso di imprese costituite in forma societaria, per 
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entro i limiti della stessa compagine imprenditoriale, rimanendo soggetta, per il resto, 

all’obbligo di cessione dell’esubero all’impresa monopolista24. Le condizioni 

tecniche ed economiche per accedere alla deroga erano regolamentate nell’ambito di 

una convenzione-tipo predisposta a livello ministeriale, che definiva il prezzo per la 

cessione dell’energia alla rete e i corrispettivi tariffari per il vettoriamento, in 

applicazione dei parametri fissati dal Comitato interministeriale dei prezzi (CIP), 

soggetti ad aggiornamento periodico. In questo modo, lo Stato, attraverso l’impresa 

monopolista, manteneva il controllo sulle funzioni legate alla cessione, allo scambio, 

alla produzione per conto terzi, e al vettoriamento di energia sulle reti, conservando 

i compiti di coordinamento relativi al bilanciamento tra domanda e offerta. 

Inoltre, questa impostazione era assistita da un programma di incentivazione 

tariffaria che puntava a favorire l’innesto di nuova capacità produttiva da fonti 

rinnovabili (o ad esse assimilate, quali la cogenerazione), concepito come contributo 

in conto esercizio che andava a cumularsi sul prezzo corrisposto dal monopolista per 

l’energia rinnovabile immessa nella rete pubblica25. L’obiettivo incidentalmente 

perseguito puntava a sollecitare il contributo dell’imprenditoria privata per far fronte 

alla grave condizione di indebitamento in cui versava l’impresa monopolista e il 

bilancio statale26. In quel momento, il sostegno pubblico all’autoconsumo 

 
uso delle società controllate, della società controllante e delle società controllate dalla medesima 

società controllante, con ammissione di scambi e cessioni tra queste ultime”. 
24 L’art. 23 della L. n. 9/1991 autorizzava “la libera circolazione all’interno di consorzi e società 

consortili fra imprese e fra dette imprese, consorzi per le aree e i nuclei di sviluppo industriale 

[…] aziende speciali degli enti locali e società concessionarie di pubblici servizi dagli stessi 

assunti, limitatamente ad esigenze di autoproduzione, ovvero aziende di cui al regio decreto 15 

ottobre 1925, n. 2578, recante: "Approvazione del testo unico della legge sull'assunzione di retta 

dei pubblici servizi da parte dei comuni e delle province", previa autorizzazione del Ministro 

dell'industria, del commercio e dell'artigianato rilasciabile sulla base di criteri di economicità e 

di valutazione delle esigenze produttive”. 
25 Le condizioni tecniche e economiche furono inizialmente fissate dal CIP con il provvedimento 

n. 6 del 29 aprile 1992 (CIP n. 6/92), sulla base di un duplice parametro legato i) ai costi evitati 

dal monopolista per la produzione della medesima quantità di energia, e ii) ai costi di 

investimento del produttore, distinti a seconda della tecnologia adoperata. 
26 La prima metà degli anni ’90 è contrassegnata dal picco raggiunto tra il debito pubblico e il 

PIL. Nel 1994 detto rapporto si attestava intorno al 128%, circa il triplo degli altri leader europei 

quali Francia, Germania e Regno Unito, che riuscirono invece a contenere tale indice sotto il 

50%. L’impresa monopolista statale si trovava anch’essa in condizione di grave crisi, come reso 

noto dall’amministratore delegato nel corso dell’indagine conoscitiva promossa dal Parlamento 

sul settore dell’energia nel maggio del 1997, ove si legge che “Tra il 1963 e il 1996 l'ENEL ha 

realizzato investimenti per 277 mila miliardi, con un picco raggiunto nel 1991 con 11 mila 700 
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rappresentava un espediente offerto alle imprese per sviluppare soluzioni 

tecnologiche innovative, basandosi su fonti di energia rinnovabile, da integrare 

all’interno dei propri cicli di produzione. Il successo di questo meccanismo avrebbe 

avuto un duplice vantaggio per l’economia nazionale: da un canto, aumentare la 

capacità di produzione di energia, diversificando il mix energetico nazionale senza 

l’impiego di ulteriori risorse statali; dall’altro, porre rimedio allo stato di incertezza 

in cui versava l’economia nazionale per via dei condizionamenti derivanti 

dall’importazione di combustibili fossili.  

Il risultato non è stato però quello auspicato, registrando un avvio abbastanza 

lento proprio da parte delle tecnologie (quali il fotovoltaico, l’eolico, e il geotermico) 

che, più di altre, avrebbero permesso di ridurre la dipendenza dalle importazioni 

estere di fonti fossili27. Le motivazioni che hanno fatto da freno a un rapido sviluppo 

di soluzioni non convenzionali sono molteplici28. Tra queste, le principali riguardano 

la scarsa efficienza e gli elevati costi delle nuove tecnologie basate sull’impiego 

esclusivo di fonti rinnovabili, che non avevano ancora raggiunto margini di 

competitività comparabili agli impianti alimentati da fonti fossili29. Tale circostanza, 

unita alla rigidità del meccanismo di incentivazione, rendeva alquanto complesso 

integrare queste tecnologie nei cicli di produzione. Il costo dell’energia auto-

prodotta, infatti, che rimaneva esclusa dall’incentivazione, superava di gran lunga 

quello della fornitura del monopolista. A margine di questo, v’era inoltre una criticità 

 
miliardi […] All’interno dell’ENEL abbiamo trovato asset importantissimi, con 

superinvestimenti realizzati in aree attorno al core business dell’Ente, troppo costosi se destinati 

solo a supportare quest’ultimo, interessanti se collocati nella prospettiva di nuovi mercati. Il caso 

delle telecomunicazioni è uno di questi; l’ENEL ha continuato, dalla nazionalizzazione in avanti, 

ad attuare rilevanti investimenti nel settore delle telecomunicazioni anche nel momento in cui, a 

nostro parere, non ce ne sarebbe stato bisogno, perché i servizi di telefonia pubblica e privata 

erano sufficienti. L’impatto di questi costi sul bilancio dell'ENEL è di circa 600 miliardi annui, 

per gli oneri di gestione, e di 250 miliardi per gli investimenti”. 
27 Emblematico, in tal senso, è il fatto che la maggior parte del sostegno fu adoperato per sostenere 

finanziariamente la realizzazione di impianti cogenerazione alimentati da rifiuti (cd. 

termovalorizzatori).  
28 Per una disamina dettagliata, si vedano i resoconti dell’audizione dell’Autorità per l’energia 

elettrica e il gas svoltasi presso la Commissione Attività produttive della Camera in data 11 

febbraio 2009. 
29 Sul punto, v. C. Poletti, F. Pontoni, A. Sileo, L’incentivazione della produzione di energia 
elettrica da fonti rinnovabili e assimilate attraverso il Provvedimento CIP n. 6/ 92 Un’analisi 

economica, IEFE ‐ The Center for Research on Energy and Environmental, Università Bocconi, 

2009, p. 10. 
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di fondo legata al reperimento della copertura finanziaria dell’incentivo, che veniva 

garantito dal gettito derivante dagli oneri addizionali delle bollette di fornitura dei 

consumatori30. Costoro, in pratica, non avendo accesso all’auto-produzione, non 

traevano alcun beneficio in termini di risparmio sui costi della fornitura, che risultava 

addirittura più onerosa rispetto allo scenario pregresso.  

Il fallimento di questo meccanismo, che in quella fase poteva segnare l’inizio 

di un cambiamento significativo per il settore, ha avuto l’effetto di mantenere 

sostanzialmente invariata la consistenza del mix energetico nazionale, rimasta a 

lungo sbilanciata in favore delle fonti fossili31.  

L’esperienza della nazionalizzazione si è chiusa, poco più tardi, con l’avvio 

della fase di privatizzazione dell’impresa statale. Da ente pubblico economico, l’Enel 

è stata dapprima trasformata in società per azioni, conservando, in regime di 

concessione, le funzioni legate a ciascun segmento della filiera32, per intraprendere, 

in seguito, il percorso di privatizzazione sostanziale mediante la graduale cessione 

delle azioni detenute dallo Stato, disposta in concomitanza con la liberalizzazione del 

settore elettrico nazionale33. 

 

3. La liberalizzazione del mercato elettrico e l’avvio della borsa elettrica 

nazionale 

 

 
30 Il provvedimento CIP6/92 istituiva presso la Cassa per i servizi energetici e ambientali un 

“Conto sovrapprezzo per nuovi impianti da fonti rinnovabili e assimilate”, alimentato attraverso 

il gettito derivante dalle aliquote di sovrapprezzo applicate nei contratti di fornitura di energia 

elettrica stipulati dalla generalità dei consumatori.  
31 Basti considerare che dal 1992 al 1999, anno della liberalizzazione del settore elettrico, la 

produzione lorda di impianti eolici e fotovoltaici passò da 3 GWh/anno ad appena 409 

GWh/anno. Nello stesso anno (1999), gli impianti termoelettrici avevano fatto registrare una 

produzione lorda di 209.068 GWh. 
32 Il D.L. 11 luglio 1992, n. 333, convertito in L. 8 agosto 1992, n. 359, stabiliva all’art. 15 che 

“L'Istituto nazionale per la ricostruzione industriale - IRI, l’Ente nazionale idrocarburi ENI, 

l’Istituto nazionale assicurazioni - INA e l’Ente nazionale energia elettrica - ENEL sono 

trasformati in società per azioni con effetto dalla data di entrata in vigore del presente decreto”. 

Con riferimento a quest’ultimo, il medesimo D.L. attribuiva all’Enel S.p.a., a titolo di 

concessione, tutte le attività e tutti i diritti precedentemente riservati all’ente pubblico nazionale 

(cd. privatizzazione formale). 
33 La vendita della prima tranche di azioni dell’Enel S.p.a. avvenne nei mesi di settembre, ottobre 

e novembre del 1999. Questa prima operazione generò un ricavo lordo per il bilancio dello Stato 

pari a euro 908.598.600 e un incasso netto di euro 881.478.735. Fonte: www.camera.it  

http://www.camera.it/
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Sulla scia delle politiche neoliberiste promosse durante la prima metà degli 

anni ‘90, l’assetto del mercato energetico nazionale ha visto una profonda 

trasformazione, che ha preso forma in ambito europeo con l’adozione del cd. primo 

pacchetto energia34. L’idea di fondo che ha ispirato questo processo di trasformazione 

del settore era mossa dal convincimento per cui la concorrenza nel settore elettrico 

(e del gas) avrebbe ripianato le inefficienze riscontrate nella gestione statale 

dell’intera filiera, oltre a favorire la competitività e l’integrazione dei mercati 

energetici nazionali. In tale prospettiva, l’abolizione dei diritti di esclusiva nella 

produzione e nella vendita dell’energia elettrica, unita alla separazione contabile 

delle attività legate alla gestione delle reti, costituivano passaggi fondamentali del 

nuovo disegno di mercato35. L’adozione di queste misure mirava a facilitare 

l’ingresso di nuove imprese energetiche nel mercato, che in virtù del concorso tra le 

offerte praticate nei segmenti della vendita all’ingrosso e al dettaglio avrebbero 

assicurato ai consumatori tariffe di fornitura più basse, nonché eliminato gli ostacoli 

che si frapponevano allo sviluppo tecnologico del settore e alla diversificazione delle 

fonti di approvvigionamento. Al tempo stesso, la rilevanza strategica della filiera e il 

posizionamento tra i servizi di interesse economico generale sarebbero stati presidiati 

dai compiti di regolazione dello Stato, che avrebbe così coordinato l’evolversi delle 

dinamiche del mercato tramite l’imposizione di obblighi di servizio pubblico alle 

imprese e la fissazione di precisi standard contrattuali, qualitativi e ambientali36.  

La liberalizzazione del mercato elettrico nazionale ha così preso avvio con il 

D.Lgs. 16 marzo 1999, il n. 79 (cd. decreto Bersani), adottato in attuazione alla 

 
34 La prima direttiva che ha dato avvio al processo di liberalizzazione del settore elettrico è la 

96/92/CE. In argomento, v. G. Goldoni, L’industria elettrica europea e la direttiva 96/92/CE, in 

L’industria, 1999, 15 ss.; L. De Paoli, Analisi della direttiva concernente norme comuni per il 
mercato elettrico e delle sue implicazioni per il governo italiano, in Economia delle fonti di 

energia e dell’ambiente, 1996, 14 ss.; M. Martellino, L’incidenza del sistema elettrico inglese sul 

processo di liberalizzazione dell’energia elettrica della Comunità europea, in Rass. Giur. Ener. 

El., 1997, pp. 808 ss. 
35 L’art. 14, § 2, della Dir. 96/92/CE stabiliva che “Le imprese elettriche integrate tengono, nella 

loro contabilità interna, conti separati per le loro attività di generazione, trasmissione e 

distribuzione e, se del caso, conti consolidati per altre attività non elettriche, come sarebbero 

tenute a fare se tali attività fossero svolte da imprese separate, al fine di evitare discriminazioni, 

sovvenzioni incrociate e distorsioni della concorrenza”. 
36 In tal senso, v. Parere del Comitato economico e sociale sul tema «Gli obblighi di pubblico 

servizio nel mercato interno dell'energia», G.U. n. C 056 del 24/02/1997, p. 83. 
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Direttiva europea 96/92/CE, ricompresa nel menzionato primo pacchetto energia. La 

riorganizzazione del mercato elettrico nazionale venne attuata attraverso la 

separazione e la compartimentazione delle attività dapprima ricomprese nella sfera 

del monopolista statale, che è stata progressivamente scomposta tramite la cessione 

dei rami patrimoniali e gestionali a imprese di nuova costituzione37. Sono così 

fuoriuscite dal regime di monopolio le attività di produzione, importazione, 

esportazione, acquisto e vendita di energia elettrica, separandole dalle funzioni 

connesse alla gestione delle reti nazionali di trasmissione e di distribuzione38. Queste 

ultime, caratterizzandosi come monopoli naturali, sono state ricondotte a un regime 

differenziato, ispirato a principi di neutralità e imparzialità della gestione. Ciò, per 

un verso, ha riservato allo Stato le attività di trasmissione e di dispacciamento su tutto 

il territorio nazionale39, mentre, dall’altro, ha subordinato alla concessione 

ministeriale la gestione delle reti di distribuzione40. Il mantenimento di diritti di 

esclusiva statale nei settori della trasmissione e del dispacciamento di energia 

elettrica era diretta ad assicurare la centralizzazione dei compiti di sviluppo delle 

infrastrutture di trasporto e di coordinamento delle risorse complessivamente 

veicolate all’interno del sistema. 

 
37 In conformità a quanto stabilito dall’art. 13, comma 2, del D.Lgs. 79/99, l’Enel S.p.a. costituì 

distinte società cui vennero affidate le attività di: i) produzione di elettricità da fonti 

convenzionali (ENEL Produzione S.p.a.), ii) distribuzione e vendita di energia ai clienti vincolati 

(ENEL Distribuzione S.p.a.), iii) gestione, manutenzione e sviluppo della rete di trasmissione 

nazionale (denominata TERNA S.p.a.). 
38 A norma dell’art. 1 del D.Lgs. 79/99 “Le attività di produzione, importazione, esportazione, 

acquisto e vendita di energia elettrica sono libere nel rispetto degli obblighi di servizio pubblico 

contenuti nelle disposizioni del presente decreto. Le attività di trasmissione e dispacciamento 

sono riservate allo Stato ed attribuite in concessione al gestore della rete di trasmissione nazionale 

di cui all’articolo 3. L’attività di distribuzione dell’energia elettrica è svolta in regime di 

concessione rilasciata dal Ministro dell'industria, del commercio e dell'artigianato”. 
39 L’unica eccezione all’apertura verso la concorrenza fu rappresentata dalle attività di 

trasmissione e dispacciamento dell’energia elettrica, che si è scelto di affidare, dapprima secondo 

lo schema dell’Independent System Operator (ISO) e successivamente, secondo quanto disposto 

dal DPCM 11 maggio 2004, del Transmission System Operator (TSO), a un unico interlocutore 

denominato Terna S.p.a., proprietario della quasi totalità della rete elettrica nazionale, la cui 

azione è ispirata ai principi di universalità, imparzialità, continuità e sicurezza nella gestione delle 

reti.  
40 Sul punto, un’utile ricostruzione è offerta da L. Di Cerbo, Il nomos delle comunità energetiche: 

tra Stato, mercato e comune, in L. Balestra (a cura di), Dottrina e attualità giuridiche, 2023, p. 

2752 e ss. 
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La liberalizzazione ha comportato una radicale trasformazione dei 

meccanismi di commercializzazione dell’energia nei mercati all’ingrosso. Venendo 

meno l’unicità del centro di offerta, la compravendita di energia è confluita 

all’interno di un sistema basato su un duplice canale di negoziazione, pensato per 

promuovere la competitività tra più operatori di mercato. Il primo di questi è 

rappresentato dal cd. «sistema delle offerte» indicato all’art. 5 del D.Lgs. 79/99, 

basato sull’abbinamento automatizzato delle offerte di acquisto e di vendita 

presentate dai vari operatori, secondo un criterio di merito economico che premia le 

offerte più competitive. Il secondo si configura, invece, come un binario alternativo 

al primo, dal momento che ospita i contratti bilaterali di compravendita che gli 

operatori, venditori e acquirenti di energia, stipulano all’infuori del sistema delle 

offerte (cd. over the counter-OTC). In quest’ultimo caso, le condizioni di prezzo e la 

quantità di energia scambiata vengono autonomamente concordate tra un produttore 

e un consumatore, rimanendo quindi estranee alle dinamiche di formazione dei prezzi 

che stanno alla base del sistema delle offerte41. 

Entrambi i meccanismi sono stati affidati al coordinamento esclusivo di una 

società per azioni (inizialmente denominata “Gestore del Mercato Elettrico S.p.a.”, 

in seguito, a partire dal 2009, Gestore dei Mercati Energetici S.p.A - GME), che 

esercita la funzione di gestore unico del mercato elettrico nazionale42. Quest’ultimo 

opera come controparte centrale delle offerte di acquisto e di vendita di energia 

presentate dagli operatori, a prescindere che esse facciano riferimento ad accordi di 

compravendita conclusi tramite il sistema delle offerte o nell’ambito della 

 
41 Il canale dei contratti bilaterali venne inizialmente istituito per cercare di agevolare la 

formazione di accordi di fornitura di lungo termine da parte di imprese particolarmente 

energivore. L’art. 14 del D.Lgs. 79/99 fissava in 30 GWh la soglia di consumo annuo al ricorrere 

della quale era concesso negoziare energia in qualità di “cliente idoneo”. Nel tempo, detta soglia 

è stata progressivamente diminuita in corrispondenza del graduale svuotamento del mercato 

vincolato, al fine di consentire il passaggio di tutti i clienti finali al cd. mercato libero. L’art. 14, 

comma 5-quinquies, del D.Lgs. 79/99 prescrive a riguardo che “A decorrere dal 1° luglio 2007, 

è cliente idoneo ogni cliente finale”. In argomento, v. G. Bellantuono, Contratti e regolazione nei 

mercati dell’energia, Bologna, 2009; M. Renna, Negoziazioni di energia all'ingrosso nei mercati 
centralizzati e nei mercati over the counter. Aspetti sostanziali e regolazione, in Osservatorio del 

diritto civile e commerciale, v. 5, n. 1, (2016), pp. 261-295. 
42 Sul ruolo istituzionale che esercita il GME S.p.a. nel mercato elettrico nazionale si veda F. Vetrò, La 

regolazione pubblica del mercato elettrico. Sull’ordine giuridico del mercato libero dell’energia elettrica, in 

Riv. it. dir. pubbl. com., 2003, pp. 827 ss. 
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contrattazione bilaterale. Tale impostazione è il riflesso della scelta compiuta dal 

legislatore di favorire la concorrenza tra le imprese, mantenendo, al tempo stesso, la 

centralizzazione delle funzioni legate alla gestione dei flussi di energia nelle reti, la 

cui titolarità è stata attribuita - secondo lo schema del «central dispatch» - al soggetto 

cui compete la gestione unificata della rete di trasmissione nazionale (oggi, Terna 

S.p.a.)43. Per tale via, gli operatori che acquistano o che vendono energia nei mercati 

non sono gravati da compiti di bilanciamento in relazione all’energia che, 

rispettivamente, prelevano o immettono nel sistema in esecuzione degli obblighi 

nascenti dai contratti conclusi nei mercati. Ciò in quanto si è ritenuto che questo 

assetto fosse più efficace nel contenere i costi legati al bilanciamento del sistema 

elettrico nazionale, considerato che l’attuazione di un modello concorrenziale 

avrebbe interrotto l’unicità tra la filiera della produzione e quella della vendita di 

energia ai consumatori, inizialmente garantita dal monopolista pubblico. Aspetto sul 

quale si tornerà più avanti, ma che per il momento chiarisce le ragioni per cui il 

legislatore ha corrispondentemente accentrato il controllo della domanda e 

dell’offerta di energia nei mercati, affidandolo in via esclusiva al soggetto gestore44. 

Va evidenziato, anche in relazione a quanto si dirà nel seguito di questo 

lavoro, che i consumatori non partecipano al meccanismo appena descritto. 

Nell’assetto delineato in seguito alla liberalizzazione del settore, la compravendita di 

energia nei mercati all’ingrosso è stata limitata ai soli operatori - cd. «grossisti» - 

dotati della qualifica di «utente del dispacciamento». Tale attributo, in particolare, 

rappresenta un effetto della stipula del «contratto per il servizio di dispacciamento», 

che interviene tra gli utenti del sistema, produttori e consumatori, e il gestore della 

rete Terna S.p.a., costituendo la fonte del diritto a immettere o prelevare energia nella 

rete pubblica45. Ciascun operatore del mercato, pertanto, ha l’obbligo di stipulare un 

 
43 L’art. 3, primo comma, del d.lgs. 79/1999 stabilisce che “Il gestore della rete di trasmissione 

nazionale, di seguito "gestore", esercita le attività di trasmissione e dispacciamento dell'energia 

elettrica, ivi compresa la gestione unificata della rete di trasmissione nazionale”. 
44 Compito che il Gestore dei Mercati Energetici S.p.a. esercita per conto del gestore della rete 

nazionale Terna S.p.a., come stabilito dalla disciplina del mercato elettrico nazionale, approvata 

con D.M. del 19 dicembre 2003, come successivamente modificato e integrato, in attuazione 

dell’art. 5 del D.lgs. 79/1999. 
45 Dopo una prima fase transitoria, detta del “dispacciamento passante”, con deliberazione del 30 

dicembre 2003 n. 168 l’Autorità per l’energia elettrica e il gas (AEEG) approvò le “Condizioni 

per l'erogazione del pubblico servizio di dispacciamento dell'energia elettrica sul territorio 
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contratto di dispacciamento in relazione ai punti di connessione con la rete pubblica 

presso i quali intende immettere o prelevare l’energia che, rispettivamente, vende o 

acquista nei mercati. 

Se ciò è valso per le imprese produttrici e venditrici al dettaglio, una regola 

diversa è stata prevista invece per i consumatori, che in quanto utilizzatori finali di 

energia non partecipano alla negoziazione nei mercati all’ingrosso, ma acquistano 

energia per destinarla esclusivamente al proprio consumo. Questi ultimi, per 

converso, acquisiscono in via mediata il diritto di prelevare energia dalla rete, 

delegando contrattualmente la rispettiva impresa di vendita al dettaglio affinché 

concluda, per conto dei primi, i contratti di dispacciamento, trasporto e distribuzione 

di energia elettrica presso il loro punti di prelievo46. Le imprese fornitrici, in tal modo, 

ottengono il diritto a consegnare l’energia elettrica che acquistano nei mercati 

all’ingrosso sul punto di prelievo dei clienti che intendono fornire. 

Nelle intenzioni del legislatore, tale impostazione avrebbe dovuto tutelare i 

consumatori, separando la loro posizione di utilizzatori finali dall’esposizione diretta 

al rischio d’impresa associato all’attività di compravendita di energia nei mercati, 

garantendo una minore vulnerabilità alle oscillazioni dei prezzi sui mercati 

all’ingrosso. Ciò, al tempo stesso, avrebbe dovuto favorire una maggiore concorrenza 

del settore, dando modo ai consumatori di accedere a offerte di fornitura più 

 
nazionale e per l'approvvigionamento delle relative risorse su base di merito economico, ai sensi 

degli articoli 3 e 5 del decreto legislativo 16 marzo 1999, n. 79”, stabilendo, all’art. 5.2, che “La 

conclusione, direttamente o attraverso l’interposizione di un terzo, del contratto per il servizio di 

dispacciamento e del contratto per il servizio di trasporto è condizione per immettere o prelevare 

energia elettrica dalla rete con obbligo di connessione di terzi”. In argomento, v. Silvi, Marco Q., 

Saggi – Essays - Il concetto di dispacciamento nel diritto dell’energia. Un contributo analitico, 

in Notizie di Politeia: Rivista di etica e scelte pubbliche, v. 26, n. 97, (2010), p. 40; M. Maugeri, 

L'obbligo di dispacciamento prioritario e i costi di sbilanciamento, in G. Napolitano e A. Zoppini 

(a cura di), Annuario di diritto dell'energia, pp. 239-245; C. Ferrari, Inedite declinazioni 

dell’autonomia contrattuale a servizio della flessibilità e dell’equilibrio energetico. Dai contratti 

retail al demand response, in Osservatorio del diritto civile e commerciale, v. 8, n. 2, (2019), pp. 

284-294. 
46 L’art. 4, comma 4.4, della delibera AEEG n. 111/06, ha stabilito, a tal fine, che “La conclusione 

dei contratti di dispacciamento, trasmissione e distribuzione deve avvenire in forma scritta. 

L’interposizione di un terzo ai fini della conclusione dei contratti per il servizio di trasmissione e 

di distribuzione e per il servizio di dispacciamento ha la forma di un mandato senza 

rappresentanza: il soggetto che stipula i due contratti deve essere il medesimo. Questi risponde 

delle obbligazioni che dagli stessi contratti traggono titolo nei confronti dell’esercente il servizio 

di trasmissione o di distribuzione e di Terna”. 
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competitive nel mercato al dettaglio, beneficiando di condizioni tariffarie migliori 

rispetto allo scenario pregresso. 

Tuttavia, l’ingresso di nuove imprese nel mercato mostrò sin da subito 

l’inadeguatezza di un assetto infrastrutturale inizialmente pensato per avere un unico 

interlocutore dal lato dell’offerta di energia, rivelando quali ostacoli si frapponessero 

all’idea di un mercato aperto alla libera negoziazione di ingenti volumi di energia in 

tutto il territorio nazionale.  

 

4. I limiti del modello concorrenziale e le ripercussioni sul mercato nazionale 

 

Nonostante la liberalizzazione del settore abbia in seguito raggiunto anche il 

segmento della vendita di energia ai clienti domestici, disposta, molto più tardi, dal 

D.L. n. 73/200747, la consistenza del mercato e la schiera di attori in campo hanno 

mantenuto un solido posizionamento, ostacolando a lungo le prospettive di apertura 

attese dal quadro di riforma. In particolare, la permanenza di imprese verticalmente 

integrate nei settori della generazione, della distribuzione e della fornitura di energia 

elettrica, riconducibili al medesimo gruppo societario nato dalla compartizione 

dell’ex monopolista, hanno favorito il consolidamento di una posizione di dominio 

già esercitata nel mercato della vendita al dettaglio. Infatti, la possibilità di usufruire 

di un branding già noto ai consumatori finali, di canali interni al gruppo per l’accesso 

diretto ai dati di consumo, unitamente al prolungato mantenimento di un regime 

regolato dei prezzi per alcune categorie di clienti finali, hanno dato luogo a uno 

scenario di profonda disparità tra il precedente monopolista (cd. incumbent) le 

imprese entranti, tradottasi in una condizione di vantaggio che ha compromesso a 

fondo l’obiettivo di apertura del mercato48.  

 
47 Decreto Legge del 18 giugno 2007, n. 73, recante “Misure urgenti per l’attuazione di 

disposizioni comunitarie in materia di liberalizzazione dei mercati dell’energia”, convertito con 

modificazioni dalla L. 3 agosto 2007, n. 125. In particolare, l’art. 1, comma 2, del D.L. cit. 

stabiliva che “A decorrere dal 1° luglio 2007 i clienti finali domestici hanno diritto di recedere 

dal preesistente contratto di fornitura di energia elettrica come clienti vincolati, secondo modalità 

stabilite dall'Autorità per l'energia elettrica e il gas, e di scegliere un fornitore diverso dal proprio 

distributore.”. 
48 In concomitanza della liberalizzazione del segmento della fornitura di clienti domestici, il D.L. 

n. 73 del 2007 istituiva il cd. Servizio di Maggior Tutela con l’obiettivo di garantire la fornitura 

di energia ai clienti finali quali famiglie e microimprese che non avessero optato per la scelta un 
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A ciò, inoltre, si è affiancata l’inefficacia delle misure di riequilibrio destinate 

a intervenire dal lato della domanda, che avrebbero richiesto interventi di maggiore 

incisività, quali l’abolizione del regime di tutela o la promozione di campagne 

informative indirizzate ai consumatori per sollecitare l’esercizio del diritto di recesso 

dai precedenti accordi di fornitura49. La maggior parte dei consumatori non ha così 

optato per la scelta di un fornitore del mercato libero, continuando a mantenere 

invariato il rapporto di fornitura nell’ambito del regime tutelato, il cui principale 

fornitore rimane l’impresa ex monopolista50. 

 
venditore del mercato libero. Tuttavia, le uniche imprese ammesse a vendere energia tramite 

questo strumento erano soltanto quelle verticalmente integrate nella filiera della distribuzione. 

Sul punto, va segnalata l’istruttoria avviata dall’AGCM nel maggio del 2017 nei confronti del 

gruppo Enel, contestando la supposta violazione dell’art. 102 TFUE in considerazione 

dell’adozione di strategie di mercato tendenti a “sfruttare la posizione dominante detenuta nel 

mercato della vendita retail di energia elettrica per alterare le dinamiche competitive del 

medesimo mercato in danno dei concorrenti”. In particolare, nel provvedimento (n. A511) si 

legge che “le risultanze istruttorie mostrano che il gruppo Enel ha posto in essere una strategia 

commerciale/industriale omogenea su tutti i territori nei quali detiene una posizione dominante, 

finalizzata a contrattualizzare, con proprie offerte di fornitura energetica sul mercato libero, la 

base clienti servita in regime di maggior tutela nelle aree di pertinenza di e-distribuzione; a tal 

fine, il gruppo Enel ha illegittimamente utilizzato le proprie prerogative di operatore integrato, 

quali i dati di contatto della base clienti tutelata, indisponibili ai concorrenti”. Al termine 

dell’istruttoria, l’AGCM ha concluso che “Enel S.p.a., Servizio Elettrico Nazionale S.p.a. e Enel 

Energia S.p.a. hanno posto in essere un abuso di posizione dominante in violazione dell’art. 102 

TFUE, consistente nell’adozione di una strategia escludente realizzata mediante l’utilizzo 

illegittimo, al fine di competere con i propri concorrenti nell’acquisizione di contratti di vendita 

di energia elettrica a condizioni di libero mercato, dei dati di contatto della base clienti tutelata 

acquisiti mediante il meccanismo del consenso privacy per finalità commerciali”, comminando 

una sanzione di circa 93 milioni di euro. Per una ricostruzione dei principali interventi in materia 

di Antitrust all’indomani della liberalizzazione dei settori dell’energia elettrica e del gas è offerta 

da C. De Vincenti, Regolazione e antitrust nelle public utilities, ovvero il “passo a due”, in C. 

Rabitti Bedogni e P. Barucci (a cura di), Studi celebrativi del Ventennale dell'Autorità Garante 

della Concorrenza e del Mercato, Torino, Giappichelli. In argomento, v. anche E. Bruti Liberati, 

Le scelte dell’Autorità garante della concorrenza e del mercato tra tecnica e politica: il caso 

delle essential facilities, in Conc. Mercato, 1998, 449 ss. 
49 Solo di recente, a seguito della L. 4 agosto 2017 , n. 124, “Legge annuale per il mercato e la 

concorrenza”, veniva istituito il Portale delle Offerte presso l’Acquirente Unico, con il quale è 

possibile consultare via web le offerte commerciali di vendita di energia elettrica (e gas) 

disponibili per i clienti finali. Tale strumento rappresenta un tentativo (piuttosto tardivo) di 

correggere l’assenza di un meccanismo comparativo delle offerte di energia presenti su tutto il 

territorio nazionale 
50 Come evidenziato dall’AGCM in occasione della segnalazione presentata al Presidente del 

Consiglio dei Ministri in merito alla proposta di DDL annuale sul mercato e la concorrenza 

dell’anno 2021, “Il fornitore di Maggior Tutela, infatti, può strategicamente procedere allo 

“svuotamento” del proprio bacino di clienti tutelati, spostandoli sul mercato libero come clienti 

dell’impresa del proprio gruppo attiva su tale mercato […] come confermato da alcuni 
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Circostanza che ha ristretto gli spazi per l’ingresso di operatori concorrenti 

nel segmento della vendita di energia ai clienti domestici, considerata la difficoltà di 

costruire una base clienti sufficientemente ampia da garantire economie di scala 

adeguate. Ciò ha reso più complesso il contenimento dei rischi finanziari legati alla 

copertura dei costi operativi del servizio di fornitura, compromettendo la capacità 

delle imprese entranti di operare nel mercato in condizioni di parità con l’ex 

monopolista. Ne è derivato, così, un quadro che da tempo registra un elevato livello 

di concentrazione del settore della vendita di energia al dettaglio, impedendo il libero 

esplicarsi delle dinamiche concorrenziali verso cui tendeva l’obiettivo che aveva 

ispirato la riforma del settore51.  

Lo scenario appena descritto ha avuto, inoltre, un riverbero significativo sul 

processo di formazione dei prezzi dell’energia nei mercati, quantomeno sotto un 

duplice profilo. Da un canto, la permanenza dell’impresa ex monopolista nei 

comparti della produzione, della distribuzione, e della vendita al dettaglio ha 

consentito a quest’ultima di mettere in atto pratiche commerciali dirette a ridurre il 

margine di competitività delle offerte praticate da altri fornitori, potendo esercitare 

un’influenza simultanea sui prezzi che si formano nei mercati all’ingrosso e al 

dettaglio. Dall’altro, le scelte legate alla tipologia di fonti impiegate per produrre 

 
procedimenti per abuso di posizione dominante condotti recentemente dall’Autorità, ogni ritardo 

nel processo di abbandono del regime di regolazione del prezzo viene utilizzata strategicamente 

dagli operatori dominanti verticalmente integrati per trasferire la propria clientela tutelata su 

proprie offerte a mercato libero: secondo i dati prodotti dal regolatore di settore, il 60% dei clienti 

che passano a mercato libero sceglie infatti l’offerta del proprio ex fornitore”.  
51 In tal senso, v. L. Napolitano, C. Zabala, European barriers in retail energy markets – Italy 

country handbook, Publications Office, 2021, https://data.europa.eu/doi/10.2833/688289. 

Secondo i dati disponibili all’interno della sezione Monitoraggio mercato retail del portale 

ARERA, nell’anno 2012 l’ex monopolista era titolare di una quota di mercato relativa alla 

fornitura di energia ai clienti domestici pari al 50,2%, valore che raggiunge il 72,8% se si tiene 

conto dei primi tre gruppi societari presenti sul mercato. Indice che, di per sé, esprime un livello 

elevato di concentrazione del settore, sintomo di una dinamica concorrenziale deficitaria e 

incompiuta. Se si guarda al dato dell’anno 2021, la composizione del mercato della vendita al 

dettaglio non è di molto cambiata, visto che i primi tre gruppi societari occupano ancora una 

quota del segmento retail pari al 60,7% (il cui 43,8% nella titolarità dell’ex monopolista). È bene 

evidenziare che tali dati non tengono conto dell’incidenza del Servizio di Maggior Tutela, con 

riferimento al quale i tre principali gruppi societari detengono quote importanti di clienti che 

accedono a tale regime. Questo dato indurrebbe quindi a rivedere al rialzo le stime appena 

prospettate. Sul punto, esprime forti preoccupazione la segnalazione dell’AGCM cui si è già fatto 

cenno nella nota prec.  

https://data.europa.eu/doi/10.2833/688289
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energia e la presenza di una cerchia ristretta di produttori operanti sul mercato hanno 

condizionato l’andamento dei prezzi all’ingrosso, per via dell’incidenza delle 

tecnologie più obsolete che fanno ricorso ai combustibili fossili52. In tal modo, il 

prezzo che si va formando nei mercati all’ingrosso, dal quale dipende poi, a valle, il 

prezzo praticato dalle imprese di fornitura ai clienti finali, è rimasto sostanzialmente 

agganciato ai costi di produzione di tali impianti, e dunque alle fluttuazioni di prezzo 

delle materie prime53. 

 

5. Le radici della transizione verso un mercato dell’energia da fonti rinnovabili  

 

Le vicende messe in luce nei paragrafi precedenti rappresentano il retroscena 

a partire dal quale ha preso forma un percorso di graduale trasformazione del settore, 

la cui genesi si ricollega all’evoluzione del panorama tecnologico, climatico e 

politico. La perdurante condizione di vulnerabilità dei mercati energetici nazionali, 

esposti alle fluttuazioni dei prezzi dei combustibili fossili importati da paesi terzi, ha 

messo in luce la disparità strutturale tra gli Stati membri54. Ciascuno, nell’ambito 

 
52 Tale condizione è in buona parte conseguenza dall’adozione del criterio del cd. “prezzo 

marginale” (cd. System Marginal Price-SMP), secondo cui il prezzo dell’energia dei mercati 

all’ingrosso viene livellato sul valore dell’ultima offerta accettata per ordine crescente di costo 

entro la chiusura dell’intervallo di negoziazione giornaliero. Tale meccanismo è ispirato 

all’obiettivo di garantire la sostenibilità economica dei costi di produzione delle tecnologie, 

solitamente riconducibili alle fonti fossili, che sono in grado di colmare la domanda giornaliera 

tramite l’offerta continua di energia. Diversamente, l’adozione di un criterio di prezzo 

consistente, ad es., nella media delle offerte presentate, ovvero di altro tipo quale quello cd. Pay 
as bid (PAB), potrebbe indurre verso una fuoriuscita dal mercato degli impianti con costi 

operativi più elevati. In argomento, v. F. Donati, La proposta di riforma del mercato dell’energia 

elettrica dell’Unione europea, in Rivista della Regolazione dei mercati, 1/2023, nota 1. 
53 Da ultimo, la crisi energetica innescata dal conflitto russo-ucraino ha messo a nudo 

l’inadeguatezza del meccanismo in questione. Nel momento in cui le fluttuazioni del prezzo del 

gas, già nel corso del 2021, hanno registrato i primi aumenti, il prezzo dell’energia elettrica nei 

mercati all’ingrosso (PUN) è aumentato in misura corrispondente, sino a raggiungere, nel mese 

di agosto 2022, un valore medio mensile di 543,15 €/MWh, con punte giornaliere superiori agli 

800 €/MWh. Tale dato non deve stupire se si tiene conto che nel medesimo periodo l’incidenza 

del gas rispetto al mix di fonti è stata pari al 49,3%. Fonte: GME, 

https://www.mercatoelettrico.org/it/MenuBiblioteca/Documenti/202208_Dati_di_sintesi_mensil

e.pdf  
54 Il prezzo dell’energia elettrica in Italia risulta infatti tra i più alti della media europea. In 

particolare, nel 2023 le bollette elettriche degli italiani sono costate il 23% in più rispetto alla 

media Ue. Fonte: Relazione della Commissione al Parlamento europeo, al Consiglio, al Comitato 

economico e sociale europeo e al Comitato delle regioni, Relazione su prezzi e costi dell'energia 

https://www.mercatoelettrico.org/it/MenuBiblioteca/Documenti/202208_Dati_di_sintesi_mensile.pdf
https://www.mercatoelettrico.org/it/MenuBiblioteca/Documenti/202208_Dati_di_sintesi_mensile.pdf
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della propria strategia interna di approvvigionamento, ha di fatto neutralizzato i 

benefici attesi dalla liberalizzazione del settore e dalla creazione di un mercato unico 

europeo. Complice di questo risultato è stata la presenza di vincoli bilaterali di 

approvvigionamento con i paesi terzi esportatori di combustibili fossili, che ogni 

Stato membro ha preferito gestire in maniera indipendente da un’azione coordinata a 

livello europeo, onde evitare di compromettere il proprio equilibrio interno, 

frustrando, così, gli obiettivi di coesione della politica energetica comunitaria55.  

Su tali basi, ha iniziato a farsi strada l’idea secondo cui lo sviluppo di una 

strategia energetica comune a tutti paesi membri avrebbe facilitato il superamento 

dell’approccio individualistico delle politiche energetiche nazionali56. L’obiettivo di 

creare un mercato interno dell’energia ha posto al centro la necessità di estendere 

l’azione di cooperazione verso un rafforzamento della strategia energetica comune, 

non limitata, cioè, all’armonizzazione delle normative nazionali. Al tempo stesso, 

l’affermarsi di politiche internazionali più incisive per la tutela del clima ha creato le 

condizioni per integrare gli obiettivi della strategia energetica europea nel contesto 

delle misure di sostegno alle fonti non convenzionali di energia, intensificando 

l’azione di diversificazione dei canali di approvvigionamento verso le fonti 

energetiche aventi un minore impatto climatico57.  

In tale prospettiva, si è cercato di conferire maggiore efficacia alla politica 

energetica europea mediante una strategia comune, basata su strumenti più vincolanti 

per le politiche nazionali, con l’obiettivo di migliorare la sostenibilità, la 

 
in Europa, 2024, COM(2024) 136 final. Su tale risultato pesa in maniera decisiva l’influenza del 

gas nella composizione del mix energetico nazionale. Secondo i dati pubblicati dal GSE S.p.a., 

nell’anno 2023 la generazione di energia elettrica da gas naturale ha registrato un dato pari al 

42,99%. 
55 A. Clò, L’impervio e incompiuto cammino verso il mercato unico europeo dell’energia, in A. 

Clò, S. Clò, F. Boffa (a cura di) Riforme Elettriche tra efficienza ed equità, cit., 41. 
56 Il riferimento è alle politiche avviate a partire dal Libro bianco “Una politica energetica per 
l’Unione Europea”, COM (95) 682, seguito dal Libro verde “Verso una strategia europea di 

sicurezza dell’approvvigionamento energetico”, COM (2000) 769. 
57 In argomento S. Nespor, La lunga marcia per un accordo globale sul clima: dal protocollo di 
Kyoto all'accordo di Parigi, in Rivista trimestrale di diritto pubblico, v. , n. 1, (2016), pp. 81-121; 

R. Fiorilla, Emigrazione - Ambiente: da Kyoto a Johannesburg. L'obiettivo dello sviluppo 
sostenibile, in Affari sociali internazionali, v. 30, n. 1, (2002), pp. 175-182; T. Scovazzi, Dal 

Protocollo di Kyoto all’Accordo di Parigi, in Rivista giuridica dell' ambiente, v. 36, n. 1, (2021), 

pp. 163-174. 
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competitività, l’interconnessione, e l’indipendenza del settore58. La ricerca di 

alternative ai combustibili fossili è divenuta, quindi, una priorità per l’Unione 

Europea, che da questa visuale ha inteso affermare il proprio sostegno alla sfida 

climatica internazionale, promuovendo, allo stesso tempo, un nuovo modello 

economico meno vincolato alle importazioni estere di combustibile, più inclusivo e 

sostenibile. 

Per rafforzare nel senso indicato l’azione delle istituzioni europee, l’art. 194 

del TFUE, entrato in vigore il 1° dicembre 2009, ha ricompreso “lo sviluppo di 

energie nuove e rinnovabili” tra gli obiettivi fondamentali che l’UE si prefigge di 

perseguire per il futuro sviluppo del settore59. Poco prima, nel marzo del 2007, il 

Consiglio europeo aveva adottato un documento programmatico, cd. obiettivo «20-

20-20», culminato con l’adozione, nel 2009, del cd. terzo pacchetto energia, il cui 

proposito era di ridurre le emissioni di gas serra del 20%, di aumentare l’efficienza 

energetica del 20% e, infine, di incrementare del 20% la quota di consumo di energia 

da fonti di energia rinnovabile (FER), il tutto entro il 2020. In linea con questo 

indirizzo, l’UE ha messo in atto una strategia di governance finalizzata a imporre 

obiettivi vincolanti per le politiche energetiche degli Stati membri, tra cui la 

ripartizione di quote minime di incremento nella produzione di energia da fonti 

rinnovabili (cd. burden sharing)60.  

 
58 V. cons. 31) alla Dir. 2003/54/CE, ove è chiarito che “Poiché gli obiettivi dell'azione proposta, 

cioè la realizzazione di un mercato interno dell'energia elettrica pienamente operativo, in cui 

prevalgano condizioni di concorrenza leale, non possono essere realizzati in misura sufficiente 

dagli Stati membri e quindi, in ragione della portata e degli effetti dell'azione, possono essere 

realizzati meglio a livello comunitario la Comunità può intervenire, conformemente al principio 

di sussidiarietà, di cui all'articolo 5 del trattato”. In argomento, F. Donati, La Commissione UE 
tra politica e regolazione dell’energia, in Rivista della regolazione dei mercati, 2018, n. 1, pp. 59 

e ss. 
59 Per una ricostruzione delle tappe fondamentali di questo percorso, v. M. Marletta, Energia. 
Integrazione europea e cooperazione internazionale, Giappichelli, Torino, 2011; F. Donati, La 

Roadmap 2050 e la governance europea dell’Energia, cit., p. 78. 
60 Tra i considerando alla Direttiva 2009/28/CE, ricompresa nell’accennato terzo  pacchetto 

energia, si legge che “La principale finalità di obiettivi nazionali obbligatori è creare certezza per 

gli investitori nonché stimolare lo sviluppo costante di tecnologie capaci di generare energia a 

partire da ogni tipo di fonte rinnovabile.”. Sul punto, v. F. Donati, La Roadmap 2050 e la 

governance europea dell’Energia, cit., pp. 67-80; C. Tintori, Energia e clima: il compromesso 

europeo, in Aggiornamenti sociali, febbraio 2009, pagg. 123 e ss. 
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Tali misure, accompagnate dal sostegno economico e da interventi di 

semplificazione normativa agli investimenti nel settore delle FER e dell’efficienza 

energetica, hanno avuto il pregio di incoraggiare la ricerca di soluzioni tecnologiche 

sempre più performanti e efficienti per la produzione di energia da fonti non 

convenzionali. L’effetto più evidente è stato di avviare la diffusione delle FER su 

larga scala, colmando quel divario tecnologico che in passato aveva ostacolato la 

ricerca di soluzioni alternative alle fonti fossili61. Seppur gradualmente, tale processo 

ha posto le basi per il superamento di un modello energetico di massa, creando le 

condizioni affinché queste nuove tecnologie fossero accessibili a soggetti diversi 

dagli attori tradizionalmente operanti nel segmento della produzione di energia.  

Ciò che ha inciso in maggior misura sulla trasformazione dello scenario 

pregresso riguarda, in particolare, la diversa scala di impiego delle tecnologie che 

adoperano fonti rinnovabili (quali ad es. il fotovoltaico o l’eolico). A differenza delle 

centrali a fonti fossili, le tecnologie alimentate da FER hanno trovato larga 

applicazione anche a livello residenziale e commerciale, dando modo a una platea 

più ampia di soggetti, privati cittadini e piccole e medie imprese, di produrre 

autonomamente energia elettrica. La particolare adattabilità delle FER ha favorito 

così l’avvio di una fase di profonda trasformazione del panorama energetico, 

portando verso una riduzione dei costi di tecnologie non convenzionali per la 

generazione di energia e un incremento della loro efficienza.  

A questo, ha fatto da supporto anche la digitalizzazione del settore energetico. 

Benché proprio di un percorso trasformativo più ampio, tale aspetto assume una 

propria centralità una volta declinato nel contesto delle misure finalizzate 

all’efficientamento degli usi finali di energia, anch’esso di rilievo prioritario nel 

quadrante delle politiche energetiche dell’UE (cd. Energy Efficiency First-EE1st 

principle)62. La digitalizzazione dei dati e l’implementazione di tecnologie per il 

 
61 Un’utile analisi dei “dei costi e dei ritorni” relativi alle scelte programmatiche confluite nel cd. 

“pacchetto energia-clima 2020” è offerta da P. Mattana, C. Pusceddu, Definizione e attuazione 

del pacchetto “energia e clima” a livello comunitario, nazionale e regionale: alcune riflessioni 
sugli aspetti valutativi, in Gazzetta Ambiente, n. 3/2013, pagg. 35 e ss. 
62 In argomento J.S. Broc et al. “What does the energy efficiency first principle mean in 
practice?”, Regulation, vol. 2, 18; T. Mandel et al., Conceptualising the energy efficiency first 

principle: insights from theory and practice. Energy Efficiency 15, 41 (2022); S. Yu et al., 

Applying the Energy Efficiency First principle based on a decision-tree framework, Energy 

https://enefirst.eu/wp-content/uploads/WSED2021_ENEFIRST_paper.pdf
https://enefirst.eu/wp-content/uploads/WSED2021_ENEFIRST_paper.pdf
https://doi.org/10.1007/s12053-022-10053-w
https://doi.org/10.1007/s12053-022-10053-w
https://doi.org/10.1007/s12053-022-10049-6
https://doi.org/10.1007/s12053-022-10049-6
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monitoraggio dei consumi hanno ridotto larga parte delle asimmetrie informative che 

hanno storicamente contraddistinto i rapporti tra le imprese di fornitura e i 

consumatori. Le implicazioni maggiori riguardano l’implementazione di dispositivi 

digitali attraverso cui i consumatori possono gestire in tempo reale il consumo 

energetico (cd. demand response). L’utilizzo di questi strumenti avanzati ha così 

abilitato i clienti finali all’esercizio di funzioni di controllo dei propri consumi 

dapprima non presenti, amplificando il grado di consapevolezza e di 

responsabilizzazione all’utilizzo delle risorse energetiche.  

L’innovazione tecnologica ha dunque aperto la strada verso una diversa 

prospettiva di evoluzione del settore, influendo non soltanto sulla possibilità di 

generare energia rinnovabile a impatto climatico zero, o quasi, bensì anche sul 

diverso modo di interpretare il ruolo del consumatore nel mercato. Il dibattito sulle 

FER, infatti, ha assunto tutt’altra direzione allorquando il venir meno degli ostacoli 

connessi al diverso grado di disponibilità e di accessibilità delle fonti energetiche ha 

inevitabilmente spostato la riflessione dal piano climatico - che in verità fa tutt’ora 

fatica a imporsi - a quello ideologico e politico, aprendo nuovi scenari in riferimento 

alla possibilità di configurare un accesso potenzialmente illimitato e indiscriminato 

alle fonti di energia63. L’ingresso di nuove soluzioni tecnologiche ha posto i 

consumatori di fronte a un’alternativa che era prima fortemente ostacolata dalla 

tipologia di fonti impiegate per produrre energia. Questi ultimi, nel tempo, hanno 

mostrato un crescente interesse al tema dell’auto-produzione e dell’autoconsumo di 

energia, contribuendo a ridurre la distanza che nello scenario pregresso teneva ben 

distinta la sfera dei fattori produttivi da quella della compagine di utenti-consumatori.  

Da qui, ha iniziato a farsi strada l’idea per cui le nuove condizioni di accesso 

alle risorse energetiche rendano non più differibile un intervento di maggior respiro, 

 
Efficiency 15, 42 (2022); T. Mandel et al., Investigating pathways to a net-zero emissions building 

sector in the European Union: what role for the energy efficiency first principle?, Energy 

Efficiency 16, 22 (2023). 
63 Sul punto, può condividersi quanto sostenuto da A. Moliterni, secondo cui “Sono infatti le 

innovazioni tecnologiche, i nuovi mezzi di produzione, i nuovi spazi di profitto a stimolare 

l’avvio di cicli economici e a determinare i grandi cambiamenti nella struttura dei sistemi 

economici, a cui poi conseguono le risposte del diritto e delle istituzioni: il che dovrebbe condurre 

a relativizzare la stessa rigidità della contrapposizione dicotomica tra autonomia dei privati e 

intervento pubblico”, A. Moliterni, Metamorfosi dell'intervento pubblico nell'economia, in 

Rivista della Regolazione dei Mercati, 1 (2024), p. 64. 

https://doi.org/10.1007/s12053-022-10049-6
https://doi.org/10.1007/s12053-023-10100-0
https://doi.org/10.1007/s12053-023-10100-0
https://doi.org/10.1007/s12053-023-10100-0
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capace di collocare i consumatori al centro del percorso di transizione attraverso la 

loro partecipazione attiva ai mercati energetici.
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CAPITOLO 2 

 

I NUOVI PROTAGONISTI DEI MERCATI ENERGETICI 

 

1. Una transizione a più vie. Premessa al quadro delle fonti normative.  

 

Le trasformazioni legate all’innovazione tecnologica del settore energetico 

hanno contribuito a delineare uno scenario di transizione nel quale il passaggio verso 

fonti energetiche non convenzionali non rappresenta l’unico elemento di discontinuità 

con l’impianto pregresso. Com’è noto, per garantire il raggiungimento degli obiettivi 

fissati dai programmi pluriennali di incremento della quota di fonti rinnovabili nei 

consumi energetici, gli Stati membri hanno nel tempo implementato misure di sostegno 

economico alla produzione da FER e all’efficientamento dei consumi. L’adozione di 

queste misure ha provocato cambiamenti significativi nel panorama energetico, non 

soltanto per via della crescente incidenza delle fonti rinnovabili sul sistema elettrico, 

quanto per aver ampliato la capacità dei consumatori di accedere a soluzioni 

tecnologiche con cui gestire in autonomia i propri consumi. L’istituzione di un quadro 

normativo che da tempo guarda con favore alla decarbonizzazione del settore ha avuto 

l’effetto di incoraggiare una parte dei consumatori ad autoprodurre energia in proprio, 

divenendo essi stessi dei produttori grazie all’impiego di tecnologie basate su fonti 

energetiche rinnovabili. Mossi dalle agevolazioni economiche e dalle misure di 

semplificazione amministrativa, i consumatori hanno quindi contribuito, nel tempo, ad 

accrescere la quota di impianti FER sulle reti elettriche. 

Tale circostanza, da un canto, ha assegnato maggiore centralità alla necessità di 

adeguare l’assetto dei mercati al funzionamento delle nuove infrastrutture energetiche, 

non più basate su fonti fossili programmabili, ma su risorse che per loro natura sfuggono 

al controllo programmatico dei processi produttivi64. La diffusione di impianti FER ha 

 
64 Basti pensare, ad esempio, all’imprevedibilità di fenomeni, quali il sole, il vento, il moto ondoso, 

e così via. Circostanza che, inoltre, produce non pochi riflessi sotto il profilo del ritorno economico 

degli investimenti in infrastrutture energetiche, tra cui quelli in nuova capacità di generazione di 

energia elettrica, riverberandosi sul prezzo praticato dai produttori nei mercati. Al riguardo, va 

considerato che l’impiego di tecnologie a fonti rinnovabili, quali ad es. il fotovoltaico o l’eolico, si 

caratterizza per la minore incidenza dei costi operativi (cd. Operational expenditure-OPEX) rispetto 

alle tecnologie che fanno uso di fonti energetiche tradizionali, venendo meno in questi casi i costi di 
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accresciuto, infatti, la volatilità dell’offerta di energia nei mercati, esponendo con più 

frequenza il sistema a situazioni in cui il disallineamento tra la produzione e il consumo 

richiede contromisure che non possono più fare appoggio sulla programmabilità delle 

fonti fossili. Dall’altro, lo sviluppo di soluzioni tecnologiche innovative, che consentono 

ai consumatori di gestire in tempo reale il consumo energetico e di produrre o di 

immagazzinare autonomamente energia, ha posto sotto un diversa luce la funzione di 

questi nel più ampio contesto di un mercato digitalizzato e interconnesso, governato 

dalle fonti rinnovabili. Ci si è chiesti, in particolare, quale formula fosse in grado di 

garantire livelli adeguati delle risorse e dei servizi veicolati sulle reti pubbliche nel 

momento in cui l’apparato centralizzato di produzione avrebbe lentamente fatto spazio 

a un modello distribuito, caratterizzato dall’instabilità dei processi produttivi. 

L’argomento ha rievocato tematiche che poggiano sull’analisi dell’efficienza allocativa 

e della remunerazione delle risorse energetiche, facendo emergere come un 

coinvolgimento diretto dei consumatori nei mercati aiuterebbe a contenere i costi (anche 

ambientali) della transizione entro limiti ragionevoli65.  

Su queste basi, il nuovo quadro strategico presentato dalla Commissione UE nel 

febbraio 2015 preannunciava l’implementazione di misure aggiuntive a quelle 

specificamente dirette ad accrescere la quota di energia prodotta da fonti rinnovabili66. 

Nel riaffermare la centralità degli obiettivi climatici, veniva sottolineato come 

l’evoluzione verso uno scenario caratterizzato dalla presenza di fonti non convenzionali 

 
approvvigionamento per la produzione di energia elettrica. Se ciò è vero, va parimenti tenuto conto 

del fatto che l’instabilità che contraddistingue i cicli di produzione delle FER genera anch’essa 

ripercussioni capaci di influenzare gli scenari economici, considerati i costi sostenuti dal sistema per 

supplire all’intermittenza che contraddistingue le FER dalle tecnologie convenzionali. 
65 P. Mattana, C. Pusceddu, “Definizione e attuazione del pacchetto “energia e clima” a livello 
comunitario, nazionale e regionale: alcune riflessioni sugli aspetti valutativi”, in Gazzetta 

Ambiente, n. 3/2013, pagg. 35 e ss. 
66 V. Comunicazione COM(2015) 80 final della Commissione UE del 25 febbraio 2015 dal titolo 

“Una strategia quadro per un'unione dell'energia resiliente, corredata da una politica lungimirante 

in materia di cambiamenti climatici”, nella quale si legge che (pp. 16 e 17) “Per integrare 

progressivamente ed efficacemente la produzione delle rinnovabili in un mercato che promuove le 

energie rinnovabili competitive e dà impulso all'innovazione, è necessario adeguare i mercati e le 

reti dell'energia alle caratteristiche di questa produzione. Occorre attuare pienamente la normativa 

vigente e le nuove regole di mercato, in modo da consentire la diffusione di nuove tecnologie, reti 

intelligenti e meccanismi di demand response per un'efficace transizione energetica […] la 

produzione di energia da fonti rinnovabili deve essere sostenuta mediante dispositivi basati sul 

mercato che tengano conto delle carenze del mercato stesso, garantiscano l'efficacia in termini di 

costi ed evitino sovracompensazioni e distorsioni”.  
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implichi a monte una “drastica trasformazione” del settore, attuabile tramite una 

revisione delle regole del mercato in senso più favorevole ai consumatori67. Tra le 

questioni dibattute, è stato evidenziato che lo sviluppo del settore implicherebbe, in ogni 

caso, una frattura con l’impianto tradizionale, non soltanto per il crescente impiego di 

nuove tecnologie da parte dei consumatori, quanto per le divergenze che, a monte, 

richiedono di adeguare le regole del mercato alle caratteristiche delle fonti rinnovabili. 

Per integrare pienamente le FER nel sistema è necessario, infatti, che i mercati energetici 

siano ancor più flessibili e resilienti del passato, capaci di controbilanciare l’assenza di 

fonti programmabili sulle reti nei  momenti in cui le rinnovabili non riuscirebbero, da 

sole, a soddisfare la domanda di energia elettrica. 

In tale prospettiva, l’apporto dei consumatori è visto anzitutto come possibile 

contrappeso con cui mitigare gli effetti legati all’instabilità delle FER. La diffusione di 

tecnologie che consentono di gestire in maniera attiva e localizzata la produzione e il 

consumo di energia può offrire un aiuto significativo all’equilibrio del sistema, 

allineando la domanda all’effettiva disponibilità di energia sulle reti68. A ostacolare tale 

obiettivo, tuttavia, ha sin qui contribuito la presenza di limiti di natura normativa, che 

nel complesso hanno impedito ai consumatori di utilizzare appieno il potenziale delle 

tecnologie in loro possesso e di operare come parte integrante e dinamica del sistema. 

In particolare, la rigida suddivisione tra mercati all’ingrosso, ove hanno luogo le 

negoziazioni di tutti i prodotti e servizi energetici, ai quali però non hanno accesso i 

consumatori, e mercati al dettaglio, in cui essi acquistano energia dalle imprese fornitrici 

per gli usi finali, preclude ogni spazio per contribuire all’organizzazione delle risorse di 

rete. Si è quindi posta la necessità di rivedere l’impianto originario dei mercati 

energetici, creando le condizioni affinché i consumatori possano utilizzare le reti 

 
67 “la nostra visione è quella di un’Unione dell'energia che mette in primo piano i cittadini che 

svolgono un ruolo attivo nella transizione energetica, si avvantaggiano delle nuove tecnologie per 

pagare di meno e partecipano attivamente al mercato, e che tutela i consumatori vulnerabili”, 

COM(2015) 80 final, p. 2. In argomento, T. Favaro, Regolare la «transizione energetica»: Stato, 

mercato, innovazione, CEDAM, 2020, p. 30-35. 
68 Su questo aspetto si sofferma particolarmente la Comunicazione della Commissione UE del 15 

luglio 2015, COM(2015) 340 final, dal titolo «Avvio del processo di consultazione pubblica sul 

nuovo assetto del mercato dell'energia». In letteratura, v. T. G. Iliopoulos, Regulating Smart 
Distributed Generation Electricity Systems in the European Union, in Leonie Reins (ed) Regulating 

New Technologies in Uncertain Times. Information Technology and Law Series, vol 32. T.M.C. 

Asser Press, The Hague, 2019, p. 156. 
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pubbliche non più in funzione del solo consumo finale di energia, bensì per scambiare 

anch’essi prodotti e servizi energetici nei mercati, facendo impiego di tecnologie di scala 

inferiore.  

Il collegamento tra gli obiettivi climatici e l’esigenza di rinnovamento delle 

regole di funzionamento dei mercati rappresenta, dunque, la duplice visuale a partire 

dalla quale il legislatore europeo ha dato avvio a un processo più esteso di riforma del 

settore energetico, che ha preso forma con il quarto pacchetto energia (cd. Clean Energy 

for All Europeans Package o Clean Energy Package, abbreviato con la sigla “CEP”)69. 

La strategia delineata dal Clean Energy Package è considerata alquanto ambiziosa. Essa 

propone, non soltanto, di raggiungere in tempi brevi la decarbonizzazione del settore e 

l’indipendenza dalle fonti di approvvigionamento estere70. Al contempo, mira a 

instaurare un assetto nuovo del mercato energetico, sul presupposto che il contributo dei 

consumatori alla transizione rappresenti la soluzione più efficace per adeguare il sistema 

all’impiego di fonti dotate di caratteristiche profondamente diverse da quelle 

convenzionali. Per conferire maggiore incisività a tali obiettivi, il legislatore europeo ha 

articolato su distinti atti normativi, suddivisi tra direttive e regolamenti, l’insieme di 

principi che gli Stati membri hanno il compito di attuare all’interno dei rispettivi 

ordinamenti. Simile scelta emerge con particolare evidenza dall’esame delle fonti che, 

 
69 Sul tema, v. E. Bruti Liberati, M. De Focatiis, A. Travi, La transizione energetica e il Winter 

Package. Politiche pubbliche e regolazione dei mercati, CEDAM (2018); E. Bruti Liberati, Le 
politiche di decarbonizzazione e i loro riflessi sulla costituzione economica e sulla governance 

europea e nazionale, in Diritto Pubblico, 2021, p. 415 ss.; F. Donati, Il Green Deal e la governance 

europea dell’energia e del clima, in Rivista della regolazione dei mercati, 2022, p. 13 ss.; P. Bertolini, 

A. Gemmo, Clean energy package – la transizione verso l’unione dell’energia, in Riv. giur. amb. 

(RGA online), n. 3/4 – luglio/agosto 2019, pp. 1 ss. 
70 Obiettivo che, di recente, è stato nuovamente oggetto di interesse da parte delle istituzioni europee 

con il cd. “Piano REPowerEU”, presentato nel maggio 2022 dalla Commissione UE. Detto Piano 

rappresenta un tassello centrale per l’attuazione della nuova strategia climatica denominata “Fit for 
55%”, la quale punta a ridurre di almeno il 55% le emissioni nette di gas a effetto serra entro il 2030, 

sino a conseguire la completa neutralità climatica entro il 2050. In linea con questi obiettivi, il Piano 

REPowerEU fissa in 1.236 GW la soglia di capacità da fonti rinnovabili che l’UE ha il compito di 

conseguire entro il 2030. In particolare, di stretta funzionalità per gli obiettivi di detto Piano è la cd. 

“EU solar energy strategy”, secondo cui il principale contributo al raggiungimento degli obiettivi 

fissati dal Piano REPowerEU dovrà provenire dal fotovoltaico, per il quale si prevede un target di 

nuova capacità entro il 2025 pari a 320 GW, e di almeno 600 GW entro il 2030, segnando un forte 

distacco dal contingente di capacità fotovoltaica attuale, che in tutta Europa è pari a 263 GW (fonte: 

SolarPower Europe (2023), EU Market Outlook for Solar Power 2023-2027). In argomento, v. S. 

Saluzzo, La corsa al sostegno della transizione energetica: verso una nuova politica industriale 

europea?, in Rivista della Regolazione dei mercati, 1/ 2023, pp. 149-172. 
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nel loro insieme, tratteggiano la nuova fisionomia del consumatore, conferendogli gli 

strumenti per prendere parte, in forma individuale o aggregata, allo scambio di beni e 

servizi energetici (cd. empowerment)71. 

Il primo dato su cui concentrarsi è rappresentato dalla Direttiva UE 2018/2001 

(cd. REDII), dedicata alla “promozione dell’uso dell’energia da fonti rinnovabili”72. 

Tale Direttiva, che inizialmente fissava al 32% la quota di energia rinnovabile nei 

consumi finali entro il 2030, soglia in seguito aumentata al 42,5%, persegue l’obiettivo 

di favorire il più possibile la diffusione delle energie rinnovabili nel territorio 

dell’Unione73. La REDII si pone in chiara continuità con la strategia energetica già 

tracciata dalla politica europea, che punta alla graduale decarbonizzazione del settore, 

favorendo la creazione di un’economia a basse emissioni, senza con ciò pregiudicare i 

livelli di competitività e di innovazione del mercato. In linea con questa visione, la 

REDII prende di mira i principali ambiti nei quali l’impiego di risorse energetiche può 

beneficiare dell’apporto di fonti a energia pulita. Essa, infatti, individua le misure che 

ciascuno Stato membro ha l’obbligo di implementare per accrescere l’utilizzo delle FER 

all’interno dei propri confini, dunque non soltanto correlate al consumo di energia 

elettrica ma, ad es., anche termica o dei trasporti. Nel quadro di questi obiettivi, il 

legislatore riserva particolare attenzione al ruolo dei consumatori nell’agevolare la 

decarbonizzazione dei consumi che li vedono direttamente coinvolti come utilizzatori 

finali delle risorse energetiche. A questi, come si vedrà meglio nel prosieguo, la 

normativa riconosce diritti che rappresentano indubbiamente una novità nel panorama 

energetico, abilitandoli a partecipare ai mercati energetici secondo una rinnovata veste 

che li pone a metà tra la figura del produttore e del consumatore di energia (cd. 

“prosumer”). Il riferimento, in particolare, è ai soggetti che il testo della Direttiva REDII 

 
71 T. Favaro, ibidem, p. 32. 
72 Direttiva (UE) 2018/2001 del Parlamento europeo e del Consiglio dell’11 dicembre 2018 sulla 

promozione dell’uso dell'energia da fonti rinnovabili. 
73 In particolare, l’art. 3, nella sua formulazione originaria, stabiliva che “Gli Stati membri 

provvedono collettivamente a far sì che la quota di energia da fonti rinnovabili nel consumo finale 

lordo di energia dell'Unione nel 2030 sia almeno pari al 32 %”. In seguito, l’approvazione del piano 

straordinario di abbandono dalle forniture del gas, adottato in risposta alla crisi tra Russia e Ucraina, 

ha portato all’adozione della Direttiva UE 2023/2413 del Parlamento europeo e del Consiglio del 18 

ottobre 2023, cd. “REDIII”, che, tra le altre, ha rivisto al rialzo gli obiettivi inizialmente fissati, 

modificando l’originario art. 3 nel senso che segue: “Gli Stati membri provvedono collettivamente 

a far sì che la quota di energia da fonti rinnovabili nel consumo finale lordo di energia dell’Unione 

nel 2030 sia almeno pari al 42,5%”. 
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identifica come «autoconsumatore di energia rinnovabile», «autoconsumatori di energia 

rinnovabile che agiscono collettivamente», e «comunità di energia rinnovabile» (nel 

seguito “CER”), disciplinate dagli artt. 2, 21, e 22.  

Accanto alle disposizioni della Dir. REDII, la normativa europea affianca un 

ventaglio altrettanto ampio di previsioni che interessano l’ambito di disciplina relativo 

al funzionamento del mercato interno dell’energia elettrica, cui si dedica anzitutto la 

Direttiva UE 2019/944 (cd. IMED)74. Come anticipato poc’anzi, l’intervento del 

legislatore su questo versante rappresenta una scelta che, per certi versi, risulta quasi 

imposta dall’esigenza di adeguare le regole del mercato al crescente impiego di fonti 

rinnovabili sulle reti. Al contempo, la ricerca di un nuovo equilibrio mira a rafforzare 

gli obiettivi di decarbonizzazione in coerenza con l’evoluzione dello scenario 

energetico, indirizzando l’azione di riforma verso una diversa composizione di ruoli nel 

mercato. Per tale via, la Dir. IMED punta ad “adattare le norme sul mercato dell'Unione 

alla nuova realtà del mercato”75, sul presupposto che i consumatori possano offrire, 

anch’essi, un contributo effettivo alla flessibilità richiesta dal sistema elettrico a seguito 

della conversione verso le fonti rinnovabili. Nel preambolo alla Direttiva si legge, 

infatti, che “un valido assetto del mercato dell'energia elettrica è il fattore chiave per la 

diffusione dell’energia rinnovabile”76, evidenziando come a fare da freno alla 

costruzione di un mercato competitivo e liberalizzato contribuisca la sussistenza di 

ostacoli normativi che impediscono ai consumatori di partecipare alla negoziazione di 

beni e servizi energetici. 

A tal fine, la Dir. IMED getta le basi per la costruzione di un mercato dell’energia 

elettrica in cui i consumatori assumono un ruolo chiave per il futuro sviluppo del settore, 

ragion per cui offre anch’essa un’utile visuale per osservare i profili di discontinuità con 

l’impianto normativo pregresso. Il primo di questi, cui è dedicata la trattazione di questo 

capitolo, deriva dal riconoscimento di nuovi diritti ai consumatori, rafforzandone la 

tutela come utilizzatori finali di energia elettrica, nonché, soprattutto, abilitandoli a 

partecipare in maniera attiva al mercato. In tale contesto, si collocano fattispecie 

pressoché speculari a quelle cui fa menzione la Dir. REDII, la cui disciplina andrà quindi 

 
74 Direttiva (UE) 2019/944 del Parlamento europeo e del Consiglio del 5 giugno 2019 relativa a 

norme comuni per il mercato interno dell'energia elettrica e che modifica la direttiva 2012/27/UE. 
75 V. cons. 3) alla Dir. IMED. 
76 V. cons. 9) alla Dir. IMED. 
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ricostruita avendo riguardo al nesso di interdipendenza e di complementarietà tra gli 

ambiti cui si dedicano le due Direttive. L’uno, come anticipato, finalizzato a promuovere 

l’uso di fonti rinnovabili; l’altro, di pari rilievo, inteso a creare le condizioni di mercato 

per perseguire con maggior efficacia il comune obiettivo di decarbonizzare il settore 

dell’energia elettrica.  

Una duplice angolatura che, di riflesso, ha avuto un analogo riverbero sul 

processo di recepimento intero delle Direttive UE. Com’è noto, dopo una fase 

sperimentale di attuazione77, la promulgazione dei decreti legislativi 199 e 210 dell’8 

novembre 2021 ha segnato il definitivo ingresso nell’ordinamento interno dei principi 

stabiliti dalle Dir. REDII e IMED. Il primo dei due decreti, seguendo lo schema della 

Dir. REDII, si dedica all’attuazione delle misure finalizzate ad “accelerare il percorso di 

crescita sostenibile del Paese […] in coerenza con gli obiettivi europei di 

decarbonizzazione del sistema energetico al 2030 e di completa decarbonizzazione al 

2050”78. Il secondo, che interessa più specificamente il mercato nazionale dell’energia 

elettrica, concerne invece l’attuazione di più atti normativi, dal momento che in esso 

confluiscono non soltanto i principi della Dir. IMED, bensì, come si capirà meglio nel 

cap. III, anche quelli del Reg. UE 2019/94379.  

Ai decreti di attuazione, infine, ha fatto seguito l’elaborazione di una ricca 

cornice di regole di secondo livello ad opera dell’Autorità nazionale di regolazione del 

settore (ARERA), cui la normativa primaria ha demandato il compito di attuare gli 

indirizzi generali sanciti dai decreti suddetti. Fonti, queste ultime, che in tale contesto 

assumono un rilievo tutt’altro che secondario, giacché, come si vedrà, dotati di valenza 

complementare e, in certa misura, conformativa, rispetto alle indicazioni date dal 

legislatore europeo e nazionale. 

 

 
77 Il riferimento è all’art. 42bis del D.L. 162/2019, convertito con modificazioni dalla L. 28 febbraio 

2020, n. 8, che ha dato parziale attuazione alle disposizioni degli artt. 21 e 22 della Dir. REDII. 
78 In tal senso si esprime l’art. 1, co. 1, del d.lgs. 199/2021. 
79 Il d.lgs. 210/2021 è infatti intitolato “Attuazione della direttiva UE 2019/944, del Parlamento 

europeo e del Consiglio, del 5 giugno 2019, relativa a norme comuni per il mercato interno 

dell'energia elettrica e che modifica la direttiva 2012/27/UE, nonché recante disposizioni per 

l'adeguamento della normativa nazionale alle disposizioni del regolamento UE 943/2019 sul mercato 

interno dell'energia elettrica e del regolamento UE 941/2019 sulla preparazione ai rischi nel settore 

dell'energia elettrica e che abroga la direttiva 2005/89/CE”. 
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2. Dal cliente finale al prosumer energetico. Cenni alla disciplina 

dell’autoconsumatore di energia rinnovabile.  

 

 Come preannunciato, la cornice di regolamentazione cui si dedicano le Direttive 

REDII e IMED contiene una serie di elementi che innovano rispetto alla funzione 

tradizionalmente assegnata ai consumatori in questo peculiare ambito di mercato. Tra le 

novità più significative per gli obiettivi di questa ricerca, va considerata la maggiore 

attenzione riposta dal legislatore europeo verso “la crescente incidenza 

dell’autoconsumo di energia rinnovabile”80. Di questa tematica si occupa, in particolar 

modo, la Dir. REDII, tra le cui finalità si inserisce, all’art. 21, l’istituzione di un “quadro 

favorevole alla promozione e agevolazione dello sviluppo dell'autoconsumo di energia 

rinnovabile”. Se è pur vero che l’autoconsumo non rappresenta un novum nello scenario 

energetico, nel tracciato segnato dalla nuova politica europea esso assume una diversa 

centralità, che può comprendersi a partire dall’esame dei soggetti cui il legislatore affida 

il ruolo di nuovi protagonisti dei mercati energetici. Nell’ambito dell’autoconsumo di 

energia rinnovabile, infatti, il legislatore concede nuovi diritti ai consumatori affinché, 

nella veste di prosumers, partecipino come parte attiva alla negoziazione di beni e 

servizi energetici. 

Alla figura del prosumer, nell’accezione più nota, viene comunemente associata 

l’immagine di un cliente finale che genera autonomamente energia rinnovabile per 

soddisfare il proprio consumo, svolgendo simultaneamente il ruolo di produttore e di 

consumatore81. Muovendo dalla definizione anzidetta, l’art. 2 della Dir. REDII 

introduce la figura dell’«autoconsumatore di energia rinnovabile», identificando come  

tale un “cliente finale che, operando in propri siti situati entro confini definiti o, se 

consentito da uno Stato membro, in altri siti, produce energia elettrica rinnovabile per il 

 
80 V. cons. 36) alla Dir. REDII.  
81 In argomento, v. M. Meli, Autoconsumo di energia rinnovabile e nuove forme di energy sharing, 

in Nuove leggi civ. comm., 2020, pp. 631-634; M. Maugeri, Elementi di criticità nell’equiparazione, 

da parte dell’AEEGSI, dei «prosumer» ai «consumatori» e ai «clienti finali», in Nuova giur. civ. 

comm., 2015, II, p. 406 ss.; Cseres, The Active Energy Consumer in EU Law, in European Journal 
of Risk Regulation, 2018;9(2), pp. 227-244; V. Cappelli, «Blockchain» e fornitura di energia. 

Riflessioni in materia di responsabilità tra decentralizzazione e tutela dei consumatori, in 

Osservatorio del diritto civile e commerciale, 5, 2019, pp. 335-364; L. Ruggeri, Consumatore e 

prosumerismo energetico nel quadro regolatorio europeo, in Actualidad Jurídica Iberoamericana, 

2022, 16-bis, p. 3290 ss. 
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proprio consumo e può immagazzinare o vendere energia elettrica rinnovabile 

autoprodotta purché, per un autoconsumatore di energia rinnovabile diverso dai nuclei 

familiari, tali attività non costituiscano l’attività commerciale o professionale 

principale”82. 

A questa figura può accostarsi quella di «autoconsumatori di energia rinnovabile 

che agiscono collettivamente», che dalla prima si distingue essenzialmente per il fatto 

di rappresentarne una proiezione appena più ampia, estesa cioè a un gruppo di 

autoconsumatori che “si trovano nello stesso edificio o condominio”83. La somiglianza 

tra le due fattispecie, del resto, è confermata dal fatto che entrambe si inseriscono 

all’interno della medesima cornice di disciplina, la cui base è rappresentata dall’art. 21 

della Dir. REDII, che ne fa unitariamente menzione sotto la rubrica “Autoconsumatori 

di energia da fonti rinnovabili”84. Tale norma, in particolare, invita gli Stati membri a 

implementare disposizioni nazionali che agevolino l’autoconsumo dei clienti finali, 

singoli o organizzati in gruppi, eliminando gli ostacoli normativi che limitano l’azione 

di questi soggetti nei mercati energetici85. 

L’autoconsumatore di energia rinnovabile è un soggetto, già cliente finale, che 

si distingue per il fatto di provvedere egli stesso a generare energia elettrica per 

soddisfare il proprio consumo (“produce energia elettrica rinnovabile per il proprio 

consumo”). Da ciò, l’autoconsumatore ne ricava, anzitutto, un risparmio sui propri 

consumi energetici, in quanto, così facendo, si approvvigiona in via autonoma rispetto 

al canale della fornitura di energia convenzionale. Per identificarsi come tale, la 

normativa prescrive che l’autoconsumatore si doti di un impianto di produzione di 

 
82 V. art. 2, n. 14), Dir. REDII. 
83 L’art. 2, n. 15), della Dir. REDII recita infatti che per «autoconsumatori di energia rinnovabile che 

agiscono collettivamente» si intende un “gruppo di almeno due autoconsumatori di energia 

rinnovabile che agiscono collettivamente ai sensi del punto 14) e si trovano nello stesso edificio o 

condominio”. 
84 L’art. 21, § 4, della Dir. REDII prescrive che “gli autoconsumatori di energia rinnovabile che si 

trovano nello stesso edificio, compresi condomini, siano autorizzati a esercitare collettivamente le 

attività di cui al paragrafo 2”, vale a dire quelle che riguardano il singolo autoconsumatore”. Lo 

stesso può dirsi con riferimento all’art. 30 del d.lgs. 199/2021, che sotto la rubrica “Autoconsumatori 

di energia rinnovabile” contiene la disciplina applicabile tanto ai singoli autoconsumatori quanto a 

quelli che agiscono collettivamente. 
85 Il riferimento è all’art. 21, § 6, della Dir. REDII. Simile enunciazione è presente anche all’art. 15, 

§ 2, della Dir. IMED in relazione ai «clienti attivi». 
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energia da fonti rinnovabili86. Circostanza su cui il quadro normativo, sia europeo che 

nazionale, non pone particolari limitazioni, al punto da ammettere che l’impianto di 

produzione possa essere anche “di proprietà di un terzo o gestito da un terzo in relazione 

all'installazione, all'esercizio, compresa la gestione dei contatori, e alla manutenzione” 

87. L’unico requisito indicato dal legislatore è che tale soggetto eserciti un controllo sulla 

produzione di energia, quand’anche l’impianto a fonti rinnovabili appartenga a un 

soggetto terzo, purché “il terzo resti soggetto alle istruzioni dell’autoconsumatore di 

energia rinnovabile”88.  

Nel riaffermare questo principio, la normativa nazionale identifica una casistica 

più ampia di ipotesi in cui un cliente finale può utilizzare impianti a fonti rinnovabili 

per autoconsumare energia. L’art. 30 del d.lgs. 199/2021 distingue i casi in cui 

l’autoconsumo avviene tramite un collegamento diretto tra l’impianto di produzione e 

l’utenza del cliente finale, da quelli in cui quest’ultimo utilizza la rete pubblica per 

“condividere l’energia prodotta dagli impianti a fonti rinnovabili e consumarla nei punti 

di prelievo dei quali sia titolare lo stesso autoconsumatore”89. Aspetto, quest’ultimo, sul 

quale si tornerà più avanti, ma che per il momento serve a ribadire che la corrispondenza 

tra le funzioni di produttore e di consumatore rappresenta un primo tratto identitario 

dell’autoconsumatore di energia rinnovabile, e quindi, in senso più ampio, 

dell’autoconsumo stesso.  

Al riconoscimento del ruolo di produttore di energia si affianca, inoltre, la 

possibilità di “immagazzinare o vendere energia elettrica rinnovabile autoprodotta”. A 

tal fine, la legge riconosce che gli autoconsumatori abbiano il diritto di disporre 

dell’energia eccedentaria, non oggetto quindi di autoconsumo, attraverso contratti di 

compravendita di energia elettrica (cd. power purchase agreement-PPA), accordi con le 

imprese fornitrici, ovvero mediante “scambi tra pari” con altri consumatori90. Ipotesi, 

 
86 A riguardo, è sufficiente osservare che gli artt. 2 e 21 della Dir. REDII contengono sempre il 

riferimento all’attività di produzione (“produce energia elettrica rinnovabile per il proprio consumo”; 

“può immagazzinare o vendere energia elettrica rinnovabile autoprodotta”; “installare e gestire 

sistemi di stoccaggio dell'energia elettrica abbinati a impianti di generazione di energia elettrica 

rinnovabile”; “ricevere una remunerazione, se del caso anche mediante regimi di sostegno, per 

l'energia elettrica rinnovabile autoprodotta che immettono nella rete”).  
87 V. art. 21, § 5, della Dir. REDII. 
88 V. nota prec. 
89 V. in particolare art. 30, co. 1, lett. a), punti 1) e 2), d.lgs. 199/2021. 
90 V. art. 21, § 2, lett. a), Dir. REDII.  
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quella da ultimo indicata, classificata dal legislatore europeo come “vendita di energia 

rinnovabile tra i partecipanti al mercato in virtù di un contratto con condizioni 

prestabilite”91. Oltre che disporre liberamente dell’energia autoprodotta, gli 

autoconsumatori possono anche accedere ai segmenti del mercato relativi all’offerta di 

servizi ancillari, quali la flessibilità o lo stoccaggio di energia elettrica92. 

Prerogative che mettono in chiaro la diversa posizione dei consumatori nel 

nuovo quadrante dei mercati energetici. Non più destinatari ultimi, e quindi finali, 

secondo un modello verticale, del processo di scambio di beni e servizi energetici (cd. 

business-to-consumer o B2C), bensì attori di uno scenario energetico di tipo orizzontale 

e reticolare (cd. consumer-to-consumer o C2C)93. 

Casistica che, con l’ingresso dei consumatori, amplifica la tipologia di servizi 

offerti sulle reti pubbliche, indirizzando al contempo il settore verso l’innovazione 

tecnologica e una maggiore competitività94. Per abilitare l’insieme di queste funzioni, 

 
91 Nello specifico, l’art. 2, n. 18), Dir. REDII classifica gli «scambi tra pari» di energia rinnovabile 

come “vendita di energia rinnovabile tra i partecipanti al mercato in virtù di un contratto con 

condizioni prestabilite che disciplina l'esecuzione e il regolamento automatizzati dell'operazione, 

direttamente tra i partecipanti al mercato o indirettamente tramite un terzo certificato partecipante al 

mercato, come ad esempio un aggregatore. Il diritto di condurre scambi tra pari non pregiudica i 

diritti o gli obblighi delle parti coinvolte in qualità di consumatori finali, produttori, fornitori o 

aggregatori”. In argomento, v. L. de Almeida, V. Cappelli, N. Klausmann, H. Van Soest, Peer-to-

Peer trading and energy community in the electricity market - analyzing the literature on law and 
regulation and looking ahead to future challenges, EUI Working Paper RSC 2021; vol.35, pp. 1-40; 

J.M. Glachant, N. Rossetto, New transactions in electricity: peer-to-peer and peer-to- X, in 

Economics of Energy & Environmental Policy, 202, pp. 41-55; Un caso concreto di peer-to-peer 

trading è descritto da L. Ableitner et al., Community energy network with prosumer focus, 

Quartierstrom, Proposal entitled: Power 2020 July 17. 
92 V. art. 21, § 6, lett. e), Dir. REDII, che riconosce agli autoconsumatori il diritto di “accedere a tutti 

i segmenti del mercato dell’energia elettrica”. Secondo la definizione contenuta all’art. 2, § 1, n. 48) 

della Dir. IEMD, per «servizio ancillare» si intende “il servizio necessario per la gestione di un 
sistema di trasmissione o di distribuzione compresi il bilanciamento e i servizi ancillari non relativi 

alla frequenza, ma esclusa la gestione della congestione”. Più in dettaglio, v. C. Ferrari, Inedite 
declinazioni dell’autonomia contrattuale a servizio della flessibilità e dell’equilibrio energetico. Dai 

contratti retail al demand response, in Osservatorio del diritto civile e commerciale, v. 8, n. 2, (2019), 

p. 286 
93 Profilo su cui si sofferma M. Renna, Comunità energetiche e autoconsumo collettivo di energia: 

regolazione e concorrenza, in M. Meli (a cura di), La transizione verso nuovi modelli di produzione 

e consumi di energia da fonti rinnovabili, Pisa, 2023, pp. 83 - 97. 
94 Implicazioni che vengono particolarmente in evidenza avendo riguardo alla centralità dello 

sviluppo di soluzioni tecnologiche basate sulla digitalizzazione dei processi di scambio di beni e 

servizi. Profilo al quale si sofferma il working paper del Council of European Energy Regulators 

(CEER) dal titolo “Digitalisation as a driver for better Retail Market functioning – key challenges 

and actions”, (2022), reperibile al link https://www.ceer.eu/wp-

https://www.ceer.eu/documents/104400/-/-/4fd0150c-c948-a848-9bfe-92d0c09843a3
https://www.ceer.eu/documents/104400/-/-/4fd0150c-c948-a848-9bfe-92d0c09843a3
https://www.ceer.eu/wp-content/uploads/2024/03/Digitalisation-as-a-Driver-for-Better-Retail-Market-Functioning.pdf
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infatti, è necessario che gli autoconsumatori dispongano di reti accessibili ed efficienti 

(cd. smart grid), tali da organizzare in maniera simultanea e integrata le risorse offerte 

attraverso le reti pubbliche95. Prospettiva che presuppone, allo stesso tempo, un 

contributo inedito da parte dei gestori delle reti pubbliche, chiamati a fungere da 

facilitatore neutrale, sia in quanto tramite necessario tra i clienti finali e il mercato, sia 

in relazione all’eliminazione degli ostacoli e dei vincoli che originano dallo stato della 

rete96.  

Va comunque sottolineato che l’apertura ai clienti finali di ulteriori segmenti del 

mercato rimane confinata entro precise finalità. Profilo che si coglie considerando i 

diversi scopi che potrebbero idealmente spingere un soggetto ad autoprodurre energia 

rinnovabile o, più in generale, a operare nei mercati energetici, non ultimo la 

realizzazione di un profitto. Sul punto, la normativa europea precisa che la 

partecipazione dei clienti finali ai mercati energetici non possa costituire “la principale 

attività commerciale o professionale”97. Principio che il legislatore rivolge 

 
content/uploads/2024/03/Digitalisation-as-a-Driver-for-Better-Retail-Market-Functioning.pdf, nel 

quale si sottolinea il ruolo della digitalizzazione come strumento di perequazione e di inclusività 

attraverso cui correggere il divario tra i consumatori nell’accesso paritario alle risorse energetiche.  
95 In argomento, L. Lo Schiavo, M. Delfanti, E. Fumagalli, V. Olivieri, Changing the regulation for 

regulating the change: Innovation-driven regulatory developments for smart grids, smart metering 
and e-mobility in Italy, in Energy Policy, Vol. 57, (2013), pp. 506-517; European Commission: 

Directorate-General for Research and Innovation, European SmartGrids Technology Platform – 
Vision and strategy for Europe’s electricity networks of the future, Publications Office, 2006. Tema, 

quello delle smart grids, al quale si correlano le implicazioni legate all’utilizzo della tecnologia 

blockchain nelle transazioni energetiche peer-to-peer tra prosumers, prese in esame da V. Cappelli, 

Blockchain e scambio di energia tra pari. Riflessioni civilistiche tra tutela dei consumatori e 

regolazione dell’economia collaborativa, in Emanuela Navarretta, Laura Ricci, Antonio Vallini (a 

cura di), Il potere della tecnica e la funzione del diritto: un'analisi interdisciplinare di blockchain, 

2021, vol. II, pp. 157-188. 
96 Nella comunicazione della Commissione UE recante la proposta di “direttiva del Parlamento 

Europeo e del Consiglio relativa a norme comuni per il mercato interno dell’energia elettrica del 23 

febbraio 2017”, COM(2016) 864 final, 2016/0380 (COD), si legge a riguardo che “sono necessarie 

garanzie regolamentari volte ad assicurare la neutralità dei DSO nello svolgimento delle loro nuove 
funzioni, ad esempio in termini di gestione dei dati nonché nell’utilizzo della flessibilità per la 

gestione delle congestioni locali”. Sul punto, v. T. G. Iliopoulos, Ibidem, p. 163. Più recente, nella 

stesura del recente Piano d'azione dell'UE per le infrastrutture di rete” (COM(2023) 757 final), il 

tema dei costi legati alla realizzazione degli interventi di ammodernamento delle reti di connessione 

ha ricevuto maggiore attenzione da parte della Commissione UE. Basti considerare che, secondo le 

proiezioni riportate in seno al predetto piano, gli investimenti per l’ammodernamento delle reti 

pubbliche di distribuzione entro il 2030 oscillano tra i 375 e 475 miliardi di euro. 
97 V. art. 2, n. 14) Dir. REDII e art. 2, n. 8), Dir. IMED. 

https://www.ceer.eu/wp-content/uploads/2024/03/Digitalisation-as-a-Driver-for-Better-Retail-Market-Functioning.pdf


 

42 
 

paritariamente alle formazioni individuali e collettive98, mettendo in evidenza che le 

nuove funzioni riconosciute ai consumatori, benché potenziale fonte di guadagno, non 

possono essere strumentalizzate per ribaltare il rapporto tra gli obiettivi di efficienza e 

di risparmio, e quelli di profitto99. Finalità che nel preambolo alla Dir. REDII vengono 

meglio chiarite laddove, in particolare, si afferma che il riconoscimento di nuovi diritti 

agli autoconsumatori ha lo scopo di “aumentare l'efficienza energetica delle famiglie e 

di contribuire a combattere la povertà energetica mediante la riduzione dei consumi e 

delle tariffe di fornitura”100. 

A ciò, del resto, si ricollega l’indicazione per cui gli autoconsumatori possono 

vendere in rete le sole “eccedenze di produzione”101. Formula che non ammette la 

possibilità che la produzione di energia rinnovabile da parte dei clienti finali finisca per 

essere destinata soltanto alla vendita in rete, senza cioè autoconsumare, perlomeno in 

parte, l’energia generata. Profilo sul quale la normativa nazionale di attuazione afferma 

con maggior chiarezza che “l’energia autoprodotta è utilizzata prioritariamente per i 

fabbisogni degli autoconsumatori”, la cui portata assume maggiore valenza esplicativa 

se letta in raccordo alle finalità cui si faceva cenno poc’anzi102. 

 
98 V. art. 2, n. 14), e art. 22 della Dir. REDII, rispettivamente per l’«autoconsumatore di energia 

rinnovabile» e le «comunità di energia rinnovabile», e l’art. 2, n. 8), della Dir. IMED per i «clienti 

attivi», ove il riferimento a “gruppo di clienti finali consorziati” lascerebbe propendere per 

l’automatica estensione anche a forme aggregate quali le «comunità energetiche di cittadini». 
99 Quanto detto si comprende meglio tenendo conto che il beneficio ottenuto dal cliente finale nel 

momento in cui consuma l’energia che egli stesso produce, agendo quindi nelle vesti di 

autoconsumatore, è prima di tutto identificabile nel risparmio sui costi della fornitura di energia. Il 

risparmio così ottenuto, infatti, non si correla ad uno specifico indicatore reddituale, mancando, per 

l’appunto, una componente positiva cui collegare un ipotetico incremento patrimoniale. Circostanza 

che, per converso, ricorre con più frequenza nel caso in cui l’autoconsumatore dovesse limitarsi a 

vendere in rete l’energia autoprodotta, trattandosi in questo caso di un’attività che certamente 

darebbe luogo a un beneficio di senso contrario alla logica del risparmio. Tale aspetto, peraltro, aiuta 

a sciogliere i dubbi sollevati da alcuni commentatori circa la collocazione dell’autoconsumo nel 

quadro dell’attività di impresa.  
100 V. cons. 67) Dir. REDII. 
101 L’art. 30 del d.lgs. 199/2021 adotta una formulazione diversa da quella contenuta all’art. 21, § 2, 

lett. a), Dir. REDII, stabilendo alla lett. a) che l’autoconsumatore “produce e accumula energia 

elettrica rinnovabile per il proprio consumo”, e alla lett. b) che “vende l'energia elettrica rinnovabile 

autoprodotta e può offrire servizi ancillari e di flessibilità, eventualmente per il tramite di un 

aggregatore”. 
102 L’inciso in questione, contenuto nell’art. 30, co. 2, lett. d), d.lgs. 199/2021, rischia, infatti, di 

risultare ambiguo ove si trascurasse il rapporto tra la complessiva quantità di energia prodotta e 

quella autoconsumata. L’applicazione di tale parametro (“utilizzata prioritariamente”), del resto, non 

esclude che l’autoconsumatore sia autorizzato a vendere una quantità di energia che supera 
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Lo conferma, seppur indirettamente, la circostanza per cui gli autoconsumatori 

mantengono lo status di «cliente finale», vale a dire di colui il quale “acquista energia 

elettrica per uso proprio”103. Condizione resa esplicita da entrambe le Direttive, non 

soltanto in riferimento alle prerogative che i clienti finali esercitano come singoli 

autoconsumatori, ma anche in relazione a formule organizzative più articolate, quali, ad 

es., le comunità energetiche rinnovabili104. Indicazione alla quale, pertanto, può 

attribuirsi un certo rilievo nell’interpretazione del quadro normativo, dovendosi 

considerare un tratto portante cui il legislatore intende subordinare ogni forma di 

partecipazione dei clienti finali ai mercati energetici.  

Principio che va dunque contestualizzato, considerando anzitutto che 

l’autoconsumatore, sebbene autoproduca energia per il proprio consumo, continua a 

essere parte del proprio contratto di fornitura in relazione all’energia che preleva dalla 

rete. Infatti, salvo particolari casi nei quali il prosumer opera in regime di totale distacco 

dalle reti pubbliche (cd. off-grid), quest’ultimo potrebbe avere comunque la necessità di 

acquistare energia elettrica dal proprio fornitore per soddisfare una parte dei consumi. 

Circostanza che, come evidenziato nella premessa a questo capitolo, origina 

fisiologicamente dal fatto di utilizzare fonti di energia rinnovabile, come tali soggette 

all’imprevedibilità di fenomeni ai quali l’autoconsumatore deve poter ovviare. Si pensi, 

ad es., ai momenti in cui l’incostanza di fenomeni naturali, quali l’irraggiamento solare 

o il vento, dovessero ridurre, sino ad azzerare, la disponibilità di fonti per autoprodurre 

energia in proprio. In questi casi, l’autoconsumatore verrebbe gravemente penalizzato 

ove alla controparte fornitrice fosse permesso di modificare le condizioni contrattuali 

della fornitura, derogando al regime di tutela previsto in via generalizzata per tutti i 

consumatori105. Onde scongiurare tutto ciò, l’art. 21 della Dir. REDII prescrive che gli 

 
ampiamente il suo fabbisogno energetico, allorquando, in ipotesi, egli abbia “prioritariamente” 

soddisfatto i suoi consumi, seppur modesti. In tal caso, le “eccedenze di produzione” costituirebbero 

una fonte di guadagno che avrebbe certamente un peso maggiore rispetto al risparmio ottenuto 

dall’autoconsumo, inducendo l’autoconsumatore a ricercare la soluzione che, meglio di altre, gli 

consentirebbe di remunerare i propri fattori produttivi. 
103 Definizione enunciata dall’art. 2, § 1, n. 3, Dir. IMED. 
104 V. artt. 15 e 16 della Dir. IMED, e artt. 21 e 22 della Dir. REDII. Nello stesso senso, v. cons. 72) 

alla Dir. medesima, “Gli utenti domestici e le comunità che partecipano all'autoconsumo di energia 

rinnovabile dovrebbero mantenere i loro diritti di consumatori, compreso il diritto di avere un 

contratto con il fornitore di loro scelta e di cambiare fornitore”. 
105 Sotto altra prospettiva, un pregiudizio non dissimile potrebbe ipotizzarsi anche in relazione alle 

imprese fornitrici, con potenziale rischio di espansione al complessivo equilibrio di funzionamento 
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autoconsumatori non possono essere soggetti a procedure o oneri che configurino un 

trattamento discriminatorio “in relazione all’energia elettrica proveniente dalla rete che 

consumano”106. 

Con ciò, in ultimo, si intende dire che, nonostante le nuove prerogative 

riconosciute dal quadro di riforma, lo scopo primario che guida l’autoconsumatore nei 

mercati energetici rimane legato all’efficienza e al risparmio dei consumi energetici. 

Ragion per cui le attività elencate dalla normativa (“vende l'energia elettrica 

autoprodotta, partecipa a meccanismi di flessibilità o di efficienza energetica”) si 

posizionano sul binario accessorio e complementare a detta finalità. Ne consegue che 

l’esercizio di un ruolo attivo nei mercati va letto in prospettiva di un’integrazione 

efficiente delle risorse distribuite nel sistema e del risparmio che conseguono i 

consumatori. Ciò che cambia, dunque, è il  modus con cui i consumatori partecipano ai 

mercati, e non i fini107.  

 

3. L’azione congiunta dei consumatori nei mercati energetici. Le comunità di 

energia rinnovabile  

 

Si è anticipato che l’esercizio di un ruolo attivo nei mercati energetici interessa 

tanto i singoli clienti finali, quanto le aggregazioni attraverso cui questi ultimi operano 

congiuntamente nel panorama energetico. Tra le novità più significative su cui si 

concentra questa ricerca, infatti, una posizione di interesse prioritario è assegnata alle 

comunità di energia rinnovabile (CER), anch’esse tassello centrale della manovra di 

riassetto del mercato che ha preso avvio con il Clean Energy Package108. Pur con le 

 
della fornitura, laddove gli autoconsumatori venissero meno agli obblighi di cui sono titolari in 

relazione ai prelievi di energia dalle reti pubbliche, con particolare riferimento ai doveri legati al 

pagamento delle forniture di energia, dai quali dipende il gettito di un insieme di voci tariffarie legate 

ai costi sostenuti dal sistema per garantire alla generalità degli utenti l’adeguatezza delle risorse e 

dei servizi veicolati sulle reti. 
106 V, art.1 21, § 2, lett. i), Dir. REDII. 
107 Di riflesso, ciò esclude che la qualifica di autoconsumatore possa essere assunta da soggetti che 

operano professionalmente nei mercati per finalità estranee a quelle appena indicate. Il riferimento 

è, ad es., agli operatori che operano come grossisti, intermediari, prestatori di servizi, e in generale 

coloro i quali negoziano beni e servizi energetici in funzione del consumo energetico altrui. 
108 Le ragioni per cui le CER hanno suscitato un vivace interesse, impegnando in maniera trasversale 

il fronte accademico, possono indicarsi nel fatto che in esse sembrerebbe identificarsi l’espressione 

più autentica del percorso di decentramento e di democratizzazione del mercato energetico. La 
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peculiarità che si vedranno, si tratta, anche in questo caso, di figure di nuova 

derivazione, la cui implementazione punta a promuovere l’utilizzo di fonti di energia 

rinnovabile nel più ampio contesto della decentralizzazione e della digitalizzazione dei 

processi di scambio di beni e servizi energetici. 

Occorre premettere che le comunità energetiche trovano collocazione all’interno 

delle Direttive UE 2018/2001 e 2019/944, che entrambe ne fanno menzione, ancorché 

sotto una diversa denominazione, nel quadro dei principi che regolano la partecipazione 

dei consumatori ai mercati energetici109. È noto che il legislatore nazionale ha anticipato 

il recepimento della disciplina sulle CER, dando parziale attuazione alle disposizioni 

presenti nella Direttiva REDII. Segnatamente, l’art. 42bis del D.L. 162/2019 ha istituito 

un quadro sperimentale e transitorio, con l’obiettivo di facilitare l’avvio di esperienze 

pilota nel contesto nazionale, nell’attesa dell’integrale trasposizione delle Direttive 

europee, avvenuta, poco più tardi, con i decreti legislativi 199 e 210 dell’8 novembre 

2021110. Tali decreti, come chiarito in apertura a questo capitolo, hanno segnato il 

 
bibliografia è abbastanza vasta. Tra i contributi di maggior interesse per questa ricerca si segnalano, 

M. Meli, ibidem; E. Cusa, Sviluppo sostenibile, cittadinanza attiva e comunità energetiche, in Orizz. 

dir. comm., 2020, p. 71 ss., p. 84 ss.; L. de Almeida, V. Cappelli, N. Klausmann, H. van Soest, Peer-
to-Peer Trading and Energy Community in the Electricity Market - Analysing the Literature on Law 

and Regulation and Looking Ahead to Future Challenges, EUI Working Paper RSC 2021/35; S. 

Loebbe,  D. Robinson, F. Sioshansi, Enery Communities: Customer-Centered, Market-Driven, 
Welfare-Enhancing?, Elsevier, 2022. 
109 Segnatamente, l’art. 22 della Dir. REDII contiene la disciplina delle comunità di energia 

rinnovabile (CER), mentre l’art. 16 della Dir. IMED quella delle comunità energetiche di cittadini 

(CEC). Su questa distinzione, si rinvia allo scritto di E. Cusa, ibidem. Con riferimento al quadro di 

recepimento nazionale, può evidenziarsi che la L. 22 aprile 2021, n. 53, recante “Delega al Governo 

per il recepimento delle direttive europee e l'attuazione di altri atti dell'Unione europea - Legge di 

delegazione europea 2019-2020”, invitava il Governo ad adottare i princìpi e criteri direttivi per 

l’attuazione della Dir. IMED in coerenza a quelli relativi all’attuazione della Dir. REDII, con 

l’obiettivo di “definire una disciplina unica in materia di comunità energetiche, autoconsumo 

collettivo e sistemi di accumulo”. 
110 Si tratta del Decreto Legge del 30 dicembre 2019, n. 162 (cd. “milleproroghe”), convertito con 

modificazioni dalla L. 28 febbraio 2020, n. 8. In particolare, l’art. 42bis, co. 1, del D.L., prima della 

sua abrogazione, disposta con l’art. 32, co. 4, del d.lgs. 199/2021, stabiliva che “Nelle more del 

completo recepimento della direttiva (UE) 2018/2001 del Parlamento europeo e del Consiglio, 

dell'11 dicembre 2018, sulla promozione dell'uso dell'energia da fonti rinnovabili, in attuazione delle 

disposizioni degli articoli 21 e 22 della medesima direttiva, è consentito attivare l'autoconsumo 

collettivo da fonti rinnovabili ovvero realizzare comunità energetiche rinnovabili secondo le 

modalità e alle condizioni stabilite dal presente articolo”. Il primo comma dell’articolo 42bis cit. 

chiariva che la finalità della norma era di acquisire “elementi utili all'attuazione delle disposizioni in 

materia di autoconsumo di cui alla citata direttiva (UE) 2018/2001 e alla direttiva (UE) 2019/944 del 

Parlamento europeo e del Consiglio, del 5 giugno 2019, relativa a norme comuni per il mercato 
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definitivo ingresso delle CER nell’ordinamento nazionale, ponendo fine al regime 

transitorio istituito con l’art. 42bis cit. 

Ciò premesso, può aggiungersi che l’interesse del legislatore nazionale verso 

queste nuove configurazioni trova ulteriore conferma all’interno della strategia 

nazionale per la decarbonizzazione del settore energetico. L’argomento, infatti, ha 

ricevuto particolare considerazione nella stesura del Piano Nazionale Integrato Energia 

e Clima (cd. PNIEC), ove la promozione delle comunità energetiche figura tra gli 

obiettivi strategici per lo sviluppo del settore delle rinnovabili e dei servizi che ruotano 

attorno alle cd. smart grids111. A tal fine, anche il Piano Nazionale di Ripresa e 

Resilienza (PNRR) ha destinato importanti risorse finanziarie per supportare la nascita 

di CER sul territorio nazionale, a ulteriore conferma del ruolo strategico che esse 

rivestono nel contesto dell’economia interna112.  

Del resto, già il legislatore europeo, prima che quello nazionale, identifica le 

CER come soggetti che svolgono un ruolo centrale del nuovo assetto dei mercati 

energetici. Senza voler anticipare quanto si dirà appresso, basti considerare che a queste 

figure la normativa riconosce una serie di prerogative (produrre, consumare, 

immagazzinare, vendere, condividere energia rinnovabile, ma non solo) tali da renderle 

a ogni effetto idonee ad “accedere a tutti i mercati dell'energia elettrica appropriati”113. 

 
interno dell'energia elettrica e che modifica la direttiva 2012/27/UE”. A tal fine, detto regime 

transitorio fissava requisiti alquanto stringenti per la realizzazione di CER sul territorio nazionale 

(potenza massima dei singoli impianti pari a 200kW; perimetro di rete costituito dalla cabina 

secondaria di trasformazione; data di entrata in esercizio degli impianti), affiancando una cornice di 

incentivazione che premiava l’autoconsumo e la condivisione di energia da fonti rinnovabili tramite 

il riconoscimento di un incentivo in conto esercizio, la cui misura è stata individuata dal Decreto del 

Ministero dello Sviluppo Economico del 16 settembre 2020, calcolato sulla quantità di energia 

condivisa, cui si aggiungeva la restituzione delle componenti tariffarie legate al trasporto dell’energia 

elettrica sulla rete.  
111 Presenti sin dalla prima stesura del 2019, nella versione aggiornata del PNIEC, trasmessa alla 

Commissione europea il 3 luglio 2024, le CER si posizionano (pp. 210-212) tra le “misure per 

realizzare il contributo nazionale al conseguimento dell'obiettivo vincolante a livello dell'UE per il 

2030 in materia di energia rinnovabile”.  
112 Il PNRR ha stanziato un contingente complessivo di 2,2 miliardi di euro destinati ai Comuni con 

un numero inferiore a 5.000 abitanti. Il PNRR individua, inoltre, tre ulteriori tipologie di azioni 

strettamente correlate allo sviluppo di CER (Missione M2C1, Investimento 3.2 – Green 

Communities; Missione M2C4, Intervento 2.2 – Interventi per la resilienza, la valorizzazione del 

territorio e l’efficienza energetica dei comuni; Missione M5C2, Intervento 2.1 – Interventi in progetti 

di rigenerazione urbana, e Intervento 2.2 – Piani Urbani Integrati). 
113 V. art. 22, § 2, lett. a), b), e c), Dir. REDII.  
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In tale prospettiva, la strategia energetica nazionale ricollega il tema delle comunità 

energetiche alle azioni attraverso cui veicolare un diverso paradigma di scambio di beni 

e servizi energetici, puntando sulla diffusione di pratiche di autoconsumo di energia 

rinnovabile a livello locale114. Oltre a quelle indicate, il legislatore europeo colloca 

peraltro un insieme variegato di funzioni complementari, quali la fornitura di energia 

elettrica convenzionale, ovvero l’offerta di “servizi di aggregazione, o altri servizi 

energetici commerciali”, fino alla gestione delle reti di distribuzione115. Si tratta di 

azioni che assumono valenza accessoria nel bilancio di attività delle CER, ma che, al 

contempo, aiutano a comprendere l’ampiezza del raggio d’intervento nei mercati 

energetici.  

Aspetto, quest’ultimo, cui la normativa europea ricollega la necessità di 

implementare misure di sostegno affinché questi soggetti possano operare nei diversi 

segmenti del mercato, generando benefici che si misurano su diversi piani, non soltanto 

infrastrutturale. Prospettiva che nel preambolo alla Dir. REDII viene particolarmente 

messa in luce ove, per un verso, si afferma che “Il passaggio a una produzione energetica 

decentrata presenta molti vantaggi, compreso l’utilizzo delle fonti di energia locali, 

maggiore sicurezza locale degli approvvigionamenti energetici, minori distanze di 

trasporto e ridotta dispersione energetica”116. Dall’altro, mettendo in chiaro che le 

comunità energetiche rappresentano uno strumento di coesione sociale e di contrasto al 

fenomeno della povertà e della vulnerabilità energetica, facendo quindi spazio a obiettivi 

che vanno al di là della sfera energetica117.  

 
114 A pag. 211 del PNIEC si legge che “Allo scopo di evitare inefficienze nello sviluppo della rete, 

le configurazioni di autoconsumo sono promosse prioritariamente valorizzando la rete elettrica 

esistente e costituiranno anche uno strumento per sostenere le economie dei piccoli Comuni e per 

fornire opportunità di produzione e consumo locale di energia rinnovabile anche in quei contesti nei 

quali l’autoconsumo è tecnicamente difficile. Sotto questo profilo, le comunità di energia rinnovabile 

potranno svolgere un’importante funzione anche in termini di consenso locale per l’autorizzazione 

e la realizzazione degli impianti e delle infrastrutture”. 
115 V. art. 22, § 4, lett. b) e d), Dir. REDII. 
116 V. cons. 65) alla Dir. REDII. 
117 Il medesimo cons. 65) alla Dir. REDII così prosegue “Tale passaggio favorisce, inoltre, lo 

sviluppo e la coesione delle comunità grazie alla disponibilità di fonti di reddito e alla creazione di 

posti di lavoro a livello locale”. L’argomento, a ben vedere, evoca il concetto di “energia-risorsa 

sociale” cui fa riferimento F. De Leonardis, Il ruolo delle energie rinnovabili nella programmazione 
energetica nazionale, in G. Napolitano e A. Zoppini (a cura di), Annuario di diritto dell’energia, 

2013, p. 136. In tal senso, il tema delle CER ammette una declinazione in parte nuova della funzione 

sociale attribuita all’energia (e alle risorse energetiche), che supera i confini della pubblica utilità e 
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4. (segue) i tratti identitari delle CER 

 

Fatta questa premessa, può dirsi ora che il quadro normativo europeo e nazionale 

identifica le comunità energetiche rinnovabili come soggetti di diritto dotati di 

autonomia decisionale118. Lo afferma in maniera esplicita la definizione contenuta 

all’art. 2 della Dir. REDII (“un soggetto giuridico […] autonomo”). Come tali, le CER 

rappresentano autonomi centri di imputazione ove convergono gli interessi dei soggetti 

che vi partecipano, aventi al contempo valenza individuale e collettiva. Profilo che si 

coglie a partire dal fatto che “azionisti” o “membri” possono essere persone fisiche, 

piccole e medie imprese, nonché enti dotati di soggettività di diritto pubblico, con la 

precisazione che, in tale ultimo caso, questi siano “autorità locali, comprese le 

amministrazioni comunali”119. Questa multipolarità è una delle ragioni per cui il 

legislatore ha scelto di non circoscrivere entro limiti stringenti le forme attraverso cui i 

consumatori possono organizzarsi in comunità energetiche, potendo dette entità essere 

 
del servizio pubblico universale, inglobando al suo interno quella di energy justice. Sul punto, v. K. 

Jenkins et al., Energy justice: A conceptual review, in Energy Research & Social Science, Volume 

11, 2016, pp. 174-182, https://doi.org/10.1016/j. erss.2015.10.004; V. Cappelli, Energy justice e 

comunità energetiche tra vulnerabilità e solidarietà, in M. Meli (a cura di), ibidem, pp. 1-22. A 

riguardo, si segnala inoltre che con decreto del Ministro della transizione ecologica del 29 marzo 

2022 è stato istituito l’Osservatorio nazionale della povertà energetica, dando attuazione all’art. 3bis 

del Decreto Legge del 01/03/2022 n. 17, convertito con modificazioni dalla Legge n. 34 del 

27/04/2022, con il quale si prevedeva che sulla base dei risultati dal predetto Osservatorio  “il  

Ministro  della  transizione  ecologica,  con  proprio decreto, da emanare entro novanta giorni dalla  

data  di  entrata  in vigore della presente disposizione,  adotta  la  Strategia  nazionale contro la 

povertà energetica”. 
118 Secondo la definizione contenuta all’art. 2, n. 16, della Dir. REDII, una «comunità di energia 

rinnovabile» è un “soggetto giuridico: 

a) che, conformemente al diritto nazionale applicabile, si basa sulla partecipazione aperta e 

volontaria, è autonomo ed è effettivamente controllato da azionisti o membri che sono situati 

nelle vicinanze degli impianti di produzione di energia da fonti rinnovabili che appartengono e 

sono sviluppati dal soggetto giuridico in questione; 

b) i cui azionisti o membri sono persone fisiche, PMI o autorità locali, comprese le 

amministrazioni comunali; 

c) il cui obiettivo principale è fornire benefici ambientali, economici o sociali a livello di comunità 

ai suoi azionisti o membri o alle aree locali in cui opera, piuttosto che profitti finanziari;”. 
119 L’art. 2, § 2, n. 16, lett. b) della Dir. REDII precisa che membri o azionisti delle CER possano 

essere soltanto “persone fisiche, PMI o autorità locali, comprese le amministrazioni comunali”, 

lasciando conseguentemente fuori dall’orbita le grandi imprese e i soggetti pubblici non classificabili 

come “autorità locali”. 

https://doi.org/10.1016/j.%20erss.2015.10.004
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costituite “in forma di qualsiasi soggetto giuridico […] purché tale soggetto possa 

esercitare diritti ed essere soggetto a obblighi in nome proprio”120. In effetti, la 

normativa europea e nazionale non pone particolari vincoli nell’individuazione della 

veste più idonea, se non identificando una base minima di regole cui dette comunità 

devono uniformarsi per operare come player energetici all’interno dei mercati. Regole 

alle quali, pertanto, occorre fare riferimento per contestualizzarne l’azione nello 

scenario energetico.  

Un primo aspetto da esaminare si lega al fatto che la partecipazione a una CER 

è “aperta e volontaria”. Formula alla quale il legislatore europeo ricollega un principio 

di importanza centrale per l’attuazione del processo di decentralizzazione e di 

democratizzazione del sistema energetico. Il requisito in parola, infatti, esclude il 

concorso di vincoli che, a prescindere della forma giuridica assunta, potrebbero in 

qualche modo limitare l’ingresso o l’uscita dei consumatori da una comunità energetica, 

ampliando il più possibile l’orizzonte partecipativo. Il che implica che la comunità deve 

dotarsi di una base di regole che riflette uno spirito pluralistico e inclusivo, ma che al 

contempo tiene conto della libertà dei partecipanti di recedere dall’iniziativa in qualsiasi 

momento121. Sul punto, il quadro interno di attuazione offre indicazioni ulteriori 

laddove, in particolare, prescrive che la partecipazione alla CER è “aperta a tutti i 

consumatori, compresi quelli appartenenti a famiglie a basso reddito o vulnerabili”, e 

che in caso di scioglimento del rapporto restino fermi gli “eventuali corrispettivi 

concordati […] per la compartecipazione agli interventi sostenuti, che devono 

comunque risultare equi e proporzionati”122.  

 
120 In tal senso, si veda il considerando n. 44) dalla Dir. IEMD. Sul punto, va osservato che in sede 

di attuazione della normativa UE il legislatore italiano ha mantenuto avrebbe potuto selezionare le 

forme organizzative idonee a costituire una CER o, addirittura, introdurne una ad hoc; invece, 

nessuna di queste opzioni è rinvenibile, sia nel recepimento transitorio e parziale attuato con l'art. 42 

bis D.Lgs. 162/2019 (cd. Milleproroghe), sia nella trasposizione definitiva e completa della RED II, 

avvenuta con il D.Lgs. 199/2021. 
121 Argomento sul quale si rinvia per maggiori dettagli al contributo di M. Pafumi, Il soggetto 
giuridico Comunità energetica: quali soluzioni possibili?, in M. Meli (a cura di), ibidem, pp. 121-

152. 
122 Si vedano, rispettivamente, gli art. 31, comma 1, lett. d), e art. 32, comma 1, lett.b), d.lgs 

199/2021. A riguardo, può evidenziarsi che la normativa interna, diversamente da quella europea, 

utilizza in questo caso l’espressione “consumatori” in luogo di “clienti finali” (“aperta a tutti i 

consumatori”). Discrepanza che potrebbe dar luogo a potenziali contrasti interpretativi ove per 

“consumatore” si intenda in senso stretto la definizione indicata all’art. 3 del d.lgs. 206/2005, vale a 

dire “la persona fisica che agisce per scopi estranei all'attività imprenditoriale, commerciale, 



 

50 
 

Se è vero che la partecipazione si contraddistingue per essere “libera e 

volontaria”, è altrettanto vero che essa non è illimitata. Va infatti evidenziato che la 

portata del principio anzidetto rimane circoscritta ai soggetti che la normativa individua 

come potenziali “membri” o “azionisti” di una CER. L’art. 2 della Dir. REDII chiarisce, 

a tal fine, che membri di una CER siano soltanto “persone fisiche, PMI o autorità locali, 

comprese le amministrazioni comunali”. Elencazione dalla quale rimangono escluse le 

grandi imprese, nonché le amministrazioni pubbliche la cui area d’intervento oltrepassa 

la dimensione “locale”. Quest’ultimo parametro, in particolare, che la legge non 

identifica con esattezza, tiene sicuramente fuori dal perimetro le amministrazioni statali 

e gli enti pubblici economici che operano su scala nazionale, e cioè soggetti la cui attività 

va ben oltre il nucleo localizzato e particolareggiato di interessi che caratterizzano la 

tipologia di enti che operano a una scala “locale”123. Se tale è la ratio legis, si 

comprendono allora le ragioni per cui, dal canto suo, la Direttiva REDII esclude, seppur 

indirettamente, che anche le grandi imprese entrino a far parte di una CER. A renderle 

inidonee, infatti, al di là della maggior influenza sull’azione dei consumatori, è la diversa 

proiezione nel campo degli interessi territorialmente perseguiti, che in tal caso ne 

esclude la compatibilità con la scala “locale” cui fa richiamo la normativa.  

 
artigianale o professionale eventualmente svolta”. Ne deriverebbe che, mentre tutti i consumatori 

potrebbero senz’altro considerarsi clienti finali, non tutti i clienti finali potrebbero invece assumere 

la qualifica di consumatore, dal momento che clienti finali di energia sono anche le imprese. Ciò 

comporterebbe che la formula utilizzata dall’art. 31 cit. del d.lgs. 199/2021 (“la partecipazione alle 

comunità energetiche rinnovabili è aperta a tutti i consumatori”) sarebbe riferibile esclusivamente 

alla categoria dei cd. «clienti civili» (o «domestici», secondo qualificazione che ne da la normativa 

interna). 
123 Eppure, il quadro interno di attuazione sembrerebbe per converso ammettere questa ipotesi in 

riferimento a comunità di energia rinnovabile costituite da amministrazioni centrali dello Stato, 

ovvero da soggetti concessionari di beni appartenenti a queste. Nello specifico, si tratta dell’ipotesi 

ammessa dall’art. 20 del D.L. 17/2022, convertito, con modificazioni, dalla legge 27 aprile 2022, n. 

34, che a seguito delle modifiche disposte dall’art. 9 del D.L. 50/2022, convertito con modificazioni 

dalla L. 15 luglio 2022, n. 91, ammette che “Ministero della difesa e i terzi concessionari dei beni di 

cui al comma 1 possono costituire comunità energetiche rinnovabili nazionali anche con altre 

pubbliche amministrazioni centrali e locali anche per impianti superiori a 1 MW, anche in deroga ai 

requisiti di cui al comma 2, lettere b) e c), dell'articolo 31 del decreto legislativo 8 novembre 2021, 

n. 199 e con facoltà di accedere ai regimi di sostegno del medesimo decreto legislativo anche per la 

quota di energia condivisa da impianti e utenze di consumo non connesse sotto la stessa cabina 

primaria, previo pagamento degli oneri di rete riconosciuti per l'illuminazione pubblica”. Fattispecie 

che solleva non pochi interrogativi per via della contrarietà con i dettami europei, che testualmente 

escludono un’ipotesi siffatta, sebbene, sin qui, non si ha notizia di CER costitute da amministrazioni 

centrali dello Stato. 
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In linea con queste indicazioni, la normativa stabilisce inoltre che il controllo 

della comunità sia riservato ai soli membri che risiedano “nelle vicinanze degli impianti 

di produzione di energia da fonti rinnovabili che appartengono e sono sviluppati dal 

soggetto giuridico in questione”124. Sotto questo profilo, il quadro nazionale di 

attuazione fornisce ulteriori elementi esplicativi, ove in particolare associa il requisito 

in questione con il territorio dei “Comuni in cui sono ubicati gli impianti”125. Tale 

principio, che circoscrive il nucleo di governo della comunità entro un preciso limite 

territoriale, si colloca nel solco delle medesime motivazioni per le quali, come visto 

poc’anzi, il legislatore esclude l’accesso di determinati soggetti. L’obiettivo, in entrambi 

i casi, è di evitare che il centro decisionale venga delocalizzato verso aree diverse da 

quelle in cui opera la comunità, sul presupposto che la prossimità territoriale favorisca 

un’azione più incisiva ed efficace della CER. Infine, rafforza questa previsione l’aver 

stabilito che il controllo della comunità sia “effettivamente” detenuto dai soggetti che 

risiedono nelle vicinanze degli impianti, che se alla luce dei principi oramai consolidati 

in materia può risultare ridondante, dall’altro sottolinea la centralità del legame con un 

preciso confine territoriale.  

A ciò, inoltre, si lega un ulteriore requisito che contraddistingue l’azione di 

questi soggetti nei mercati energetici, in quanto il loro obiettivo principale è di fornire 

benefici “ambientali, economici o sociali a livello di comunità ai suoi azionisti o membri 

o alle aree locali in cui opera, piuttosto che profitti finanziari”126. Ancora una volta, il 

legislatore contestualizza all’interno di un perimetro “locale” e “di comunità” l’azione 

coordinata di consumatori, imprese e amministrazioni pubbliche, riferendosi, stavolta, 

ai risultati delle attività perseguite della comunità127. Va evidenziato che la normativa, 

sia europea che nazionale, non chiarisce quali indicatori identificano (o tanto più 

quantificano) nello specifico la tipologia di benefici verso cui deve tendere l’azione della 

 
124 V. art. 2, n. 16), Dir. REDII. 
125 In tal senso si esprime l’art. 31, co. 1, lett. b), d.lgs. 199/2021. 
126 V. art. 2, punto 16, lett. c), Dir. REDII, e, a livello interno, l’art. 31 D.Lgs. 199/2021. 
127 Il che apre spunti interessanti rispetto alla possibilità di configurare le CER come formula di ri-

municipalizzazione dei servizi pubblici locali, nell’ottica di “poter gestire «in comune» alcuni servizi pubblici 

onde beneficiare dei risvolti positivi derivanti dalle maggiori «economie di scala» e dalla condivisione delle 

professionalità a disposizione”. Sul punto, v. M. Renna, S. Vaccari, I servizi pubblici locali di interesse 
economico generale. Brevi riflessioni in tema di nozione, assunzione e forme di gestione a margine di un 

recente schema di testo unico, in G. Sala, G. Sciullo (a cura di), Procedimento e servizi pubblici nel diritto 

amministrativo in trasformazione, Napoli, Editoriale Scientifica Italiana, 2017, p. 208. 
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comunità128. Aspetto al quale, tuttavia, non può darsi rilievo secondario, dal momento 

che i “benefici” indicati nella prima parte della norma sono propriamente ciò che 

condiziona il risultato dell’esercizio della CER, e come tali devono prevalere su 

eventuali “profitti finanziari”. Cionondimeno, può essere utile provare a dipanare questa 

contrapposizione delimitando l’area di confine tra quelli che il legislatore indica come 

“benefici ambientali, economici e sociali” e, per l’appunto, i cd. “profitti finanziari”.  

Da questo punto di vista, è certo che l’utilizzo di energia proveniente da fonti 

rinnovabili porti di per sé a ritenere che i “benefici ambientali” derivino dalla ridotta 

impronta climalterante dei clienti finali che, tramite la CER, si approvvigionano di 

energia per i propri consumi. A questo, potrebbe aggiungersi che un simile risultato 

sarebbe parimenti ottenuto attraverso altri “servizi energetici commerciali”, quali quelli 

relativi all’efficientamento energetico dei consumi, che la CER potrebbe mettere in 

campo in favore dei suoi componenti o delle “aree locali in cui opera” . Nulla toglie, 

inoltre, che proprio alla luce di questa peculiare tipologia di benefici la comunità operi 

in settori che esulano dall’area delle energie rinnovabili. Sarebbe in questo senso 

ipotizzabile che la stessa destinasse una parte della sua attività, e delle sue risorse, ad 

azioni di stampo strettamente ambientale, non necessariamente correlate all’ambito 

energetico129. Tali azioni, per le quali talvolta diverrebbe incerto determinare l’effettivo 

impatto sul bilancio complessivo della CER, possono comunque ricondursi al ramo di 

attività che la CER avrebbe modo di perseguire nel rispetto dei vincoli finalistici indicati 

dalla normativa. 

Meno evidente, per altro verso, è la delimitazione dei benefici che la legge 

classifica come “sociali”. Si tratta, in effetti, di un’area che può talvolta sovrapporsi a 

quella dei benefici economici, soprattutto ove la si consideri in riferimento al sostegno 

che la comunità energetica potrebbe compiutamente offrire al contrasto di fenomeni di 

disagio socio-economico, quali la povertà o la vulnerabilità energetica. Il punto, però, 

non riguarda tanto la patrimonialità dei vantaggi, che certamente rileva sotto il profilo 

 
128 Aspetto cui hanno dato particolare spazio in dottrina L. Diestelmeier, V. Cappelli, Conceptualizing 

‘Energy Sharing’ as an Activity of ‘Energy Communities’ under EU Law: Towards Social Benefits 
for Consumers?, in Journal of European Consumer and Market Law Volume 12, Issue 1 (2023) pp. 

15 - 24. 
129 L’immaginari è abbastanza vasto. Si pensi, per fare degli esempi, a interventi di riqualificazione 

ambientale in ambito urbano o extraurbano (come la bonifica di siti inquinati o il recupero di aree 

degradate), di riforestazione urbana o rurale, di promozione della mobilità sostenibile, e così via. 
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economico, quanto la tangibilità dei risultati che è possibile misurare attraverso una 

scala di valori che oltrepassa la sfera patrimoniale, collocandosi sul diverso binario della 

relazione che la comunità instaura con il territorio. Infatti, è rispetto a quest’ambito che 

l’azione della CER può dilatarsi sino ad ammettere interventi di sostegno (o di 

rafforzamento) del welfare locale, e che a partire dal campo energetico mira ad 

affermarsi come leva perequativa per l’area in cui opera130.  

Mentre con riferimento alle classi di benefici appena viste (ambientali e sociali) 

risulta meno chiaro individuare parametri di misura ai quali contrapporre i “profitti 

finanziari”, minori incertezze riguardano, invece, l’identificazione dei vantaggi che la 

legge qualifica come “economici”. Sotto questo aspetto, può dirsi che, diversamente da 

quelli appena visti, in questo caso si tratta di voci che, al pari dei profitti finanziari, 

possono quantificarsi sulla base di criteri di natura economica. Il distinguo, tuttavia, va 

compreso richiamando le considerazioni che sono state già espresse sul rapporto tra 

l’autoconsumo e le altre forme di destinazione dell’energia prodotta dagli 

autoconsumatori di energia rinnovabile. Aspetto si comprenderà con maggior chiarezza 

dopo aver preso in esame le modalità con cui la comunità mette a disposizione dei suoi 

membri l’energia prodotta, dato che, seppur con le diversità che si vedranno, anche in 

tali casi il principale beneficio economico si ricollega al risparmio ottenuto sui consumi 

energetici. Cionondimeno, può anticiparsi che, da questa stessa visuale, vanno intesi 

anche quei meccanismi, cui si è fatto cenno sopra, che abilitano le CER ad accedere a 

“tutti i mercati dell’energia elettrica appropriati”. Prospettiva che mira, infatti, a 

ottimizzare i processi di produzione e di consumo localizzato di energia rinnovabile, 

massimizzando, ancor più, il risparmio e l’efficienza dei consumi dei suoi membri131. 

Un’ultima notazione, infine, attiene al divieto rivolto alle piccole e medie 

imprese che entrano a far parte di una CER, per le quali la partecipazione alla comunità 

non può costituire “l'attività commerciale o professionale principale”132. Formula che 

ricalca quella utilizzata dal legislatore per l’autoconsumatore di energia da fonti 

 
130 La naturale inclinazione verso il perseguimento di obiettivi di matrice sociale perseguiti tramite 

la produzione e lo scambio di beni e servizi all’interno della CER è messa in evidenza, con 

riferimento allo schema del contratto di impresa sociale e di comunità, da A. Bernardoni, C. Borzaga, 

J. Sforzi, Comunità energetiche rinnovabili. Una sfida per le imprese sociali e di comunità, in 

Impresa sociale, 2022, 2, p. 79.  
131 Profili ai quali sarà dato maggiore spazio nel capitolo 3. 
132 V. art. 22, §1, Dir. REDII e, similmente, art. 31, co. 1, lett. c), d.lgs. 199/2021. 
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rinnovabili (v. sopra par. 2), ma che in questo caso assume un significato in parte diverso. 

A riguardo, può dirsi che la ratio sottesa al divieto in questione mira a evitare che la 

limitazione derivante dal divieto di conseguire in misura prevalente profitti finanziari, 

che rileva per la CER, possa essere eluso sotto la visuale del lucro soggettivo dei suoi 

partecipanti. Limite che, a tal fine, è testualmente circoscritto alle sole imprese 

“private”, lasciando fuori dall’orbita applicativa i «clienti domestici» e le imprese dotate 

di soggettività di diritto pubblico. È chiaro, infatti, che simile rischio sarebbe fonte di 

potenziali derive distorsive nel momento in cui le imprese private dovessero 

funzionalizzare la partecipazione alle CER verso il conseguimento di vantaggi che non 

attengono agli obiettivi di efficienza o di risparmio dei consumi energetici, cui piuttosto 

si rivolge l’attenzione del legislatore europeo.  

 

5. (segue) la condivisione di energia rinnovabile nel quadro di attività delle CER  

 

Si è anticipato che la normativa europea riconosce alle CER una serie di funzioni 

che le collocano a pieno titolo tra i nuovi attori dei mercati energetici. Allo stesso tempo, 

si è accennato poc’anzi al fatto che le finalità che le guidano ne diversificano l’ambito 

di intervento, potendo dette comunità compiere azioni che si legano a una visione 

integrata di sviluppo socio-economico dei territori in cui operano, dunque non soltanto 

di stretta attinenza al settore energetico. Può dirsi adesso che, per opinione condivisa, le 

attività delle CER si suddividono in due categorie principali: da un canto, quelle che 

alcuni autori identificano come “istituzionali”, solitamente ricondotte alla produzione, 

la vendita, l’accumulo, il consumo e la condivisione di energia rinnovabile; dall’altro, 

si collocano le attività, che, come visto poc’anzi (par. 3.1), non implicano un nesso 

necessario con il settore energetico, essendo relative alle azioni che la comunità 

persegue nel quadro degli “obiettivi ambientali, economici e sociali”133. 

Con riferimento al primo gruppo, va osservato che quelle indicate afferiscono, 

in senso più ampio, all’ambito d’intervento che proietta le CER nel contesto dei mercati 

energetici. Tale campo comprende un ventaglio di ipotesi che spazia attraverso segmenti 

del mercato nei quali hanno storicamente avuto accesso le sole imprese energetiche. La 

 
133 Sul punto, v. M. Pafumi, ibidem, pp. 123-124. 



 

55 
 

normativa europea, infatti, chiarisce che le comunità energetiche possono operare come 

società di vendita al dettaglio o aggregatori della domanda, assumere funzioni legate al 

dispacciamento di energia elettrica o gestire come sub-concessionari le reti di 

distribuzione. In tale prospettiva, il quadro europeo invita gli Stati membri a istituire 

regole nazionali che consentano alle comunità energetiche di accedere a tutti i comparti 

indicati in maniera non discriminatoria, assicurando l’implementazione di procedure e 

di oneri “equi, proporzionati e trasparenti”134. Si tratta di indicazioni che indubbiamente 

posizionano le CER su un binario parallelo a quello degli operatori del settore, ma che 

al contempo invitano a tenere conto di talune peculiarità che ne caratterizzano l’ossatura 

in senso fisiologicamente diverso dai tradizionali player energetici135.  

Guardando nuovamente alle attività che vengono solitamente intese come 

connaturate all’esistenza stessa di una CER, si nota che la maggiore discontinuità con 

le formule già praticate nei mercati energetici ricade sul concetto di condivisione di 

energia. L’art. 22 della Dir. REDII stabilisce a riguardo che le comunità energetiche 

possano “scambiare, all'interno della stessa comunità, l'energia rinnovabile prodotta 

dalle unità di produzione detenute da tale comunità produttrice/consumatrice di energia 

rinnovabile”136. Il distinguo principale, infatti, è in questo caso dato dal fatto che la 

produzione di energia rinnovabile non è più proiettata verso il mercato, come per 

converso avviene nel momento in cui la CER agisce come venditore di energia 

all’ingrosso o al dettaglio. Viceversa, la condivisione di energia rappresenta un’attività 

che rimane circoscritta “all’interno della stessa comunità”, nel senso di soddisfare il 

 
134 V. art. 22, § 4, lett. d), e), Direttiva REDII e, similmente, art. 16, § 1, lett. e), e §3, lett. b), Direttiva 

IMED. 
135 V. artt. 22, § 4, lett. b), della Dir. REDII e 16, § 3, lett. b), Dir. IMED, con la precisazione che 

laddove l’attività delle comunità energetiche si estenda ai settori in cui le imprese elettriche operano 

in regime di concorrenza (quali la fornitura convenzionale, la distribuzione, l’aggregazione, il 

dispacciamento) esse rimangono soggette alla medesime “disposizioni applicabili per tali attività”. 
136 V. art. 22, § 2, lett. b), Direttiva REDII, e, parallelamente per le CEC, art. 16, § 3, lett. e), Direttiva 

IEMD. Occorre osservare che nella traduzione in lingua nazionale delle due Direttive IMED e REDII 

si nota l’utilizzo di un registro linguistico che solo in parte corrisponde al testo originario, ove invece 

è univocamente utilizzata l’espressione “share”. Infatti, mentre la prima delle due Direttive si 

riferisce fedelmente al concetto di condivisione dell’energia elettrica (dall’inglese “share”), la Dir. 

REDII si esprime in maniera più ambigua parlando di scambi o “trasferimenti di energia all’interno 

della comunità”, nonostante il testo dell’art. 22, § 2, lett. b), della Dir. REDII faccia riferimento 

anch’esso al concetto di condivisione di energia (“share, within the renewable energy community, 

renewable energy that is produced by the production units owned by that renewable energy 

community”).  
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consumo energetico dei soggetti che della comunità sono parte integrante, e non già 

contraenti terzi.  

Aspetto che, di per sé, traccia una prima linea di confine con l’area in cui operano 

le imprese del settore, siano esse produttrici, intermediari, acquirenti, o venditrici al 

dettaglio. Nel momento in cui condivide l’energia autoprodotta, la comunità agisce in 

funzione del fabbisogno dei clienti finali che ne fanno parte. I medesimi soggetti, in 

pratica, che ove ubicati “nelle vicinanze” degli impianti di produzione detengono allo 

stesso tempo il controllo della CER. Il nesso tra queste due componenti è ciò che, più di 

tutti, distingue questa attività dalle altre che la comunità  energetica potrebbe comunque 

perseguire ove optasse per destinare alla vendita, all’ingrosso o al dettaglio, l’energia 

generata dai propri impianti di produzione.  

Quel che l’articolato delle Direttive non precisa, però, è se le attività suddette 

concorrano tra loro secondo un preciso ordine di priorità, nonché se alcune di esse 

debbano considerarsi in ogni caso indispensabili ai fini dell’esistenza stessa della 

CER137. Dal tenore del dato normativo non è chiaro, infatti, se la comunità possa 

destinare alla vendita l’intera quantità di energia auto-prodotta, ovvero riservarne una 

parte alla condivisione con i propri membri, o viceversa. La CER, in ipotesi, potrebbe 

non condividere l’energia che produce e cederla interamente al mercato dietro 

corrispettivo, senza con ciò venir meno allo scopo, impostogli per legge, di generare in 

prevalenza “benefici ambientali, economici e sociali”138. Si pensi, per fare un esempio, 

al caso in cui la comunità decida di reinvestire i ricavi ottenuti dalla vendita in rete di 

energia a beneficio del contesto territoriale nel quale si trova a operare139. In tale 

evenienza, la vendita rappresenterebbe l’unico impiego dell’energia prodotta, finendo 

addirittura per assumere carattere secondario e accessorio ove detta attività fosse 

funzionalizzata all’esercizio di “altri servizi energetici commerciali”140. 

 
137 L’art. 22, § 2, della Dir. REDII, infatti, si limita a elencare alle lett. a), b) e c) le attività cd. 

“istituzionali” della CER, senza stabilire quale tra queste prevalga o sia da ritenersi necessaria.  
138 Come richiesto dall’art. 2, par. 2, n. 16, lett. c) della Direttiva UE 2018/2001 
139 L’immaginario è abbastanza vasto: azioni di contrasto al fenomeno della povertà energetica; 

interventi di risanamento o riqualificazione ambientale di aree degradate del territorio; interventi di 

efficientamento energetico o di domotica; e-mobility; mense scolastiche o sociali; interventi di 

housing sociale e, in generale, di aiuto delle fasce più deboli; e così via 
140 V. art. 22, § 4, lett. b), Dir. REDII. È possibile, per tornare all’esempio della nota precedente, che 

sia la CER stessa a promuovere interventi di efficientamento energetico degli edifici sul territorio, 

istituendo a tal fine uno specifico ramo d’azienda dotato di propri mezzi e personale. In tale 
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Sotto questo aspetto, la normativa interna di recepimento offre indicazioni più 

puntuali, laddove, in particolare, stabilisce che “l'energia autoprodotta è utilizzata 

prioritariamente per l'autoconsumo istantaneo in sito ovvero per la condivisione con i 

membri della comunità”141. Diversamente dal disposto europeo, il quadro nazionale di 

attuazione intravede quindi nella condivisione di energia un’attività verso cui la 

comunità debba necessariamente finalizzare l’attività di produzione. Scelta che, a ben 

vedere, agevola l’inquadramento della fattispecie nel contesto degli obiettivi fissati dalla 

normativa europea. Infatti, se si guarda ancora una volta alle finalità delle comunità 

energetiche, la condivisione di energia rinnovabile consentirebbe a chi vi partecipa di 

ricevere un beneficio che ha indubbiamente una connotazione economica, 

sostanziandosi però in un risparmio, e non in un profitto. 

Lettura che trova conferma nella seconda parte della norma nazionale, allorché 

stabilisce che “l'energia eventualmente eccedentaria può essere accumulata e venduta 

anche tramite accordi di compravendita di energia elettrica rinnovabile, direttamente o 

mediante aggregazione”. Precisazione, anch’essa, che non trova riscontro nel testo delle 

Direttive europee, ma che porta a ritenere, a contrario, che la produzione di energia 

serva a soddisfare, in prima battuta, i consumi dei membri della comunità. In questo 

senso, può dirsi che ove l’offerta interna di energia dovesse superare la domanda degli 

utenti della comunità, e dunque eccedere rispetto ai loro consumi, tale surplus verrebbe, 

alternativamente, accumulato, ad es. per ricorrervi nei momenti in cui la non 

programmabilità delle fonti rinnovabili non sarebbe in grado di coprire, in tutto o in 

parte, la domanda di energia, oppure venduto in rete, secondo le varie soluzioni offerte 

dal quadro europeo.  

Va da sé che un simile approccio individua nella condivisione di energia uno dei 

principali profili di discontinuità con l’assetto di mercato pregresso. Fattispecie che il 

legislatore non qualifica in maniera espressa come alternativa di approvvigionamento 

energetico, ma che, come si capirà meglio nel seguito, si contraddistingue per il fatto di 

abilitare l’utilizzo delle reti pubbliche per produrre e consumare energia tra clienti 

 
prospettiva, ma forse in senso eccessivamente estensivo, potrebbe anche leggersi l’inciso contenuto 

nel considerando n. 65) alla Dir. REDII, ove tra i benefici connessi alla decentralizzazione della 

produzione di energia colloca “lo sviluppo e la coesione delle comunità grazie alla disponibilità di 

fonti di reddito e alla creazione di posti di lavoro a livello locale”. 
141 V. art. 31, comma 2, lett. b), D.Lgs. 199/2021. 
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finali142. A tal fine, in analogia a quanto visto per il singolo autoconsumatore, la 

normativa europea stabilisce che la comunità energetica impieghi impianti di 

produzione sui quali la stessa esercita un controllo143. Requisito, quest’ultimo, che il 

legislatore nazionale ha inteso rafforzare precisando che “ai fini dell'energia condivisa 

rileva solo la produzione di energia rinnovabile degli impianti che risultano nella 

disponibilità e sotto il controllo della comunità”144.  

Indicazioni che posizionano la condivisione di energia su un piano 

diametralmente opposto al modello della fornitura di energia convenzionale. Sebbene 

entrambi gli schemi puntino a soddisfare il fabbisogno energetico dei clienti finali, nel 

primo caso a venir meno è propriamente la tipica contrapposizione tra la figura del 

produttore a quella del consumatore. 

Ciononostante, i due meccanismi si muovono su binari paralleli e 

complementari, come messo in chiaro dal fatto che detta attività non modifica i “diritti 

o doveri in qualità di clienti finali”145. Argomento al quale si è già dato spazio durante 

l’esame della figura del prosumer, e che occorre qui declinare nel senso che la 

condivisione di energia non sostituisce la fornitura convenzionale, ma rappresenta 

piuttosto una formula nuova di consumo secondo la disponibilità che la CER è in grado 

di offrire ai suoi membri. Allorché  quest’ultima non fosse in grado di soddisfare la 

domanda interna attraverso energia autoprodotta, anche in ragione della volatilità delle 

fonti rinnovabili, i clienti finali avrebbero comunque il diritto di approvvigionarsi dalle 

reti pubbliche, acquistando energia dal rispettivo fornitore secondo le medesime 

condizioni praticate alla generalità dei consumatori.  

 
142 A riguardo, 22, § 4, lett. c) della Dir. REDII stabilisce che “il gestore del sistema di distribuzione 

competente cooperi con le comunità di energia rinnovabile per facilitare i trasferimenti di energia 

all'interno delle comunità di energia rinnovabile”, del medesimo tenore è inoltre l’art. 16, § 1, lett. 

d), della Dir. IMED (“il pertinente gestore del sistema di distribuzione previo pagamento di un'equa 

compensazione valutata dall'autorità di regolazione, cooperi con le comunità energetiche dei cittadini 

per agevolare i trasferimenti di energia elettrica al loro interno”). 
143 Anche in questo caso, il testo in lingua inglese delle Direttive REDII e IEMD utilizza la medesima 

espressione (“owned”) per indicare il nesso che deve sussistere tra gli impianti di produzione e la 

comunità energetica affinché quest’ultima possa condividere l’energia prodotta con i propri membri. 

Tuttavia, la terminologia adoperata in sede di traduzione sembra invece distinguere il regime 

applicabile alle CEC, per le quali sarebbe necessario conseguire la proprietà degli impianti, da quello 

che pertiene le CER, ove invece sarebbe sufficiente un titolo idoneo ad attribuirvi la mera detenzione 

sugli stessi. 
144 V. art. 31, comma 2, lett. a), d.lgs. 199/2021. 
145 V. art. 22, § 1, Dir. REDII.  
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Quanto detto porta a ritenere che l’azione delle CER si sviluppa su due piani 

distinti: non soltanto esterno, concernente cioè i casi in cui la comunità vende in rete 

l’energia prodotta o, più in generale, partecipa ai mercati con l’obiettivo di offrire beni 

e servizi energetici a soggetti terzi, ma anche interno alla stessa, relativamente 

all’attività di auto-approvvigionamento energetico messa in atto attraverso propri 

impianti di produzione.  

Duplice visuale che, letta congiuntamente agli obiettivi indicati dalla normativa, 

aiuta a capire che la scelta di vendere in rete l’energia prodotta assume necessariamente 

carattere secondario e residuale, dato che l’obiettivo primario della comunità è, come 

detto, quello di agevolare la condivisione di energia tra i propri membri, e non di 

venderla. Simile approccio, infatti, individua nella condivisione di energia il mezzo che, 

più di altri, si allinea all’obiettivo di generare “benefici ambientali, economici e sociali”, 

in luogo di “profitti finanziari”. 

 

6.  Cenni alla distinzione tra condivisione di energia e trading energetico 

 

La normativa europea non ha inizialmente dedicato molto spazio alla 

condivisione di energia rinnovabile tra clienti finali, limitandosi a riconoscere tale 

prerogativa nell’ambito delle comunità energetiche e dei gruppi di autoconsumatori di 

energia rinnovabile che agiscono collettivamente146. Prima delle modifiche normative 

che saranno analizzate in seguito, nel quadro definitorio di entrambe le Direttive REDII 

e IEMD non era indicato cosa dovesse intendersi per energia condivisa. Ciò, in un primo 

momento, ha avuto delle implicazioni sull’interpretazione e sull’effettiva estensione del 

raggio applicativo delle disposizioni che ne fanno menzione nel quadro di attività delle 

CER. Come già evidenziato, l’art. 22 della Dir. REDII assegna alle comunità energetiche 

la funzione di produrre, consumare, immagazzinare, vendere, nonché di scambiare 

,“all’interno della stessa comunità”, l’energia rinnovabile prodotta.  

In quest’ultimo caso, l’espressione presente nel testo della Dir. REDII 

(“scambiare”) ha indotto una parte degli interpreti a ritenere che il legislatore avesse 

 
146 La Direttiva UE 2018/2001 accenna alla condivisione di energia agli art. 21 (autoconsumatori di 

energia rinnovabile che agiscono collettivamente) e 22 (comunità di energia rinnovabile), mentre la 

Dir. IMED lo fa con solo riferimento alle comunità energetiche di cittadini (CEC). 
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inteso alludere agli scambi tra pari (o Peer-to-peer trading-P2P), cui fa cenno l’art. 2, 

n. 18) della REDII147. Fattispecie, quest’ultima, della quale si è detto sopra che la legge 

identifica come “vendita di energia rinnovabile tra i partecipanti al mercato in virtù di 

un contratto con condizioni prestabilite che disciplina l'esecuzione e il regolamento 

automatizzati dell'operazione, direttamente tra i partecipanti al mercato o indirettamente 

tramite un terzo certificato partecipante al mercato, come ad esempio un aggregatore”. 

Da qui, il dubbio se le due ipotesi fossero espressione di una medesima fattispecie 

normativa, tipizzata dal legislatore come P2P trading, applicabile in senso ambivalente 

agli “scambi” di energia che i clienti finali mettono in atto “all’interno della stessa 

comunità”.  

Interrogativo che non è di poco conto, dal momento che il P2P trading 

corrisponde, per espressa indicazione del legislatore europeo, a un modello che si allinea 

al consueto schema della compravendita di energia, seppur riferibile a una transazione 

energetica che avviene tra soggetti dotati entrambi della qualifica di cliente finale148. 

Bisogna premettere che simile distinguo diviene difficilmente compreso 

guardando esclusivamente al modo in cui l’energia viene veicolata sulle reti pubbliche. 

Non rileva, infatti, che l’operazione in forza della quale l’energia è stata immessa nella 

rete sottenda un contratto tra un produttore e un consumatore (come nel caso di un 

comune accordo di compravendita di energia), o una transazione tra un prosumer e un 

consumatore (come nel P2P trading), o che riguardi, piuttosto, un modello del tipo “uno 

 
147 Il riferimento è ai contributi della letteratura, non soltanto giuridica, che ha fatto spesso ricorso a 

tali concetti rappresentandoli come sinonimi, v. J.M Glachant, N. Rossetto, ibidem,; Alaton et al., 

ibidem; Rossetto et al., (2022). A taxonomy of energy communities in liberalized energy systems, 

Energy Communities, Customer-Centered, Market-Driven, Welfare-Enhancing?, 

https://doi.org/10.1016/C2021-0-01002-6, 3-22; Ghiani et al., (2022) Digitalization of peer-to-peer 

electricity trading within local energy communities, Energy Communities, Customer-Centered, 

Market-Driven, Welfare-Enhancing?, https://doi.org/10.1016/C2021-0-01002-6, 211-227; De 

Villena et al., Financial Optimization of Renewable Energy Communities Through Optimal 

Allocation of Locally Generated Electricity, in IEEE Access, vol. 10, pp. 77571-77586, 2022, 

doi:10.1109/ACCESS.2022.3191804; Hojckova et al., Entrepreneurial use of context for 

technological system creation and expansion: The case of blockchain-based peer-to-peer electricity 

trading, in Research policy, v. 49, n. 8, (2020). 
148 Uno dei tratti più innovativi è senza dubbio rappresentato dall’utilizzo degli smart contracts come 

supporto per le piattaforme di P2P trading, grazie ai quali è possibile eseguire transazioni 

automatizzate basate sull’impiego di algoritmi calibrati per agevolare l’incontro tra domanda e 

offerta di energia tra clienti finali. Per l’esame di un caso concreto si veda L. Ableitner et al., ibidem, 

p. 13. 
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a molti” (come potrebbe idealmente ipotizzarsi per la condivisione di energia “prodotta 

dalle unità di produzione detenute” da una CER). In tutti questi casi, una volta immessa 

nella rete, l’energia diviene un tutt’uno con il flusso presente all’interno delle linee 

elettriche, per cui non v’è alcuna differenza tangibile tra le movimentazioni di energia 

che stanno alla base degli accordi tra chi immette e chi preleva energia.  

Ne consegue che, a fronte dell’operazione di immissione e di prelievo di energia 

nella rete, è ipotizzabile un diverso regolamento contrattuale della prestazione che 

costituisce oggetto dell’accordo tra chi immette e chi preleva. Il discrimine tra 

condivisione e P2P trading di energia, dunque, va compreso tenendo conto delle 

indicazioni che offre la normativa per risalire alla fonte degli interessi che animano 

l’operazione, dato che entrambi hanno alla base una stessa movimentazione di energia 

sulla rete. 

Da questo punto di vista, va richiamato il dato per cui nelle Direttive REDII e 

IEMD l’espressione «condivisione di energia» è adoperata in abbinamento ai soli casi 

in cui i clienti finali, per il tramite della comunità energetica, esercitino un potere di 

controllo congiunto sugli impianti di produzione149. Principio che la normativa 

nazionale ha ulteriormente riempito di contenuto, precisando che “ai fini dell'energia 

condivisa rileva solo la produzione di energia rinnovabile degli impianti che risultano 

nella disponibilità e sotto il controllo della comunità”150.  

Viceversa, nel P2P trading è il singolo prosumer che mantiene un pieno controllo 

sull’impianto di produzione, e, di conseguenza, sulle modalità di destinazione 

dell’energia prodotta. Lo conferma il tenore dell’art. 21, par. 5, della Dir. REDII, ove 

stabilisce che “L'impianto dell'autoconsumatore di energia rinnovabile può essere di 

proprietà di un terzo o gestito da un terzo in relazione all'installazione, all'esercizio, 

compresa la gestione dei contatori, e alla manutenzione, purché il terzo resti soggetto 

alle istruzioni dell'autoconsumatore di energia rinnovabile”151. Condizione, 

 
149 Sebbene nella traduzione in lingua italiana venga ambiguamente utilizzata l’espressione 

“detenute”, che in poco sembra corrispondere a quella utilizzata nella formulazione originaria di 

entrambe Direttive, ove si legge invece “owned”. Si vedano l’art. 22, § 2, lett. b), Dir. REDII per le 

CER, e l’art. 16, § 3, lett. e), Dir. IMED per le CEC. 
150 V. art. 31, comma 2, lett. a), d.lgs. 199/2021. 
151 Formulazione che viene pedissequamente riprodotta nel quadro interno di trasposizione dall’art. 

31 del d.lgs. 199/2021, che così recita: “l'impianto dell'autoconsumatore di energia rinnovabile può 

essere di proprietà di un terzo o gestito da un terzo in relazione all'installazione, all'esercizio, 
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quest’ultima, che confligge con l’idea per cui possa essere la CER ad acquisire la 

“disponibilità e il controllo” degli impianti di produzione. Piuttosto, tale indicazione 

riserva al singolo prosumer una piena autonomia decisionale sull’energia prodotta e 

immessa in rete. 

Ne deriva che la diversa formula di controllo che i clienti finali instaurano sugli 

impianti di produzione rappresenta la linea di confine tra i casi in cui l’energia viene 

condivisa oppure venduta nell’ambito del P2P. Nel primo caso, il controllo congiunto 

dei clienti finali, sorretto dalla contitolarità dei poteri che gli stessi esercitano sugli 

impianti di produzione attraverso l’intermediazione della CER, implica una 

corrispondenza tra l’interesse del soggetto che produce energia e di quello che la 

consuma. Nel secondo, si alternano due interessi contrapposti, quello 

dell’autoconsumatore, che vende l’energia secondo la formula che gli assicura la 

migliore remunerazione del surplus di produzione immesso nella rete, e quello del 

cliente finale, che la acquista allo scopo di conseguire un risparmio sul costo dell’energia 

che consuma.  

Lettura alla quale si perviene tenendo anche conto che l’art. 21 della Dir. REDII 

enuclea detti “scambi tra pari” (P2P) tra gli strumenti attraverso cui l’autoconsumatore 

di energia rinnovabile può cedere alla rete il surplus di produzione (“vendere le 

eccedenze di produzione di energia elettrica rinnovabile, anche tramite […] accordi per 

scambi tra pari”)152. Tale inciso non viene corrispondentemente riprodotto tra le 

soluzioni cui la CER può avere accesso per gestire i flussi di energia al suo interno. 

L’unico riferimento, infatti, è alla possibilità che essa condivida - “all'interno della stessa 

comunità” - l’energia autoprodotta da impianti che ricadono sotto il suo controllo.  

Ciò non toglie che i clienti finali che partecipano a una CER possano comunque 

fare ricorso al P2P trading, allorché quest’ultima non disponga di impianti di 

generazione di cui ha la “disponibilità e il controllo”, ma si limiti a offrire altra tipologia 

di servizi ai suoi membri. Eventualità che non è preclusa dalla normativa europea, la 

 
compresa la gestione dei contatori, e alla manutenzione, purché il terzo resti soggetto alle istruzioni 

dell'autoconsumatore di energia rinnovabile. Il terzo non è di per sé considerato un autoconsumatore 

di energia rinnovabile”. 
152 V. art. 21, par. 2, lett. a) Direttiva UE 2018/2001. Nel P2P trading il prosumer mantiene un 

controllo individuale sulla/e unità di produzione proprio perché il proposito è quello di disporre del 

surplus di energia in maniera autonoma, senza quindi condividerlo con altri, valorizzando tale 

eccedenza sulla base di un accordo che gli consenta di ottenere la migliore remunerazione possibile 
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quale, per converso, ammette la possibilità che una CER operi come aggregatore o 

fornitore di servizi per il P2P trading (“altri servizi energetici commerciali”). Potrebbe 

anche darsi, infatti, che la ragione che porta un gruppo più o meno ampio di clienti finali 

a dar vita a una CER sia quella di affidare a questa la gestione, in qualità di service 

provider, di una piattaforma digitale che gli consenta di effettuare tra loro transazioni di 

P2P come venditori e acquirenti. In tal caso, la gestione dei flussi di energia all’interno 

della CER avrebbe il solo scopo di facilitare l’incontro tra domanda e offerta, senza che 

quest’ultima acquisisca la titolarità o il controllo degli impianti di produzione. 

 

7. Autoconsumo e condivisione di energia nel panorama nazionale di attuazione 

 

Come anticipato, dopo una fase transitoria di attuazione, la promulgazione dei 

d.lgs. 199 e 210 dell’8 novembre 2021 ha segnato il definitivo recepimento del quadro 

europeo in materia di autoconsumo di energia da fonti rinnovabili153. La normativa 

nazionale di cui al d.lgs. 199/2021, che recepisce la Dir. REDII, riconosce ai clienti 

finali il diritto di autoconsumare l’energia rinnovabile autoprodotta, tanto nei casi in cui 

operino individualmente, quanto se organizzati nell’ambito del medesimo condominio 

o in comunità energetiche rinnovabili. Corrispondentemente, il d.lgs. 210/2021, di 

attuazione della Dir. IMED, stabilisce che i clienti finali hanno diritto a partecipare al 

mercato in qualità di «clienti attivi» “individualmente, in maniera aggregata ovvero 

mediante le comunità di cui al presente articolo”154. 

Il quadro di attuazione, ricalcando sul punto il testo delle Direttive europee, 

dispone che i consumatori, nelle varie configurazioni ammesse, mantengono i loro diritti 

e obblighi in quanto clienti finali. Ciò, in particolare, non soltanto in relazione alla tutela 

che ricevono nella qualità di contraenti dei rispettivi accordi di fornitura, quanto in 

riferimento alla possibilità che essi stipulino accordi paralleli per condividere tra loro 

l’energia autoprodotta. 

 
153 Ciò a seguito dell’approvazione della L. 22 aprile 2021 n. 53 recante la Delega al Governo per il 

recepimento delle direttive europee e l'attuazione di altri atti dell'Unione europea - Legge di 
delegazione europea 2019-2020, che individua i principi e i criteri direttivi per l’attuazione della 

normativa UE. 
154 V. art. 14, co. 2, lett. a), d.lgs. 210/2021. 
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In generale, infatti, l’art. 12, primo comma, del d.lgs. 210/2021 prescrive che “I 

clienti sono liberi di acquistare e vendere tutti i servizi connessi al mercato dell’energia 

elettrica diversi dalla fornitura e di stipulare contratti di aggregazione, 

indipendentemente dal proprio contratto di fornitura di energia e rivolgendosi a imprese 

elettriche di loro scelta. In particolare, i clienti possono stipulare contratti di 

aggregazione senza che vi sia bisogno del consenso del proprio fornitore di energia 

elettrica”. Con specifico riguardo all’autoconsumo di energia rinnovabile, l’art. 32 del 

d.lgs. 199/2021 chiarisce che in tali casi i clienti finali “regolano i rapporti tramite un 

contratto di diritto privato che tiene conto di quanto disposto alle lettere a) e b)”, e cioè 

che mantengano i loro diritti di cliente finale (a), e che possano recedere liberamente 

dalle configurazioni di autoconsumo alle quali partecipano (b)155. 

Ne deriva che il mantenimento dei diritti di cliente finale assicura che i 

consumatori continuino a beneficiare delle garanzie e delle tutele ordinariamente 

previste nei contratti di fornitura, quali in primo luogo il diritto alla continuità e alla 

qualità della fornitura, nonostante una parte dei loro consumi possa derivare da canali 

alternativi di approvvigionamento. Ciò, soprattutto, al fine di garantire che i clienti finali 

non siano pregiudicati nell’eventualità in cui l’autoproduzione locale di energia 

rinnovabile non dovesse coprire per intero i loro consumi. 

L’aspetto più innovativo è dato dal fatto che l’autoconsumo di energia, al di là 

delle forme già note nel panorama nazionale, vale a dire con “un impianto di produzione 

a fonti rinnovabili direttamente interconnesso all'utenza del cliente finale”156, può 

realizzarsi condividendo l’energia autoprodotta mediante le linee elettriche esistenti157. 

In questi casi, i clienti finali, sia individualmente che in forma associata, possono 

condividere l’energia autoprodotta e consumarla nei punti di prelievo ubicati presso siti 

diversi da quelli di produzione. Ciò significa che essi condividono l’energia 

autoprodotta, o prodotta da altri clienti finali, singoli o associati, pur non disponendo di 

un collegamento diretto tra l’impianto di produzione e il punto di consumo. 

 
155 La norma così prosegue: “fermi restando eventuali corrispettivi concordati in caso di recesso 

anticipato per la compartecipazione agli investimenti sostenuti, che devono comunque risultare equi 

e proporzionati”. 
156 V. art. 30, co. 1, n. 1), d.lgs. 199/2021. 
157 Si tratta delle fattispecie indicate all’art. 30, co. 1, n. 2.2), e comma 2, e art. 31 del d.lgs. 199/2021, 

ma che, come riassunto al cap. I, ancor prima di questa norma erano presenti sin dalla 

nazionalizzazione del settore disposta dalla L. del 6 dicembre 1962, n. 1643. 
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L’accennato regime transitorio assimilava inizialmente il concetto di energia 

condivisa a quello di energia autoconsumata, classificando come tale l’ipotesi in cui la 

produzione e il consumo di energia fossero contestuali e circoscritti entro all’interno di 

un perimetro di rete inizialmente limitato alla cabina secondaria di consegna158.. Nel 

passaggio dal regime transitorio a quello ordinario di attuazione, si è scelto di ripartire 

secondo diversi perimetri territoriali le definizioni di energia condivisa e di energia 

autoconsumata. Entrambi i d.lgs. 199 e 210 del 2021 hanno introdotto la nozione di 

«energia condivisa», definendola come il “minimo, in ciascun periodo orario, tra 

l'energia elettrica prodotta e immessa in rete dagli impianti a fonti rinnovabili e l'energia 

elettrica prelevata dall'insieme dei clienti finali associati situati nella stessa zona di 

mercato”, compatibilmente con il nuovo modello di allocazione della capacità di 

trasporto su base zonale159.. 

L’autoconsumo, invece, rimane circoscritto entro un confine più modesto della 

zona di mercato, corrispondente con l’area sottesa alla cabina primaria di consegna, con 

riferimento al quale vengono associati benefici misurabili per il sistema, derivanti dal 

minor impegno delle infrastrutture di trasporto di alta tensione. A tal riguardo, l’art. 32, 

comma 3, lett. a) del d.lgs. 199/2021, con una formulazione che ricalca, nella sostanza, 

quanto stabilito all’art. 14, comma 10, lett. c) del d.lgs. 210/2021, precisa che l’energia 

 
158 Secondo quanto stabilito nell’art. 42bis del D.L. 162/2019, “l'energia è condivisa per 

l'autoconsumo istantaneo […] in  quanto  energia  istantaneamente autoconsumata sulla stessa 

porzione di rete di bassa tensione e, per tale ragione, equiparabile all'autoconsumo fisico in situ”. In 

tal modo, non era possibile distinguere concettualmente l’energia condivisa da quella 

autoconsumata, stante che il perimetro di rete entro il quale erano riconosciuti i benefici derivanti 

dal minore utilizzo dell’infrastruttura di media e di alta tensione, i.e. la cabina di trasformazione 

secondaria, era il medesimo nel quale si esauriva la possibilità di condividere l’energia prodotta e 

immessa in rete. A conferma di ciò, il D.M. del 16 settembre 2020, che fissava la «tariffa incentivante 

per la remunerazione degli impianti a fonti rinnovabili inseriti nelle configurazioni sperimentali di 

autoconsumo collettivo e comunità energetiche rinnovabili, in attuazione dell'articolo 42-bis, comma 

9, del decreto-legge n. 162/2019, convertito dalla legge n. 8/2020.» stabiliva, con riferimento al 

predetto regime transitorio, che la misura della tariffa-premio individuata per incentivare gli scambi 

di energia rinnovabile all’interno di tali configurazioni  è volta a “premiare l'autoconsumo 

istantaneo” , nel caso di specie corrispondente con la condivisione stessa di energia. 
159 V. art. 2, comma 1, lett. q) d.lgs. 199/2021 e art. 14, comma 8, lett. b), d.lgs. 210/2021. Le zone 

di mercato sono definite sulla base dei criteri indicati dall’art. 33 del Regolamento (UE) 2015/1222 

(cd. Regolamento CACM, acronimo di “capacity allocation and congestion management”), i quali 

si basano su parametri di natura tecnica legati alla gestione in sicurezza del sistema elettrico. Dal 1° 

gennaio 2021 le zone di mercato sono: Nord, Centro-Nord, Centro-Sud, Sud, Calabria, Sicilia e 

Sardegna. 
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condivisa all’interno della “porzione di rete di distribuzione sottesa alla stessa cabina 

primaria” si considera “energia istantaneamente autoconsumata sulla stessa porzione di 

rete”160. Le due fattispecie rimangono accomunate dal fatto di basarsi entrambe sulla 

contestualità oraria tra la produzione e il consumo di energia. Ne deriva, pertanto, che 

se da un canto l’energia autoconsumata è senz’altro classificabile come energia 

condivisa, non tutta l’energia condivisa può al tempo stesso considerarsi energia 

autoconsumata161.  

 

8. (segue) il modello regolatorio italiano per l’autoconsumo diffuso di energia 

 

Nel recepire i nuovi principi stabiliti dalle Direttive REDII e IMED, i decreti 

legislativi n. 199 e 210 del 2021 hanno demandato all’Autorità di regolazione nazionale 

(ARERA) il compito di implementare a livello regolamentare ulteriori misure di 

attuazione, con l’obiettivo di integrare le configurazioni in commento nel sistema 

elettrico nazionale162.  A tal fine, l’ARERA si è mossa seguendo un duplice traiettoria 

operativa: da un canto, ha istituito un quadro di regole volto specificamente a valorizzare 

il contributo dell’autoconsumo cd. «diffuso» nel sistema elettrico nazionale163; 

 
160 L’art. 14, co. 10, lett. c), del d.lgs. 210/2021 demanda infatti all’ARERA il compito di determinare 

“il valore delle componenti tariffarie regolate che non devono essere applicate all'energia condivisa 

nell'ambito della porzione di rete di distribuzione sottesa alla stessa cabina primaria e 

istantaneamente auto-consumata, in quanto corrispondenti a costi evitati per il sistema, determinati 

in funzione della localizzazione sulla rete elettrica dei punti di immissione e di prelievo facenti parte 

di ciascuna configurazione di autoconsumo collettivo o di comunità energetica dei cittadini”. 
161 Questa distinzione assume per il momento rilievo in relazione al regime di incentivazione di cui 

all’art. 8, comma 1, lett. b), del d.lgs. 199/2021, laddove l’energia risulti prodotta da sole fonti 

rinnovabili, nonché ai fini del ristorno delle “componenti tariffarie disciplinate in via regolata, 

nonché' di quelle connesse al costo della materia prima energia, che non risultano tecnicamente 

applicabili all'energia condivisa, in quanto energia istantaneamente autoconsumata sulla stessa 

porzione di rete”, secondo quanto stabilito dall’art. 32, comma 3, lett. a) del d.lgs. 199/2021 
162 V. art. 32, co. 3, del d.lgs. 199/2021 e art. 14, co. 10, del d.lgs. 210/2021. 
163 L’art. 32, co. 3, del d.lgs. 199/2021 ha stabilito che “Entro novanta giorni dalla data di entrata in 

vigore del presente decreto, l'ARERA adotta i provvedimenti necessari a garantire l'attuazione delle 

disposizioni del presente Capo. La medesima Autorità, in particolare: 

a) nei casi in cui gli impianti di produzione e i punti di prelievo sono connessi alla porzione di rete 

di distribuzione sottesa alla stessa cabina primaria, individua, anche in via forfettaria, il valore delle 

componenti tariffarie disciplinate in via regolata, nonché di quelle connesse al costo della materia 

prima energia, che non risultano tecnicamente applicabili all'energia condivisa, in quanto energia 

istantaneamente autoconsumata sulla stessa porzione di rete; 



 

67 
 

dall’altro, in ottica più ampia, ha dato avvio a un processo di revisione più articolato del 

quadro di funzionamento dei mercati, nel cui solco, come si capirà nel seguito di questo 

lavoro (cap. 3 e 4), si inserisce l’attuazione delle misure che riguardano la condivisione 

di energia rinnovabile.  

Con riferimento al primo dei due profili, va evidenziato che la deliberazione n. 

727/2022/R/eel del 27 dicembre 2022 l’ARERA ha approvato un nuovo testo 

regolamentare denominato “Testo Integrato Autoconsumo Diffuso” (TIAD), al quale si 

riconducono i casi in cui i clienti finali svolgono attività di autoconsumo tramite le reti 

pubbliche, in forma individuale o collettiva164. Occorre premettere che l’impostazione 

sulla quale poggia il TIAD si pone in continuità, rappresentandone uno sviluppo, con il 

modello regolatorio già attuato in Italia in vigenza della fase transitoria di trasposizione 

della normativa europea, che ha avuto avvio con l’art. 42bis del D.L. 162/2019165. Nel 

preambolo del provvedimento che approva il TIAD, infatti, viene chiarito che il modello 

sperimentato introdotto durante la fase transitoria risponde all’obiettivo di misurare e di 

valorizzare i benefici associati alla condivisione di energia, laddove questa rimanga 

circoscritta entro un perimetro predefinito dell’infrastruttura di rete166. 

Nel passaggio dal regime transitorio a quello definitivo di attuazione, i decreti 

legislativi 199 e 210 del 2021 hanno ampliato l’area di riferimento entro cui 

l’autoconsumo è considerato produttivo di effetti positivi per il sistema, che dalla cabina 

secondaria è stato esteso alla porzione di rete sottesa alla cabina primaria di consegna. 

L’Autorità di regolazione, pertanto, ha applicato il meccanismo semplificato già 

utilizzato nel corso della fase transitoria nell’ambito di questo nuovo confine territoriale, 

premiando la corrispondenza oraria tra la produzione e il consumo di energia (cd. 

 
b) prevede modalità con le quali il rispetto del requisito di cui alla lettera a) sia verificato anche 

attraverso modalità veloci e semplificate, anche ai fini dell'accesso agli incentivi di cui all'articolo 8. 

A tal fine, prevede che i distributori rendano pubblici i perimetri delle cabine primarie, anche in via 

semplificata o forfettaria”. 
164 Segnatamente, si tratta delle seguenti configurazioni: i. gruppo di autoconsumatori di energia 

rinnovabile che agiscono collettivamente; ii. gruppo di clienti attivi che agiscono collettivamente; 

iii. comunità energetica rinnovabile o comunità di energia rinnovabile; iv. comunità energetica dei 

cittadini; v. autoconsumatore individuale di energia rinnovabile “a distanza” con linea diretta; vi. 

autoconsumatore individuale di energia rinnovabile “a distanza” che utilizza la rete di distribuzione; 

vii. cliente attivo “a distanza” che utilizza la rete di distribuzione. 
165 In attuazione dell’art. 42bis cit., ARERA aveva dapprima implementato un modello regolatorio 

di tipo “virtuale” con la delibera del 04 agosto 2020 n. 318/2020/R/eel. 
166 V., in particolare, pp. 5 e 6 della deliberazione ARERA n. 727/2022/R/eel del 27 dicembre 2022. 
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autoconsumo “diffuso”) mediante il riconoscimento di un contributo (detto “di 

valorizzazione”), corrispondente ai “costi evitati per il sistema”167. A questo, secondo 

quanto stabilito dall’art. 8 del d.lgs. 199/2021, si affianca il riconoscimento di un 

incentivo pubblico per l’energia autoconsumata, qualora prodotta da impianti a fonti 

rinnovabili aventi le caratteristiche specificamente indicate dalla normativa 

ministeriale168.  

Ciò che rende singolare questo meccanismo, anche rispetto alle esperienze di 

altri paesi europei169, è il fatto di costituire un espediente regolatorio che valorizza in 

forma esplicita i benefici che ottiene il sistema dalla contestualità tra produzione e 

consumo di energia all’interno di un dato perimetro di rete. Tale impostazione, è bene 

chiarire, non modifica il regime di commercializzazione e di dispacciamento 

dell’energia che viene condivisa per l’autoconsumo (da qui l’appellativo “virtuale”). 

Quest’ultima, piuttosto, si limita a rilevare un dato esclusivamente numerico, vale a dire 

“il minimo, in ciascun periodo orario, tra l’energia immessa e prelevata” all’interno della 

porzione di rete sottesa alla medesima cabina primaria di consegna, associandovi la 

quantificazione dei costi evitati dal sistema tramite l’applicazione di appositi coefficienti 

aritmetici170.  

In tal modo, ciascun cliente finale mantiene invariate le condizioni della 

fornitura sul proprio punto di prelievo in relazione a tutta l’energia che preleva dalla rete 

pubblica. Parallelamente, l’energia immessa nella rete dagli impianti di produzione 

segue un canale di commercializzazione e dispacciamento autonomo dai prelievi degli 

utenti che partecipano alla configurazione di autoconsumo. Ciascun produttore e 

consumatore che autoconsumano “virtualmente” energia possono cioè scegliere 

 
167 Ovvero, secondo quanto stabilito dall’art. 14, co. 10, lett. c) del d.lgs. 210/2021, il “valore delle 

componenti tariffarie regolate che non devono essere applicate all'energia condivisa nell'ambito della 

porzione di rete di distribuzione sottesa alla stessa cabina primaria e istantaneamente auto-

consumata, in quanto corrispondenti a costi evitati per il sistema”. 
168 Individuati dal D.M. del Ministero dell’Ambiente e della Sicurezza Energetica n. 414 del 7 

dicembre 2023. 
169 Un utile approfondimento sul punto è offerto dal report elaborato da Veen A. v. d., Winters E., 

Fumagalli E., Klobasa M., Breitschopf B., Seigeot V., “Multi-supplier models and decentralized 
energy systems – Energy sharing approaches”, Publications Office of the European Union, 2023, 

reperibile al link https://data.europa.eu/doi/10.2833/010811  
170 I costi evitati, calcolati secondo gli algoritmi approvati dall’ARERA, vengono in seguito liquidati 

ai partecipanti della configurazione di autoconsumo da parte del Gestore dei Servizi Energetici S.p.a. 

(GSE S.p.a.), che in tale contesto svolge le funzioni di soggetto attuatore. 

https://data.europa.eu/doi/10.2833/010811
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liberamente il regime commerciale da applicare all’energia che essi, rispettivamente, 

immettono e prelevano nella rete pubblica. Essi, infatti, conservano i diritti e gli obblighi 

derivanti dai rispettivi rapporti di commercializzazione e di dispacciamento dell’energia 

immessa e prelevata. 

Simile approccio ha il vantaggio di semplificare, sotto molti punti di vista, 

l’avvio di iniziative che orientano i consumatori verso abitudini di consumo che  

tengono conto della disponibilità di energia generata localmente da fonti rinnovabili. Il 

sistema di premialità che sta alla base del TIAD - oggi rappresentate dall’accennato 

contributo di valorizzazione e dall’incentivo - ha propriamente questo fine, anticipando 

il passaggio verso un assetto decentralizzato e decarbonizzato dei mercati energetici. I 

clienti finali che accedono all’autoconsumo diffuso possono così avere accesso alle 

misure premiali senza assumere i rischi legati alla programmazione delle unità di 

produzione e di prelievo di energia nelle reti, mettendo per il momento da parte questioni 

sulle quali, come anticipato, si profilano interventi di più ampio respiro ad opera 

dell’Autorità di regolazione.  

 

9. Le modifiche al quadro europeo sull’autoconsumo di energia rinnovabile dopo 

l’approvazione della proposta della Commissione Ue di riforma del mercato 

elettrico europeo del 14 marzo 2023  

 

Per cercare di porre rimedio alla crisi che ha travolto il mercato energetico 

europeo in seguito allo scoppio della crisi russo-ucraina, nel marzo del 2023 la 

Commissione UE ha presentato una proposta di revisione del quarto pacchetto energia, 

avente l’obiettivo di attenuare il livello di esposizione dei consumatori alla volatilità dei 

prezzi dell’energia nei mercati all’ingrosso171. Si tratta di misure che mirano, da un lato, 

a supportare gli investimenti nel settore delle fonti rinnovabili, offrendo agli operatori 

del settore coperture finanziarie più solide basate su meccanismi di garanzia dei contratti 

di compravendita di lungo periodo (quali ad es. i cd. contratti per differenza); dall’altro, 

a proteggere i consumatori dall’influenza delle fonti fossili sui meccanismi di 

 
171 Tale intervento rappresenta una risposta alla crisi che a partire dal primo trimestre del 2022 ha 

colpito i mercati energetici europei, innescando un aumento esponenziale dei prezzi dei prodotti 

energetici importati da paesi terzi, ed in particolar modo del gas naturale. 



 

70 
 

formazione dei prezzi nei mercati all’ingrosso, implementando strumenti che 

interessano tanto i contratti di fornitura (dando loro la possibilità di accedere a formule 

di acquisto di lungo termine, a prezzo fisso e a prezzo dinamico, ovvero di stipulare 

contratti multipli di fornitura), quanto l’introduzione di correttivi che intervengono 

proprio sul fronte della generazione distribuita di energia. 

In tale contesto, si è avvertita l’esigenza di colmare alcuni degli spazi lasciati 

aperti all’indomani del Clean Energy Package, introducendo nuove misure normative 

che interessano propriamente il tema dell’autoconsumo e della condivisione di energia 

rinnovabile. L’approvazione della proposta dell’esecutivo europeo del marzo 2023 ha 

portato all’adozione della Dir. UE 2024/1711 del 13 giugno 2024, che modifica le 

Direttive REDII e IMED, offrendo un inquadramento più lineare delle fattispecie di 

condivisione e di autoconsumo di energia. Al riguardo, occorre notare che la Dir. UE 

2024/1711 colloca la «condivisione dell’energia» all’interno del quadro definitorio della 

Dir. IMED, precisando che con essa si intende “l’autoconsumo, da parte dei clienti attivi, 

di energia rinnovabile”172. A ciò, si affianca l’inserimento di un nuovo articolo (15bis) 

nel testo della Direttiva IMED rubricato “diritto alla condivisione dell’energia”, il quale 

arricchisce di contenuti la nozione di autoconsumo, superando molte delle incertezze 

nate in vigenza dei testi originari delle Dir. REDII e IMED. 

Il primo dato da evidenziare riguarda la conferma che la condivisione e 

l’autoconsumo di energia poggiano su una medesima base concettuale, essendo 

entrambi espressione di un modello nuovo di produzione e consumo che si colloca 

all’infuori degli schemi di mercato esistenti. Sul punto, l’art. 15bis mette in chiaro che i 

soggetti che partecipano alla condivisione di energia hanno diritto a che “l’energia 

elettrica condivisa immessa nella rete sia dedotta dal consumo totale”173. Indicazione il 

 
172 V. art. 2, lett. b), Dir. UE 2024/1711 che introduce l’art. 2, § 1, n. 10bis), della Dir. IMED. Nel 

preambolo della proposta si legge che “È inoltre istituito il nuovo diritto per le famiglie e per le 

piccole e medie imprese di partecipare alla condivisione dell'energia, vale a dire l'autoconsumo da 

parte dei clienti attivi di energia rinnovabile generata o stoccata extra loco da impianti che 

possiedono, noleggiano, locano in tutto o in parte o che è stata loro trasferita da un altro cliente 

attivo”. 
173 v. art. 15bis, § 4, lett. a), Dir. IMED. Formula che sembra allinearsi interamente a quanto stabilito 

a livello nazionale dall’art. art. 5, comma 1, lett. h), della Legge 22 aprile 2021, n. 53 (Legge di 

delegazione UE 2019-2020), che nel dettare i principi di trasposizione delle Dir. REDII e IMED 

nell’ordinamento nazionale stabiliva che l’energia condivisa per l’autoconsumo avrebbe dovuto 

essere scorporata “a priori e non rientri fra le voci oggetto di fornitura da parte dei venditori terzi”. 

Indicazione che nella cornice di attuazione è stata declinata in termini di alternativa demandata ai 
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cui senso è di assicurare che l’energia condivisa tra clienti finali sia contabilizzata in 

maniera separata dei loro consumi, valorizzando cioè il beneficio che questi ultimi 

ottengono in termini di risparmio sui costi di approvvigionamento energetico. Ne 

consegue che l’autoconsumo di energia deve poter operare nel contesto di regole di 

mercato che agevolino il coordinamento tra questa attività e il regime della fornitura 

convenzionale, acquisendo una reciproca valenza complementare.  

Per conseguire un simile risultato, la norma stabilisce che la condivisione di 

energia tra clienti finali sia regolamentata nell’ambito  di “accordi privati o tramite un 

soggetto giuridico”,  e dunque non soltanto nel contesto di una CER, ma anche mediante 

contratti bilaterali o plurilaterali, che possano anche prevedere l’adesione di soggetti 

terzi. Diposizione che occorre leggere congiuntamente alla previsione per cui i gestori 

dei sistemi forniscano un “punto di contatto” affinché i clienti finali possano “registrare 

gli accordi di condivisione dell’energia” 174. Nello stesso senso, inoltre, milita 

l’introduzione di meccanismi attraverso cui gli accordi in questione siano notificati ai 

“gestori di sistema e partecipanti al mercato, compresi i fornitori interessati”175. 

L’istituzione di obblighi di notifica e l’implementazione di piattaforme digitali 

per la registrazione degli accordi di autoconsumo costituisce un importante passo in 

avanti per gli obiettivi di decentralizzazione del settore. Si tratta di misure che orientano 

verso una direzione chiara l’attuazione dei principi inizialmente enunciati dalle Dir. 

REDII e IMED, facilitando l’integrazione degli accordi di autoconsumo nel contesto 

dell’attività di programmazione dei flussi di energia nelle reti che ha luogo nei mercati 

energetici. La presenza di questi accordi condiziona, infatti, l’organizzazione delle 

risorse che circolano quotidianamente nelle reti, influenzando le mosse che gli operatori 

del mercato pianificano nell’ambito della gestione dei propri portafogli di utenti. Ne 

deriva una profonda trasformazione delle modalità di organizzazione dei mercati e di 

gestione del sistema elettrico, in quanto occorre coordinare la compravendita di energia 

all’ingrosso e la fornitura al dettaglio con il contenuto degli accordi di autoconsumo 

conclusi tra clienti finali.  

 
clienti finali, come stabilito dall’art. 32, comma 3, lett. c) d.lgs. 199/2021, per cui soltanto una parte 

di coloro i quali partecipino ad una CER possono optare, peraltro su base individuale, per il regime 

di scorporo in bolletta dell’energia condivisa. 
174 v. art. 15bis, § 6, lett. b), Dir. IMED. 
175 v. art. 15bis, § 4, lett. h), Dir. IMED. 
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Prospettiva che per il momento resta in attesa di conoscere quali scelte saranno 

adottate dal legislatore nazionale per armonizzare il quadro di attuazione dei d.lgs. 199 

e  210 del 2021 alle indicazioni che provengono dal riforma da ultimo approvata in sede 

europea. 
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CAPITOLO 3 

 

LA CONDIVISIONE DI ENERGIA RINNOVABILE NEL NUOVO ASSETTO DEI 

MERCATI ENERGETICI 

 

1. Verso una gestione decentrata delle infrastrutture energetiche. Cenni 

introduttivi 

 

La prospettiva di un mercato aperto alla partecipazione attiva dei clienti finali ha 

avuto un riverbero significativo sulla riorganizzazione della filiera energetica. In 

aggiunta alle implicazioni legate al passaggio verso fonti di energia che perlopiù 

sfuggono al controllo programmato dei processi di produzione, un aspetto non 

secondario sul quale si è concentrata l’attenzione del legislatore europeo fa riferimento 

alla graduale decentralizzazione del settore e delle dinamiche di scambio di beni e 

servizi energetici.  

Si tratta di un aspetto pressoché speculare al riconoscimento di funzioni attive ai 

clienti finali e dunque direttamente connesso al tema oggetto del presente lavoro.  

È stato già anticipato, al riguardo, che tale evoluzione implica un radicale 

cambiamento dell’impostazione che sta alla base dell’organizzazione dei mercati e del 

funzionamento delle infrastrutture energetiche. Emblematica, in questo senso, è proprio 

la possibilità che i consumatori condividano l’energia rinnovabile autoprodotta, 

utilizzando le reti pubbliche non più, come originariamente previsto, per il solo consumo 

di energia, bensì quale piattaforma da cui veicolare prodotti energetici in senso 

multidirezionale e decentrato. Fenomeno, quest’ultimo, che adesso occorre esaminare 

da una diversa visuale, cercando di contestualizzarne il funzionamento rispetto al più 

ampio quadro di trasformazione del settore.  

A tal fine, la prima parte di questo capitolo sarà dedicata ai contenuti della 

normativa europea, ed in particolare della Dir. IMED e del Reg. UE 2019/943, dato che 

entrambi dettano norme comuni per il mercato interno dell’energia elettrica176. A 

 
176 Va evidenziato che il raccordo tra gli obiettivi di decarbonizzazione e di decentralizzazione del 

mercato elettrico è dato dalla combinazione di una serie più ampia fonti normative, che per le finalità 

di questa ricerca vengono solo trasversalmente presi in esame, ma che in realtà comprendono, oltre 

ai già citati Dir. UE 2019/944 e Reg. UE 2019/943, il Reg. UE 2011/1227 del Parlamento europeo e 
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seguire, si darà conto delle novità che attengono alla cornice nazionale di attuazione, 

soffermandoci su quei passaggi che interessano più da vicino il tema della condivisione 

di energia rinnovabile nel panorama energetico nazionale. 

 

2. L’evoluzione dei mercati nel contesto della generazione distribuita di energia  

 

Al fine di avviare tale percorso, è innanzitutto necessario partire dalla  

definizione di «generazione distribuita», che la Dir. IMED identifica come la condizione 

nella quale gli “impianti di generazione [sono] connessi al sistema di distribuzione”177. 

Espressione che simboleggia uno dei risultati più tangibili del processo di innovazione 

tecnologica del panorama energetico, il cui avanzamento ha reso fruibile a ogni livello, 

persino domestico, la possibilità di generare autonomamente energia sulle reti di 

distribuzione178.  

Nel passaggio verso un modello distribuito di produzione, il legislatore europeo 

si preoccupa di assicurare un duplice risultato: in primo luogo, che lo spostamento 

periferico delle risorse necessarie al funzionamento del sistema (come si vedrà, non 

soltanto legate al segmento della produzione) non comprometta la capacità dei gestori 

della rete di mantenere la piena funzionalità della stessa e dei servizi che ad essa fanno 

capo; in secondo luogo, che nell’organizzare le risorse che circolano nella rete i gestori 

medesimi tengano conto del contributo dei clienti finali come parte attiva del sistema, e 

ciò sia in relazione alla programmazione delle unità di produzione e di consumo 

 
del Consiglio del 25 ottobre 2011, concernente l’integrità e la trasparenza del mercato dell’energia 

all'ingrosso (cd. regolamento REMIT), il Reg. UE 2015/1222 della Commissione del 24 luglio 2015, 

che stabilisce orientamenti in materia di allocazione della capacità e di gestione della congestione 

(cd. regolamento CACM), il Reg. UE 2017/1485 della Commissione del 2 agosto 2017, che 

stabilisce orientamenti in materia di gestione del sistema di trasmissione dell'energia elettrica (cd. 

regolamento SOGL), il Reg. UE 2017/2195 della Commissione del 23 novembre 2017, che stabilisce 

orientamenti in materia di bilanciamento del sistema elettrico (cd. regolamento Balancing). 
177 V. art. 2, n. 32), Dir. IMED. 
178 Gli impianti FER, a differenza delle centrali fossili, possono essere connessi alle reti di 

distribuzione in quanto capaci di generare energia a livelli di tensione media e bassa, circostanza 

che, pertanto, li rende compatibili con i limiti di esercizio di queste reti. Ne discende che la 

produzione di energia rinnovabile ha il vantaggio di essere capillarizzata lungo l’intero reticolo 

infrastrutturale, con conseguente alleggerimento del carico sulle reti di alta tensione, generando 

benefici che spaziano dalla riduzione dei costi di trasporto, delle perdite di rete e dei rischi legati alle 

congestioni, sino ad interessare aspetti che si riverberano con maggior forza nell’opinione pubblica, 

quali quelli relativi agli impatti ambientali delle infrastrutture energetiche. 
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decentrate, sia per quanto concerne la funzione di bilanciamento (cd. ancillare) legata al 

monitoraggio costante dell’equilibrio tra domanda e offerta. 

Per conseguire efficacemente questi obiettivi, un primo importante ambito 

d’intervento riguarda la riorganizzazione delle funzioni che in epoca anteriore avevano 

dato luogo al rigido riparto di competenze tra gestori delle reti di trasmissione (cd. 

trasmission system operator-TSO) e di distribuzione ( cd. distributor system operator-

DSO)179. In particolare, la presenza di impianti distribuiti ha gradualmente modificato i 

presupposti da cui traeva origine la suddivisione tra infrastrutture destinate al traporto 

di energia in alta tensione e quelle finalizzate alla consegna ai clienti finali in media e 

bassa tensione. Tale cambiamento, inoltre, non si limita a mettere in discussione la 

struttura verticalizzata del mercato (produzione-trasmissione-distribuzione-vendita), ma 

riceve ulteriore attenzione per il fatto di trasferire sul segmento della distribuzione la 

gestione di processi che venivano prima amministrati esclusivamente a livello 

centralizzato dai gestori delle reti di trasmissione.  

Un chiaro riflesso di questa nuova impostazione è rappresentato dalla disciplina 

dei servizi, cd. ancillari o di flessibilità, che i gestori delle reti acquisiscono nei mercati 

al fine precipuo di bilanciare il sistema contro improvvisi disallineamenti tra domanda 

e offerta di energia.  

L’approvvigionamento di queste risorse ricopre un ruolo cruciale nel nuovo 

assetto dei mercati energetici. Mentre, in passato, la centralizzazione della capacità 

produttiva, unita all’assenza di tecnologie di accumulo, limitava la tipologia di servizi 

che avevano accesso i mercati del bilanciamento (in quanto basati sulla modulazione 

dei cicli di produzione delle centrali elettriche connesse alle reti di alta tensione), con il 

decentramento degli impianti di generazione e la comparsa di nuove tecnologie questo 

versante registra un radicale cambio di passo. In corrispondenza del graduale phase-out 

delle centrali fossili, necessario per raggiungere la decarbonizzazione del settore, 

l’ingresso di dispostivi che consentono un controllo coordinato e simultaneo degli 

equilibri della rete, quali lo stoccaggio o il cd. demand response, ha aperto nuovi scenari 

 
179 Si pensi alle funzioni che riguardano il dispacciamento di energia sulle reti, storicamente affidate 

ai gestori delle reti di trasmissione in conseguenza del fatto che solamente a queste reti erano 

connesse le centrali di produzione da cui proveniva l’energia che occorreva bilanciare a seconda 

delle fluttuazioni della domanda. 
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relativamente alla possibilità di acquisire flessibilità direttamente sulle reti di 

distribuzione180.  

 Risultato che il legislatore europeo mira a conseguire riconoscendo ai gestori 

dei sistemi di distribuzione la possibilità di acquisire essi stessi servizi di flessibilità dai 

clienti finali connessi sulle loro reti181. In questa nuova veste, i DSO non operano più in 

funzione (esclusiva) della consegna di energia ai clienti finali, ma divengono un tassello 

centrale (e non più terminale) dell’articolazione della filiera energetica. A tal fine, è 

richiesto che la loro attività si unisca a quella già espletata dai gestori dei sistemi di 

trasmissione (TSO), curando in maniera coordinata le azioni che servono a bilanciare il 

sistema mediante l’approvvigionamento dei servizi ancillari nei mercati energetici182. In 

tale prospettiva, la normativa europea assegna maggiore centralità alla figura dei DSO, 

ai quali viene riconosciuto il ruolo di soggetti che “cooperano con i gestori dei sistemi 

 
180 Sia lo stoccaggio che il demand response rappresentano due diverse soluzioni mediante cui gestire 

la variabilità dei carichi di produzione e di prelievo, controbilanciando l’intermittenza e l’instabilità 

delle fonti rinnovabili. Entrambi, dunque, integrano funzionalità che possono costituire oggetto di 

una prestazione resa nei confronti del gestore della rete. Secondo la definizione contenuta all’art. 2, 

n. 20), della Dir. IMED, per «gestione della domanda» si intende “la variazione del carico 

dell'energia elettrica per i clienti finali rispetto ai modelli di consumo normali o attuali in risposta a 

segnali del mercato, anche in risposta a prezzi dell'energia elettrica variabili nel tempo o incentivi 

finanziari, oppure in risposta all'accettazione dell'offerta del cliente finale, di vendere la riduzione o 

l'aumento della domanda a un determinato prezzo sui mercati”. 
181 L’art. 32 della Dir. IMED esplicita a riguardo che “Gli Stati membri definiscono il quadro 

normativo necessario per consentire ai gestori dei sistemi di distribuzione di acquisire servizi di 

flessibilità, compresa la gestione della congestione nelle loro aree, e incentivarli in tal senso, al fine 

di gestire e sviluppare in modo più efficiente il sistema di distribuzione. In particolare, il quadro 

normativo garantisce che i gestori dei sistemi di distribuzione siano in grado di procurarsi tali servizi 

da fornitori di generazione distribuita, gestione della domanda o stoccaggio di energia e promuovono 

l'adozione di misure di efficienza energetica quando tali servizi riducono in modo efficiente in 

termini di costi la necessità di incrementare o sostituire la capacità di energia elettrica e di favorire 

il funzionamento efficiente e sicuro del sistema di distribuzione”. 
182 Art. 31, § 8, della Dir. IMED precisa a riguardo che “L’acquisizione dei prodotti e servizi di cui 

al paragrafo 6 garantisce la partecipazione effettiva di tutti i partecipanti al mercato qualificati, 

compresi i partecipanti che offrono energia da fonti energetiche rinnovabili, i partecipanti al mercato 

attivi nella gestione della domanda, i gestori di impianti di stoccaggio dell'energia e i partecipanti al 

mercato coinvolti nell'aggregazione, in particolare prevedendo che le autorità di regolazione e i 

gestori dei sistemi di distribuzione di stabiliscano, in stretta cooperazione con tutti i partecipanti al 

mercato, nonché i gestori dei sistemi di trasmissione, i requisiti tecnici di partecipazione a tali mercati 

sulla base delle caratteristiche tecniche di questi ultimi e della capacità di tutti i partecipanti al 

mercato”. 
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di trasmissione per la partecipazione effettiva dei partecipanti al mercato collegati alla 

loro rete nei mercati al dettaglio, all’ingrosso e di bilanciamento”183. 

Nel promuovere questa diversa impostazione, il quadro legislativo assicura che 

le procedure attuate dai gestori delle reti per acquisire flessibilità seguano canoni 

predefiniti, dando precise indicazioni ai DSO di operare secondo principi di trasparenza, 

inclusività e non discriminazione. Per tale via, le autorità nazionali di regolazione sono 

chiamate a definire regole di mercato funzionali a consentire la circolazione di “prodotti 

di mercato standardizzati”, tenendo conto delle peculiarità, anche di natura tecnica, 

dell’offerta che proviene dai clienti finali184. Ciò, sul presupposto che la diversa scala di 

approvvigionamento, che dalle reti di trasmissione passa a quelle di distribuzione, 

incida, allo stesso tempo, sulla tipologia di servizi offerti nei mercati del bilanciamento 

e sul panorama di attori coinvolti. È necessario, pertanto, che le condizioni di mercato 

limitino gli spazi di arbitrio dei gestori nella scelta delle risorse da cui acquisire servizi 

ancillari, cercando, invece, di ampliare la platea di soggetti offerenti e di prodotti 

negoziabili, nell’ottica di facilitare la partecipazione delle risorse distribuite dei clienti 

finali. In questo senso, è richiesto che le caratteristiche dei servizi che circolano nei 

mercati del bilanciamento siano definite sulla scorta di parametri trasparenti basati sulla 

neutralità tecnologica, attuando criteri di selezione che permettano ai consumatori, 

anche in forma aggregata, di concorrere paritariamente con le tecnologie convenzionali.  

 
183 Così l’art. 31 della Dir. IMED. Centralità che viene messa in chiaro già dal preambolo alla 

Direttiva, ove al considerando n. 61) si legge che “I gestori dei sistemi di distribuzione devono 

integrare in modo economicamente efficiente la nuova generazione di energia elettrica, in particolare 

impianti che generano energia elettrica da fonti rinnovabili, e nuovi carichi quali quelli risultanti da 

pompe di calore e veicoli elettrici. A tal fine dovrebbero poter avvalersi, ed essere incentivati a farlo, 

dei servizi delle risorse distribuite di energia, quali la gestione della domanda e lo stoccaggio, in base 

a procedure di mercato, allo scopo di gestire in modo efficiente le rispettive reti ed evitare costi 

ingenti di ampliamento”. 
184 L’art. 32, § 2, della Dir. IMED stabilisce a tal fine che “I gestori dei sistemi di distribuzione, 

previa approvazione da parte dell'autorità di regolazione, ovvero l'autorità di regolazione stessa 

stabiliscono, con una procedura trasparente e partecipativa che coinvolge tutti i pertinenti utenti del 

sistema e i gestori dei sistemi di trasmissione, le specifiche per i servizi di flessibilità acquisiti e, se 

del caso, i prodotti di mercato standardizzati per tali servizi almeno a livello nazionale. Le specifiche 

garantiscono la partecipazione effettiva e non discriminatoria di tutti i partecipanti al mercato, tra cui 

i partecipanti al mercato che offrono energia da fonti rinnovabili, i partecipanti al mercato attivi nella 

gestione della domanda, i gestori degli impianti di stoccaggio dell'energia e i partecipanti al mercato 

coinvolti nell'aggregazione”. 
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La gestione della flessibilità a livello decentrato rappresenta un fattore che 

influenza in senso duplice la condivisione di energia rinnovabile, soprattutto ove 

promossa nell’ambito di formule di aggregazione più estese, quali le CER. Da un canto, 

l’apporto di tecnologie di accumulo o di controllo della domanda permette di ottimizzare 

la gestione dell’energia condivisa, orientando i consumi laddove vi sia effettiva 

disponibilità di energia rinnovabile autoprodotta. Dall’altro, l’implementazione di 

modelli di efficienza energetica basati sulla razionalizzazione delle risorse condivise 

nella rete contribuisce al bilanciamento tra domanda e offerta a livello locale, creando 

le condizioni per attuare modelli di gestione condivisa finalizzati a offrire flessibilità ai 

gestori di rete mediante i mercati del bilanciamento. 

 La combinazione tra condivisione di energia e flessibilità, dunque, presenta 

numerosi vantaggi per i consumatori, innescando nuove sinergie nel rapporto con le reti 

elettriche e con i gestori.  

 

3. (segue) il dispacciamento «prioritario» di energia elettrica da fonti rinnovabili 

 

In parallelo all’acquisizione di servizi di flessibilità, un ulteriore profilo 

connesso all’evoluzione dello scenario energetico riguarda l’attività (principale, e non 

più ancillare) di pianificazione dei programmi di produzione e di consumo cui è 

collegata l’esecuzione di ordini di compravendita di energia nei mercati all’ingrosso. A 

differenza dei servizi ancillari, l’area di riferimento interessa, in questo caso, il 

coordinamento delle movimentazioni di energia che vengono effettuate a compimento 

delle transazioni concluse tra operatori di mercato, il cui oggetto consiste nella vendita 

e nell’acquisto di energia. Trattasi, quindi, non più dell’azione sussidiaria di 

approvvigionamento di risorse secondarie per bilanciare la rete, ma del nucleo primario 

di scambi commerciali da cui trae origine la programmazione delle immissioni e dei 

prelievi di energia nelle reti. In tale contesto, gli operatori di mercato assumono 

l’impegno verso i gestori delle reti (oltre che verso le rispettive controparti contrattuali) 

di immettere o di prelevare energia in rete, secondo quanto concordato entro il termine 
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di chiusura della sessione di mercato che precede la consegna di energia elettrica ai 

clienti finali185. 

Sul punto, vengono particolarmente in rilievo per il tema in esame le disposizioni 

che la normativa dedica alla disciplina sul dispacciamento di energia elettrica, in quanto 

attività che ha una diretta influenza sulla facoltà di immettere o di prelevare energia 

nelle reti, sulla quale, pertanto, poggiano i presupposti per operare come parte attiva del 

sistema. Va evidenziato, al riguardo, che il dispacciamento di energia elettrica 

costituisce il punto di raccordo tra la negoziazione di beni e servizi nei mercati energetici 

e le movimentazioni di energia che vengono poi effettuate sulle reti186. Mediante il 

dispacciamento, infatti, il gestore della rete concede a ciascun operatore del mercato il 

diritto a immettere o a prelevare energia in rete, avendo riguardo alla capacità (e ai 

vincoli) di transito dell’infrastruttura, secondo una chiave concorrenziale che premia le 

offerte più competitive presenti nei mercati187. 

 
185 Tale rapporto, disciplinato nell’ambito di un’articolata serie di codici di settore, aventi perlopiù 

rango regolamentare, si riconduce alla sfera del dispacciamento di energia elettrica, da cui, per 

quanto interessa qui evidenziare, dipende la programmazione delle unità, di produzione o di 

consumo, connesse alle reti elettriche. 
186 Il dispacciamento può definirsi, infatti, come l’attività messa in atto dai gestori di rete per 

organizzare e gestire in maniera programma e coordinata i flussi di energia nelle reti, assicurando la 

stabilità e l’equilibrio del sistema. Essa non avviene in maniera isolata, ma si coordina con le 

operazioni commerciali compiute dagli operatori nei mercati. Occorre notare che non tutti i gestori 

delle reti sono al contempo titolari compiti che riguardano il dispacciamento degli impianti di 

produzione. Com’è noto, la dimensione “di massa” che ha contraddistinto la nascita dell’industria 

energetica ha storicamente assegnato questa competenza ai gestori delle reti di trasmissione (TSO), 

sul presupposto che l’accentramento di funzioni e il controllo centralizzato delle risorse veicolate 

sulle reti recasse maggiori benefici in termini di sicurezza e di adeguatezza delle reti, evitando 

l’insorgenza di conflitti legati alla negoziazione di energia nei mercati. Lo spostamento della capacità 

produttiva verso le reti di distribuzione influenza non poco questa impostazione, dal momento che, 

come visto, gli impianti di produzione sono sempre più spesso connessi alle reti gestite dai DSO, che 

come detto poc’anzi non detengono di norma compiti legati al dispacciamento. Situazione che 

potrebbe tuttavia evolvere verso altra direzione, come confermato dal fatto che la normativa UE 

estende anche ai DSO i medesimi obblighi previsti per i TSO in relazione al dispacciamento 

prioritario degli impianti FER di taglia inferiore. L’art. 31, § 4, della Dir. IMED stabilisce, infatti, 

che “Lo Stato membro può imporre al gestore del sistema di distribuzione che effettua il 

dispacciamento degli impianti di generazione l’obbligo di dare la precedenza agli impianti di 

generazione che impiegano fonti rinnovabili o cogenerazione ad alto rendimento, a norma 

dell'articolo 12 del regolamento (UE) 2019/943”. 
187 A livello nazionale, l’applicazione di parametri di merito economico trova riconoscimento all’art. 

5, comma 2, D.Lgs. 79/1999. Stando alla definizione contenuta nel glossario del Gestore dei Mercati 

Energetici, per «dispacciamento di merito economico» si intende la “determinazione dei programmi 

orari di immissione e prelievo delle unità sottese ai punti di offerta sulla base del prezzo di offerta e, 

a parità di questo, sulla base delle priorità specificamente attribuite alle diverse tipologie di unità da 
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Nel passaggio verso un modello decentrato, l’obiettivo perseguito dal legislatore 

è anteporre all’impulso concorrenziale l’eliminazione delle barriere che ostacolano 

l’ingresso di coloro i quali, operando a livello decentrato, contribuiscono a integrare 

fonti rinnovabili e distribuite nei mercati e nelle reti. Sotto questo aspetto, il quadro 

normativo europeo introduce misure che hanno rilevanti implicazioni sulla 

programmazione della produzione e del consumo di energia. Tra queste, riveste 

particolare centralità l’introduzione di nuovi criteri cui devono uniformarsi i gestori di 

rete nell’esercizio delle funzioni connesse al dispacciamento di energia elettrica. 

In merito, il Reg. UE 2019/943 prescrive che i gestori attuino criteri “diversi dal 

merito economico […] con priorità al dispacciamento di tecnologie di generazione 

specifiche” (cd. «dispacciamento prioritario»)188. Questa previsione che si completa alla 

luce del disposto dell’art. 12 del medesimo Regolamento, il quale stabilisce che “nel 

dispacciamento degli impianti di generazione dell'energia elettrica, i gestori dei sistemi 

diano la priorità agli […] impianti di generazione che impiegano fonti di energia 

rinnovabili e abbiano una capacità installata di generazione di energia elettrica inferiore 

a 400 kW”189. Per effetto di questo nuovo parametro, si modifica l’approccio 

convenzionale, di impronta concorrenziale, che basava esclusivamente sul merito 

economico la selezione delle risorse da ammettere alla movimentazione nelle reti. Il 

dispacciamento prioritario, per contro, comporta la preferenza verso fonti di energia che, 

a prescindere dal dato relativo al costo di produzione, rispettano criteri, dimensionali e 

ambientali, che ben si adattano agli obiettivi di decentralizzazione e di 

decarbonizzazione del mercato energetico europeo.  

 
Terna S.p.A.. In particolare, le Offerte di vendita sono accettate – e quindi i Programmi di immissione 

determinati – in ordine di prezzo di offerta crescente, mentre le Offerte di acquisto sono accettate – 

e quindi i Programmi di prelievo determinati – in ordine di prezzo di offerta decrescente. Inoltre le 

Offerte sono accettate compatibilmente con il rispetto dei Limiti di transito tra coppie di zone definiti 

giornalmente da Terna S.p.A.. Al dispacciamento di merito economico partecipano sia le Quantità di 

energia Offerte direttamente sul mercato, sia le Quantità di energia prodotte da impianti di 

produzione con potenza minore di 10 MVA, da impianti di produzione CIP6, da impianti di 

produzione che cedono energia tramite contratti bilaterali, nonché le quantità di energia relative 

all’import.”. 
188 Definizione il cui enunciato è indicato dall’art. 2, n. 20), del Reg. UE 2019/943, che così recita: 

“con riferimento al modello di autodispacciamento, il dispacciamento delle centrali elettriche in base 

a criteri diversi dal merito economico delle offerte e, con riferimento al modello di dispacciamento 

centrale, il dispacciamento delle centrali elettriche in base a criteri diversi dal merito economico e 

dai vincoli di rete, con priorità al dispacciamento di tecnologie di generazione specifiche”. 
189 V. art. 12, §2, lett. a), Reg. UE 2019/943.  
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In questo modo, i gestori delle reti prediligono l’afflusso di energia proveniente 

dagli impianti FER connessi alle reti di distribuzione, in luogo delle centrali elettriche 

di taglia industriale connesse alle reti di alta tensione. Scelta che ha un riflesso 

significativo sull’attribuzione della facoltà di immettere energia nella rete, privilegiando 

un ordine di assegnazione della capacità di transito che premia le risorse che, 

solitamente, corrispondono alla scala di esercizio in cui operano i clienti finali.  

Come si vedrà meglio nel corso dell’esame del quadro nazionale, la portata di 

questo principio ha delle implicazioni di non poco momento sull’attuazione degli 

schemi mediante cui i consumatori condividono energia rinnovabile. Il vantaggio che 

ne ritraggono questi ultimi, infatti, non si limita ad assicurare sufficiente capacità di 

trasporto delle reti per condividere l’energia autoprodotta, ma agevola la remunerazione 

delle risorse che possono essere offerte nei mercati in quanto eccedentarie rispetto ai 

loro consumi. Circostanza che, in questi termini, non interferisce con l’assetto 

competitivo del mercato, né implica, di per sé, l’adozione di condotte distorsive, 

considerando che un’impostazione siffatta favorisce, piuttosto, l’ingresso di nuovi attori 

nel mercato, stimolando la competitività e l’innovazione del settore,  a vantaggio dei 

consumatori. 

Per tale via, la presenza di un quadro di regole che privilegia l’utilizzo di impianti 

FER di taglia inferiore rafforza l’iniziativa dei consumatori, dando concretezza alla 

prospettiva di riduzione dei  costi di fornitura attraverso il consumo dell’energia da loro 

stessi prodotta. A questa tipologia di benefici, infine, si aggiungono ulteriori vantaggi di 

carattere più generale, legati al giudizio di efficienza e sostenibilità del mercato. In 

aggiunta all’impiego di fonti rinnovabili, la convergenza di effetti positivi che 

interessano l’intero sistema (quali, ad es., la riduzione delle perdite e dei costi di 

trasporto, l’aumento della resilienza delle reti) conducono verso una valutazione di 

ampia convenienza del passaggio verso un modello di produzione e di consumo 

decentrato.  

 

4. La responsabilità del bilanciamento del modello decentrato di produzione e 

consumo 
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L’emergere di nuovi attori nel panorama energetico porta a tenere conto dei 

riflessi che, sotto altra visuale, riguardano il coinvolgimento dei consumatori negli 

equilibri da cui dipende il bilanciamento della rete elettrica. Infatti, un fattore cruciale 

che, sotto questo aspetto, influenza il processo di decentralizzazione del settore, riguarda 

la capacità dei soggetti che partecipano attivamente ai mercati di condizionare la 

stabilità del sistema nel momento in cui immettono o prelevano energia dalla rete. 

Circostanza che rappresenta una fonte di potenziale squilibrio ove si consideri che 

all’iniziativa autonoma dei consumatori si associa, di norma, l’impiego di fonti 

energetiche caratterizzare dall’imprevedibilità e dall’instabilità dei cicli di produzione. 

Può verificarsi, dunque, che il proposito di immettere o di prelevare una determinata 

quantità di energia non venga seguito dall’effettiva disponibilità di risorse da veicolare 

attraverso la rete. In casi come questi, si ha una discrepanza che induce il gestore del 

sistema ad individuare rimedi immediati per controbilanciare lo squilibrio, chiedendo 

ad altri operatori del mercato di modificare i loro programmi per ristabilire l’equilibrio 

tra domanda e offerta.  

Fenomeni di questo tipo configurano degli «sbilanciamenti», ossia dire delle 

incongruenze dai programmi concordati con il gestore, che, come appena evidenziato, 

richiedono l’attivazione di risorse di riserva per compensare lo squilibrio provocato sulla 

rete190. Risorse la cui acquisizione rappresenta un costo per il sistema, che in ultima 

istanza grava sui consumatori come quota del gettito relativo ai corrispettivi addebitati 

nelle bollette191.  

A tal riguardo, viene in rilievo il concetto di «responsabilità del bilanciamento» 

cui fa menzione l’art. 5 del Reg. UE 2019/943, il quale prescrive che “Tutti i partecipanti 

al mercato rispondono degli sbilanciamenti che provocano nel sistema («responsabilità 

 
190 Dal glossario del Gestore dei Mercati Energetici S.p.a., per «sbilanciamento» si intende la 

“differenza tra le effettive immissioni/prelievi e i programmi finali di immissione/prelievo di una 

unità di produzione/consumo, ovvero di un'unità di immissione/prelievo”. 
191 A livello nazionale, in particolare, tali costi sono ricompresi tra le voci dei cd. “oneri generali di 

sistema”, applicati come maggiorazione della tariffa di fornitura, tra i quali rientrano anche i costi 

sostenuti dal gestore del sistema, Terna S.p.a., in relazione all’acquisizione dei servizi ancillari e 

delle risorse di riserva che garantiscono l’equilibrio, l’adeguatezza e la sicurezza delle risorse che 

circolano nel sistema. Nel caso specifico degli sbilanciamenti, tale voce prende il nome di 

corrispettivo “uplift”, come regolamentato all’articolo 44 dell’Allegato A alla deliberazione ARERA 

n. 111/06, la cui finalità è di coprire i costi sostenuti da Terna S.p.a. per l’approvvigionamento delle 

risorse impiegate nell’ambito del servizio di dispacciamento, acquisite tramite il Mercato dei Servizi 

del Dispacciamento (MSD).   
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del bilanciamento»)”. Questa previsione esprime un principio che trova applicazione nei 

confronti dei soggetti che negoziano beni e servizi nei mercati energetici, e che, con la 

loro azione, influenzano l’equilibrio tra domanda e offerta che sta alla base del regolare 

funzionamento del sistema. La sua centralità emerge con particolare evidenza rispetto 

agli obblighi che nascono nel contesto dell’attività di pianificazione che si interpone tra 

la fase di negoziazione e quella di esecuzione dei contratti che hanno per oggetto 

l’immissione o il prelievo di energia nella rete elettrica192. In questo passaggio, è 

essenziale che chi vende o acquista energia assuma un corrispondente impegno con i 

gestori delle reti di attenersi, rispettivamente, a immettere o prelevare l’energia nella 

rete.  

Si tratta di un dovere di diligenza che interessa specificamente gli operatori del 

settore, espressione dei canoni di correttezza e buona fede oggettiva cui ciascun utente 

del mercato è tenuto a uniformarsi nel momento in cui assume impegni verso il sistema. 

L’incongruenza tra la prestazione promessa e quella effettivamente eseguita integra una 

condotta idonea a generare instabilità nella rete, ragion per cui essa è fonte di 

responsabilità verso il gestore193. La presenza di una norma siffatta evita, in sostanza, 

che il soggetto responsabile dello sbilanciamento possa in qualunque modo invocare i 

rimedi ordinari per liberarsi dalla responsabilità per lo squilibrio provocato al sistema194. 

Eventualità che il legislatore esclude a priori, fissando una norma di comportamento 

generale avente una funzione di garanzia per l’equilibrio del mercato. 

 
192 L’area di riferimento, infatti, non si limita agli accordi che hanno per oggetto la compravendita di 

energia, bensì, in maniera più ampia, comprende tutti i contratti il cui oggetto riguarda beni o servizi 

energetici (si pensi, ad es., ai servizi ancillari) che implicano la movimentazione di energia sulle reti.  
193 La responsabilità del bilanciamento, infatti, opera con riferimento al cd. primo livello di 

contrattazione cui fa riferimento C. Ferrari, ibidem, pp. 284-294. A questa, si aggiunge la 

responsabilità contrattuale ordinaria che l’operatore assume nei confronti del soggetto, acquirente o 

venditore, che è controparte dell’accordo che ha dato luogo al programma di immissione o di prelievo 

di energia.  
194 Si pensi ai casi in cui l’attenuarsi di fenomeni quali il vento, il sole, il moto ondoso, e così via, 

dovessero improvvisamente ridurre o accrescere l’immissione programmata di energia in rete. Allo 

stesso modo, un risultato analogo si avrebbe qualora fenomeni come tumulti o scioperi dei lavoratori 

dovessero interrompere l’esercizio di cicli industriali particolarmente energivori, con un’improvvisa 

riduzione del carico di prelievo dalla rete. In entrambe le ipotesi, si tratterebbe di circostanze 

eccezionali, sottratte al controllo di chi ha assunto l’impegno a immettere o prelevare una 

determinata quantità di energia, che ben potrebbero configurare un’impossibilità sopravvenuta utile 

a estinguere ogni obbligo verso il gestore di rete. 
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Per effetto di questa impostazione, la negoziazione di energia nei mercati 

presuppone che sia sempre identificato un «responsabile del bilanciamento» (cd. BRP, 

acronimo di Balance Responsible Party), vale a dire il soggetto che, secondo quanto 

indica il predetto art. 5, è “finanziariamente responsabile degli sbilanciamenti da esso 

provocati e si sforza di conseguire il bilanciamento o di contribuire al bilanciamento del 

sistema elettrico”195. A norma del medesimo art. 5, il responsabile del bilanciamento 

può essere lo stesso partecipante al mercato, ovvero un soggetto diverso che viene 

“contrattualmente” delegato a tale fine. Quest’ultimo, anche ove delegato, assume la 

responsabilità per la corretta esecuzione dei programmi di immissione o di prelievo 

richiesti al gestore della rete, la cui inosservanza comporta l’applicazione di penalità 

pecuniarie (cd. corrispettivi di sbilanciamento) per l’energia movimentata in eccesso o 

in difetto rispetto al programma concordato.  

Tra le conseguenze più immediate di quanto appena detto v’è il fatto che il 

gestore di rete non può autorizzare l’immissione o il prelievo di energia senza aver 

previamente individuato la figura responsabile del bilanciamento (ossia il BRP). 

Nell’ordinamento nazionale, ad es., il diritto a immettere o prelevare energia nelle reti 

pubbliche deriva dall’essere parte del contratto di dispacciamento con il TSO Terna 

S.p.a.196. Ciò, corrispondentemente, vale anche per i clienti finali, i quali acquisiscono 

 
195 V. art. 2, n. 14), del Reg. UE 2019/943. Come già chiarito nel capitolo primo, nel contesto 

nazionale tale soggetto assume la denominazione di “utente del dispacciamento” (cd. UdD), ovvero 

colui che stipula il contratto di dispacciamento con il TSO nazionale Terna S.p.a., e che può operare 

nei mercati all’ingrosso per proprio conto qualora sia al tempo stesso un produttore che vende energia 

o un’impresa che acquista energia all’ingrosso per rivendere al dettaglio. Diversamente, può trattarsi 

di un soggetto distinto da un produttore o un venditore al dettaglio, e in tal caso operare 

indipendentemente come mero intermediario per conto di altri produttori, venditori al dettaglio, o 

acquirenti distinti dai clienti domestici (solitamente grandi imprese). 
196 L’art. 4, punto 4.2, dell’allegato A alla delibera dell’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas 

(AEEG, oggi ARERA) del 9 giugno 2006 n. 111/06, recante “Condizioni per l'erogazione del 

pubblico servizio di dispacciamento dell'energia elettrica sul territorio nazionale e per 

l'approvvigionamento delle relative risorse su base di merito economico, ai sensi degli articoli 3 e 5 

del decreto legislativo 16 marzo 1999, n. 79”, stabiliva, nella formulazione vigente prima dell’entrata 

in vigore del nuovo Testo integrato dispacciamento elettrico (TIDE), che “La conclusione, 

direttamente o attraverso l’interposizione di un terzo, del contratto per il servizio di dispacciamento 

in immissione e del contratto per il servizio di trasmissione di cui all’articolo 2 del TIT è condizione 

necessaria per immettere energia elettrica nella rete con obbligo di connessione di terzi. La 

conclusione, direttamente o attraverso l’interposizione di un terzo, del contratto per il servizio di 

dispacciamento in prelievo e del contratto per il servizio di trasmissione e di distribuzione è 

condizione necessaria per prelevare energia elettrica dalla rete con obbligo di connessione di terzi”. 
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il diritto di prelevare energia dalla rete delegando “contrattualmente” la rispettiva 

impresa di vendita al dettaglio, affinché concluda, per conto dei primi, i contratti di 

dispacciamento, trasporto e distribuzione di energia elettrica presso il loro punti di 

prelievo197. In tal modo, l’impresa di fornitura, o il soggetto che quest’ultima può a sua 

volta delegare, diviene responsabile del bilanciamento per l’energia consegnata presso 

il punto di prelievo del cliente finale198. 

L’aver chiarito questo aiuta a comprendere le ragioni per cui il legislatore 

europeo ha parallelamente riprodotto questo principio all’interno della disciplina 

relativa ai clienti attivi e alle comunità energetiche, enfatizzando, in maniera esplicita, 

una regola che sin qui ha interessato solo trasversalmente la sfera dei consumatori. Gli 

artt. 15 e 16 della Dir. IMED stabiliscono, sul punto, che i clienti finali che partecipano 

attivamente ai mercati, comprese le CER, sono “finanziariamente responsabili degli 

squilibri che apportano alla rete elettrica; in tal misura, sono responsabili del 

bilanciamento o delegano la propria responsabilità di bilanciamento in conformità 

dell’articolo 5 del regolamento (UE) 2019/943”199.  

Si tratta di un effetto pressoché speculare al riconoscimento di nuove funzioni ai 

clienti finali, i quali, operando come componente sinergica del sistema, condizionano 

l’equilibrio della rete in maniera diversa dal passato. Al pari degli altri operatori di 

 
197 Di norma, infatti, le clausole dei contratti di fornitura includono la delega che il cliente finale 

conferisce al fornitore, secondo lo schema del mandato senza rappresentanza. Prima dell’entrata in 

vigore del TIDE, l’art. 4, comma 4.4, della delibera AEEG n. 111/06, stabiliva che “La conclusione 

dei contratti di dispacciamento, trasmissione e distribuzione deve avvenire in forma scritta. 

L’interposizione di un terzo ai fini della conclusione dei contratti per il servizio di trasmissione e di 

distribuzione e per il servizio di dispacciamento ha la forma di un mandato senza rappresentanza: il 

soggetto che stipula i due contratti deve essere il medesimo. Questi risponde delle obbligazioni che 

dagli stessi contratti traggono titolo nei confronti dell’esercente il servizio di trasmissione o di 

distribuzione e di Terna”. Va osservato, comunque (sebbene sul punto si tornerà infra), che sotto 

questo aspetto il TIDE non modifica l’impostazione della delibera n. 111/06, dal momento che il 

nuovo art. 3-3.1.3 recita che “Il contratto di dispacciamento può essere concluso direttamente dal 

titolare delle risorse connesse al sistema elettrico, o per l’interposizione di un terzo nella forma di un 

mandato senza rappresentanza”. 
198 È possibile, infatti, che l’impresa di vendita che opera nel segmento al dettaglio non sia, allo 

stesso tempo, un Utente del Dispacciamento (o BRP, per usare la nomenclatura del Reg. Ue 

2019/943), e che, pertanto, non abbia titolo per operare nei mercati all’ingrosso, dovendo, in tal caso, 

servirsi di un soggetto terzo, già UdD, ai fini della sottoscrizione dei contratti di trasporto e di 

dispacciamento in relazione ai punti di prelievo che intende fornire. 
199 V. art. 15, § 2, lett. f), Dir. IMED; formula che viene parallelamente riprodotta al § 3, lett. c), 

dell’art. 16 con riferimento alle comunità energetiche di cittadini. 
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mercato, la responsabilità del bilanciamento è, anche in tali casi, direttamente connessa 

alla possibilità di intercedere con l’attività di programmazione dei flussi di energia nei 

mercati, in quanto discende dall’acquisizione del diritto a immettere o prelevare energia 

nella rete. Aspetto che, pertanto, interessa tanto l’ipotesi del singolo autoconsumatore 

che intende cedere l’energia eccedentaria alla rete, quanto, a maggior ragione, i casi in 

cui l’obiettivo dei clienti finali sia di combinare la produzione e il consumo a livello 

decentrato, attuando schemi di aggregazione più articolati, quali le CER.  

 

5. La delega di responsabilità del bilanciamento e il ruolo dell’aggregazione  

 

Se, per un verso, la normativa estende ai clienti attivi e alle comunità energetiche 

la responsabilità del bilanciamento di cui all’art. 5 del Reg. UE 2019/943, dall’altro non 

chiarisce in che modo i consumatori possano superare un simile ostacolo per operare 

attivamente nei mercati energetici. 

Le perplessità maggiori, infatti, sono in larga parte riconducibili alle 

conseguenze cui andrebbero incontro i consumatori a fronte degli sbilanciamenti che 

potrebbero causare al sistema, ove di questi fossero chiamati a risponderne come 

responsabili del bilanciamento. Ipotesi che, nello scenario futuro, potrebbe verificarsi 

con molta più frequenza del solito, se si considera soprattutto l’unione tra fattori quali 

l’instabilità delle FER e la variabile comportamentale associata ai consumi degli stessi. 

La legge, del resto, non esclude questa possibilità, considerandola anzi un’alternativa 

all’eventualità che essi deleghino detta responsabilità “in conformità dell'articolo 5 del 

regolamento (UE) 2019/943”.  

Conviene però sin da subito sgombrare il campo dall’idea che i clienti finali 

assumano in prima persona la qualifica di responsabile del bilanciamento-BRP, non 

foss’altro per i requisiti di onorabilità tecnica e finanziaria che difficilmente potrebbero 

essere soddisfatti dai medesimi, soprattutto se clienti domestici.  

A questa prima considerazione, si aggiungono, inoltre, l’insieme di ostacoli 

associati alla forbice di rischio legata al fenomeno degli sbilanciamenti, che diventa 

tanto più imprevedibile quanto più modesta è la quantità di energia che occorre 

movimentare sulle reti. A fronte di singole transazioni tra clienti finali (del tipo one-to-
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one), infatti, ogni minimo disallineamento dal programma comunicato al gestore di rete 

implicherebbe l’addebito di responsabilità per lo sbilanciamento, finendo quindi per 

generare più oneri che benefici200. Del resto, è molto più semplice prevedere (e quindi 

correggere) i disallineamenti tra domanda e offerta di energia ove questi si verifichino 

entro livelli di aggregazione sufficientemente ampi da rendere sostanzialmente 

trascurabile il singolo scompenso. Simili discrepanze, nella pratica, vengono 

efficacemente controbilanciate dagli stessi operatori di mercato, proprio perché 

misurabili su perimetri tali da poter essere considerate variabili ordinarie del sistema. 

Dunque, è più realistico ritenere che, anche nelle vesti di clienti attivi, i 

consumatori continuino a far applicazione della delega di responsabilità del 

bilanciamento prevista dall’art. 5 del Reg. UE 2019/943. Il punto, allora, riguarda 

l’individuazione della formula più adeguata che permetta ai clienti finali di compiere 

scelte consapevoli nel mercato, operando come parte attiva del sistema, senza incorrere 

nella responsabilità per il bilanciamento in relazione alle immissioni e ai prelievi di 

energia che effettuano nella rete. In altri termini, va compreso come il potere di delega 

conferito ai clienti finali consenta agli stessi di partecipare attivamente 

all’organizzazione delle risorse che circolano nei mercati, lasciando che sia un altro 

soggetto a rispondere degli eventuali sbilanciamenti provocati sulle reti. 

A questo proposito, viene in esame il disposto dell’art. 3 del Regolamento cit., 

ove in particolare stabilisce che “la partecipazione al mercato dei clienti finali e delle 

piccole imprese è consentita aggregando la generazione di vari impianti di generazione 

o il carico di vari impianti di gestione della domanda per ottenere offerte congiunte sul 

mercato dell’energia elettrica e una gestione congiunta del sistema elettrico, 

conformemente al diritto dell'Unione sulla concorrenza”201. Sebbene questa norma non 

contenga riferimenti espliciti alla responsabilità del bilanciamento, essa introduce un 

tema di grande rilevanza per la partecipazione dei consumatori nel nuovo scenario di 

 
200 Eventualità, che, isolatamente considerata, non crea particolari problemi, ma che, al contrario, 

diventa fonte di potenziale instabilità per l’intero sistema nel momento in cui si considera l’effetto 

moltiplicatore che un simile meccanismo potrebbe generare ove si verificasse a catena su una 

quantità indeterminata di transazioni che i clienti finali chiederebbero di poter effettuare al gestore 

della rete come singoli BRP. 
201 V. art. 3, §1, lett. e), Reg. UE 2019/943. 
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mercato, il quale, come si capirà a breve, ha importanti riflessi sulla questione sin qui 

messa in luce. 

Detta previsione, infatti, non esclude che ciascun cliente finale possa operare 

individualmente, assumendo su di sé la responsabilità del bilanciamento per le 

operazioni che compie nei mercati. Piuttosto, essa si limita a indicare una diversa 

direzione nel caso in cui l’azione dei clienti finali si connota per la presenza di “di vari 

impianti di generazione” e di “vari impianti di gestione della domanda”. In questi casi, 

la norma  suggerisce che la partecipazione dei clienti finali ai mercati segua uno schema 

predefinito, basato sull’aggregazione tra la domanda e l’offerta di energia, nell’ottica di 

ottenere “offerte congiunte sul mercato dell’energia elettrica e una gestione congiunta 

del sistema elettrico”.  

A tal fine, il quadro definitorio della Dir. IMED identifica l’«aggregazione» 

come la “funzione svolta da una persona fisica o giuridica che combina più carichi di 

clienti o l'energia elettrica generata, per la vendita, l'acquisto o la vendita all'asta in 

qualsiasi mercato dell'energia elettrica”202. Il dato normativo considera quindi 

l’aggregazione come una funzione, non limitata, cioè, all’interno di uno schema 

predefinito, ma capace di assumere la sagoma che meglio risponde agli scopi per i quali 

viene promossa. Sotto questo aspetto, infatti, è possibile che anche una CER rappresenti 

una modalità con cui dare veste all’aggregazione, essendo peraltro espressamente 

previsto dagli artt. 16 della Dir. IMED e 22 della Dir. REDII. 

Come messo ben in chiaro dalla sua definizione, scopo dell’aggregazione è di 

riunire all’interno di un unico soggetto, persona fisica o giuridica, la domanda o l’offerta 

di energia di più utenti della rete, al fine precipuo di gestire in forma aggregata i 

corrispondenti volumi di energia immessa o prelevata. Nel far questo, la figura che 

agisce come aggregatore deve munirsi di un titolo che gli conferisca il diritto a 

intercedere tra l’utente che intende aggregare e il gestore di rete. Si è compreso, 

poc’anzi, che l’acquisizione di questo potere è funzionale a identificare chi sarà il 

responsabile del bilanciamento in relazione all’energia che, in questo caso, 

l’aggregatore intende ritirare o consegnare presso il punto di connessione dell’utente 

aggregato. Titolo che l’aggregatore può acquisire in prima persona, mediante la delega 

 
202 V. art. 2, n. 18), Dir. IMED. 
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contrattualmente conferita dal singolo utente ai sensi dell’art. 5 del Reg. UE 2019/943, 

ma che può ottenere anche delegando, a sua volta, un responsabile-BRP203. 

Quel che interessa evidenziare, è che attraverso la nomina come responsabile del 

bilanciamento l’aggregatore riceve il potere necessario per gestire, per conto del 

delegante, le immissioni o i prelievi di energia, nonché, ove presenti, le risorse che 

quest’ultimo è disposto a utilizzare per offrire flessibilità nei mercati (come lo 

stoccaggio o il demand response).  

Il vantaggio per l’utente-delegante e l’aggregatore-delegato è reciproco: per il 

primo, significa trasferire a un soggetto dotato di adeguata capacità tecnica e finanziaria 

la gestione dei rapporti (e delle connesse responsabilità) con i gestori delle reti in 

relazione alle operazioni che intende compiere nei mercati. Può trattarsi dell’acquisto o 

della vendita di energia, dell’offerta di servizi ancillari ai gestori, ovvero, per l’appunto, 

dell’accesso a formule di mercato nuove, quali la condivisione di energia rinnovabile. 

Per il secondo, al di là della remunerazione per il servizio offerto, il beneficio si lega 

all’acquisizione di un’ulteriore risorsa che amplia la platea di soggetti ricompresi nel 

proprio portafoglio di utenze, contribuendo a ridurre ulteriormente la forbice di rischio 

di sbilanciamenti, cui si faceva cenno sopra, rispetto alla complessiva posizione 

commerciale che l’aggregatore assume verso i gestori in qualità di responsabile del 

bilanciamento.  

Si tratta, del resto, di uno schema analogo a quello cui s’è fatto richiamo 

relativamente alla delega conferita dai clienti finali alle imprese fornitrici. La differenza, 

tuttavia, si coglie nel fatto che la formula indicata dall’art. 3 del Reg. UE 2019/943 

allude a una logica nella quale la produzione e il consumo di energia che ricadono 

all’interno del perimetro della delega provengono, entrambi, dai clienti finali. Compito 

dell’aggregatore, in questo caso, è di gestire in forma “congiunta” la produzione e il 

consumo, facendo cioè convergere l’energia immessa e quella prelevata secondo il 

volere dei clienti finali. Per tale via, la domanda e l’offerta concorrono alla formazione 

di un unico saldo commerciale verso il gestore di rete, a fronte del quale l’aggregatore 

 
203 Formula che nell’ordinamento nazionale è talvolta adoperata dalle imprese di fornitura di energia 

al dettaglio, che operano esclusivamente nel segmento retail come reseller, acquisendo cioè la delega 

dal cliente finale, nella forma del mandato senza rappresentanza, che verrà poi utilizzata per 

concludere i contratti di dispacciamento, trasporto e distribuzione di energia con un’impresa che 

opera nel mercato all’ingrosso, già Utente del Dispacciamento. 
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si impegna a rispettare un corrispondente programma di immissione e di prelievo di 

energia in relazione ai punti dei quali egli è responsabile del bilanciamento.  

Quel che rileva, è che in questo modo il soggetto aggregatore opera come 

intermediario tra i clienti finali e i mercati all’ingrosso (compreso quello del 

bilanciamento), non più come funzione assolta in relazione ai soli consumi di energia, 

ma includendovi anche la generazione distribuita da fonti rinnovabili, combinando le 

due sfere secondo il contenuto degli accordi che intervengono tra clienti finali, 

facilitandone l’integrazione all’interno dei mercati e dell’attività di programmazione 

delle reti204. Può trattarsi di accordi finalizzati a condividere l’energia autoprodotta e a 

vendere la parte eccedentaria non autoconsumata; o che puntano a combinare i carichi 

di prelievo per accedere a specifiche offerte di acquisto di energia; ovvero, ancora, volti 

a offrire alla rete servizi di flessibilità mediante l’impiego di risorse quali lo stoccaggio 

o il demand response, e così via205. 

Tale impostazione, al contempo, agevola l’aggregatore nella ricerca delle 

strategie che, più di altre, gli consentono di ottimizzare la propria azione nei mercati 

come responsabile del bilanciamento. Va ricordato, in proposito, che ai sensi dell’art. 5 

del Reg. UE 2019/943, “Ciascun responsabile del bilanciamento […] si sforza di 

conseguire il bilanciamento o di contribuire al bilanciamento del sistema elettrico”. 

Compito sul quale, a ben vedere, si misura l’efficacia dell’operato dell’aggregatore, che 

in questa prospettiva deve organizzare le risorse dei clienti finali secondo una 

combinazione che limita il più possibile il rischio di provocare sbilanciamenti al 

sistema206. Obiettivo che l’aggregatore può abilmente perseguire attraverso il controllo 

 
204 Per agevolare l’accesso ai mercati degli aggregati di minori dimensioni, l’art. 8, § 3, del Reg. UE 

2019/943 riduce significativamente la soglia minima di offerta che è possibile presentare nei mercati, 

stabilendo a tal fine che “I NEMO offrono alla compravendita sui mercati del giorno prima e 

infragiornaliero prodotti di dimensioni sufficientemente ridotte, con offerte minime di 100 kW o 

inferiori, per permettere la partecipazione effettiva della gestione della domanda, dello stoccaggio di 

energia e delle fonti rinnovabili su piccola scala, inclusa la partecipazione diretta dei clienti, anche 

mediante aggregazione”. 
205 Nel cons. n. 39) alla Dir. IMED si legge che “È auspicabile che i prodotti siano definiti in tutti i 

mercati dell'energia elettrica, ivi compresi i mercati dei servizi ancillari e della capacità, in modo da 

incoraggiare la gestione attiva della domanda”. 
206 Risultato al quale sarebbe possibile pervenire anche tramite l’adozione di “protocolli di 

bilanciamento capaci di mantenere un reale equilibrio tra gli opposti flussi energetici”, come 

evidenzia in particolare D. Cimmino, Le potenzialità delle distributed ledger e degli smart contracts 

applicati ai local energy markets per lo scambio dei flussi energetici, in G. D. Comporti, S. Lucattini 
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simultaneo della produzione e del consumo di energia, ma che, indubbiamente, 

raggiunge livelli più alti di efficienza nel momento in cui si avvale anche delle risorse 

di flessibilità dei clienti finali. L’utilizzo coordinato di questi elementi, infatti, fa si che 

l’aggregatore possa bilanciare al proprio interno la produzione e il consumo di energia, 

cercando così di conseguire una “gestione congiunta del sistema elettrico”.  

 

6. (segue) l’indipendenza della figura dell’aggregatore nel rapporto tra i clienti 

finali e il mercato 

 

Come si è visto, l’aggregazione è indicata dal legislatore europeo quale soluzione 

che lo stesso predilige per facilitare la partecipazione attiva dei consumatori ai mercati 

energetici. Per effetto di questa nuova impostazione, messa in chiaro dall’art. 3 del Reg. 

UE 2019/943, i clienti finali concorrono attivamente all’organizzazione delle risorse di 

rete, partecipando, sia dal lato della domanda che dell’offerta di energia, attraverso 

l’intermediazione di un aggregatore. Simile evoluzione segna un notevole distacco dallo 

scenario pregresso, non soltanto in relazione a quanto messo in luce nel paragrafo 

precedente, ma anche per la diversa attenzione che riceve il tema dell’indipendenza dei 

soggetti che, in tale rinnovato contesto, operano come tramite fra i clienti finali e i 

mercati.  

Profilo che riveste un’importanza non secondaria nel nuovo tracciato normativo, 

tenuto conto che l’aggregazione rappresenta una funzione pressoché analoga a quella 

tradizionalmente svolta dalle società di vendita per gestire i portafogli di clienti a cui 

fornire energia elettrica. Aspetto cui è dato rilievo già dal considerando alla Dir. IMED, 

ove, in particolare, evidenzia che l’attuazione del nuovo modello di mercato dovrebbe 

“consentire agli aggregatori indipendenti di svolgere il loro ruolo di intermediari”, con 

l’obiettivo di “garantire che il cliente finale benefici adeguatamente delle loro 

attività”207. Tema che, pertanto, rientra nel percorso di questa ricerca in ragione della 

stretta funzionalità che intercorre tra l’esercizio di questa funzione e le prerogative che 

il quadro UE riconosce ai consumatori come parte attiva che opera autonomamente nel 

 
(a cura di), Orizzonti del diritto dell’energia. Innovazione tecnologica, blockchain e fonti rinnovabili, 

Editoriale Scientifica, Napoli, 2021, p. 48. 
207 V.  cons. 39) alla Dir. IMED. 
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sistema. Da questa visuale, infatti, è possibile far luce sui riflessi che originano 

dall’incrocio tra l’azione degli aggregatori e le funzioni tradizionalmente esercitate dalle 

utilities energetiche, resi particolarmente chiari nei casi in cui l’energia venga condivisa 

tra clienti finali. 

A questo proposito, viene in rilievo la definizione di «aggregatore indipendente» 

contenuta all’interno della Dir. IMED, che descrive così il soggetto, già aggregatore, 

non “collegato al fornitore del cliente”208. La ragione per cui il quadro normativo 

aggiunge questa specifica al genus cui appartiene l’aggregazione è di tracciare una linea 

di demarcazione con l’area di pertinenza delle società di vendita al dettaglio. Va chiarito, 

a riguardo, che il punto di contatto tra le due sfere è rappresentato dalle funzioni che 

ruotano attorno alla responsabilità del bilanciamento, e che in quanto tali interessano 

quindi i compiti che attengono il dispacciamento, il trasporto, e la distribuzione di 

energia elettrica. All’interno di questo perimetro ricadono le attribuzioni che il più delle 

volte fanno capo direttamente alle imprese del segmento della fornitura, titolari, per 

conto dei clienti finali, della delega ai fini del prelievo di energia dalla rete. Anche 

l’aggregazione, in maniera simile alla fornitura, presuppone che la combinazione tra 

“più carichi di clienti o l'energia elettrica generata” sia supportata dalla presenza di un 

soggetto che assume la responsabilità del bilanciamento per l’energia che viene 

movimentata sulle reti. Ne deriva che, ove quest’ultima attività rientrasse tra quelle della 

medesima impresa che opera nel campo della fornitura (o dell’impresa a questa 

collegata), verrebbe meno quel confine che consente ai consumatori di agire in 

autonomia dai propri fornitori. Eventualità che il legislatore considera un rischio per la 

riuscita del percorso di decentralizzazione del settore, e che intende quindi 

 
208 Art. 2, n. 19), Dir. IMED. Poco più avanti (n. 55), la norma in questione rinvia alla nozione di 

«impresa collegata» richiamando la fattispecie di “impresa affiliata quale definita all'articolo 2, punto 

12), della direttiva 2013/34/UE del Parlamento europeo e del Consiglio ( 18), e un'impresa 

appartenente agli stessi soci”, vale a dire, secondo quanto esplicitato dalla norma cui fa rinvio “due 

o più imprese nell'ambito di un gruppo”. La Direttiva 2013/34/UE, in particolare, “relativa ai bilanci 

d’esercizio, ai bilanci consolidati e alle relative relazioni di talune tipologie di imprese, recante 

modifica della direttiva 2006/43/CE del Parlamento europeo e del Consiglio e abrogazione delle 

direttive 78/660/CEE e 83/349/CEE del Consiglio”, contiene anche la definizione «impresa 

collegata», classificando come tale “un'impresa in cui un'altra impresa detiene una partecipazione e 

sulla cui gestione e politica finanziaria esercita un'influenza notevole. Si presume che un'impresa 

eserciti un'influenza notevole su un'altra impresa quando detiene il 20 % o più dei diritti di voto degli 

azionisti o soci di tale altra impresa”. 
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regolamentare onde escludere ogni potenziale forma di influenza nelle scelte che i 

consumatori compiono nei mercati209.  

A tal fine, all’introduzione della figura dell’«aggregatore indipendente» la Dir. 

IMED affianca il diritto dei clienti finali di “acquistare e vendere servizi di energia 

elettrica, compresa l'aggregazione, diversi dalla fornitura, indipendentemente dal loro 

contratto di fornitura di energia elettrica e da un'impresa elettrica di loro scelta”210. 

Formulazione che si pone in chiave di continuità con la questione relativa alla 

separazione dei compiti tra le imprese di fornitura e gli aggregatori, mettendo in chiaro 

due ulteriori aspetti centrali per l’analisi di questi temi. Il primo, che si ricava 

argomentando a contrario, riguarda il fatto che l’aggregazione rappresenta un funzione 

diversa dalla fornitura, nel cui perimetro ricadono servizi di altro tipo. In caso contrario, 

l’aggregatore e il fornitore non sarebbero più indipendenti l’uno dall’altro, ma parti di 

una comune strategia che mira a offrire un ventaglio più variegato di servizi ai clienti 

finali. Il secondo, che i servizi cui accedono i consumatori attraverso l’aggregazione 

hanno funzione complementare, e non di interferenza, con la fornitura di energia, 

ponendosi quindi in rapporto di sussidiarietà reciproca rispetto al bisogno di 

approvvigionamento di energia dei consumatori. 

Quanto detto ha dei riflessi di non poco momento in riferimento alle ipotesi in 

cui l’aggregazione diviene lo strumento scelto dai clienti finali per soddisfare i loro 

consumi, facendo ricorso a schemi alternativi alla fornitura convenzionale, quali, per 

es., la condivisione di energia rinnovabile. In casi come questi, infatti, il rischio è di 

trovarsi di fronte alla situazione in cui due diversi soggetti hanno necessità di 

programmare prelievi di energia presso un medesimo punto di consegna del cliente 

finale. Da un lato, l’aggregatore, in quanto a ciò appositamente delegato dal cliente 

finale ai fini della condivisione di energia; dall’altro, il fornitore, con il quale il 

 
209 È chiaro, infatti, che ove l’aggregatore fosse la medesima impresa di fornitura, o un’impresa a 

questa comunque collegata, eserciterebbe un controllo, come responsabile del bilanciamento, sulla 

produzione e sul consumo di energia dei clienti finali, nonché, più in generale, sulle risorse che essi 

intenderebbero mettere in campo per conseguire vantaggi che, come si è visto al cap. 2, hanno 

prevalentemente ad oggetto il risparmio dei costi di fornitura. In tale ipotesi, l’interesse dei 

consumatori sarebbe chiaramente in netta contrapposizione con quello del soggetto aggregatore, che 

dovrebbe piuttosto agire nell’interesse esclusivo di questi, individuando le strategie di mercato più 

congeniali a ridurre i costi della fornitura. 
210 V. art. 13 Dir. IMED. 
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medesimo cliente finale mantiene il rapporto di fornitura. Tale condizione 

implicherebbe la coesistenza di due soggetti, distinti e indipendenti, ai quali spetterebbe 

programmare i prelievi di energia su uno stesso punto di prelievo: l’aggregatore, per 

l’energia condivisa; l’impresa di fornitura, per quella consumata nell’ambito del 

contratto di fornitura. Il che, detto altrimenti, significherebbe assumere, entrambi, la 

posizione di responsabile del bilanciamento ai sensi dell’art. 5 del Reg. UE 2019/943, 

per conto dello stesso cliente finale211. 

 

7. L’evoluzione della disciplina nazionale dei mercati energetici. La condivisione 

di energia rinnovabile nel contesto del nuovo Testo integrato del dispacciamento 

elettrico (TIDE) 

 

Quanto messo in luce in relazione al quadro sovranazionale di fonti normative, 

va ora preso in esame in riferimento allo scenario di attuazione interno, cercando di fare 

un passo ulteriore rispetto a quanto chiarito circa i limiti del modello regolatorio che a 

livello nazionale disciplina l’autoconsumo cd. diffuso. 

A questo proposito, occorre rilevare che, in parallelo all’implementazione del 

TIAD, sotto il profilo interno si è assistito all’avvio di un percorso più ampio e articolato 

di revisione dell’architettura dei mercati energetici, che ha una diretta attinenza con le 

tematiche esaminate nel corso di questo capitolo. Si tratta di un processo ancora in 

itinere, che ha visto già l’alternarsi di diverse parentesi di consultazione tra istituzioni, 

operatori e stakeholders, portando all’approvazione di nuovi testi regolamentari da parte 

dell’Autorità di settore212. In tale contesto, trovano collocazione le disposizioni che, da 

 
211 Eventualità che, allo stato attuale, non sembra ammissibile, quantomeno in riferimento al contesto 

nazionale. Già in vigenza della delibera AEEG n. 111/06 (art. 4, commi 4 e 5) era stabilito, infatti, 

che il contratto di dispacciamento è unico per tutte le unità di produzione o di prelievo nella titolarità 

di uno stesso soggetto, ancorché, come evidenziato, ammettendo che lo stesso possa avvalersi del 

contributo di un terzo come mandatario senza rappresentanza. Previsione che viene oggi  riprodotta 

all’art. 3–3.1.2 del Testo Integrato del Dispacciamento Elettrico (TIDE). 
212 I principali riferimenti, per quanto qui rileva, riguardano il Testo integrato dispacciamento 

elettrico (TIDE), il Testo integrato della disciplina del mercato elettrico (Disciplina ME), il 

Regolamento della Piattaforma dei conti energia (Regolamento PCE), e le relative Disposizioni 

Tecniche di Funzionamento (DTF). In concomitanza dei quali sono stati altresì avviati diversi 

progetti pilota cui si ricollegano le tematiche affrontate, tra i quali si evidenziano quelli relativi 

all’avvio della fase di apertura del mercato per il servizio di dispacciamento (MSD) alla domanda 
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una visuale più estesa, guidano l’evoluzione del settore elettrico nazionale, attuando i 

principi stabiliti dalla cornice europea del Clean Energy Package, ed in particolare, per 

quanto qui rileva, quelli fissati dalla Dir. IMED e dal Reg. UE 2019/943. A tali principi 

attuativi occorre dedicare l’ultima parte di questo capitolo, al fine di individuare quei 

passaggi che, nello specifico, si ricollegano al tema della condivisione di energia 

rinnovabile tra clienti finali.  

È opportuno evidenziare, preliminarmente, che il perno attorno al quale ruota la 

nuova organizzazione del mercato elettrico nazionale è rappresentato dal Testo integrato 

del dispacciamento elettrico (TIDE), approvato dall’Autorità di regolazione nazionale 

in sostituzione della precedente cornice di attuazione degli articoli 3 e 5 del d.lgs. 

79/1999213. All’interno del TIDE, infatti, confluisce la disciplina che, in maniera 

organica, ridefinisce l’assetto del mercato nazionale, includendovi i principi di 

derivazione comunitaria che si legano al tema della partecipazione delle risorse 

distribuite di energia da fonti rinnovabili214. In tale prospettiva, l’obiettivo del TIDE è 

 
elettrica ed alle unità di produzione anche da fonti rinnovabili non già abilitate nonché ai sistemi di 

accumulo, di cui alla Deliberazione ARERA 5 maggio 2017 300/2017/R/eel, il c.d. progetto UVAM 

per la sperimentazione della fornitura di servizi ancillari da parte delle risorse distribuite, sia di 

immissione che di prelievo, organizzate su base aggregata (deliberazione 153/2020/R/eel), il 

progetto pilota sul coordinamento TSO-DSO secondo quanto previsto dalla delibera ARERA 

484/2023/R/eel, e l’avvio della fase di sperimentazione del sistema di auto-dispacciamento e auto-

bilanciamento a livello locale ai sensi degli artt. 23, comma 3, e 14, comma 10, lettera e), del D.Lgs. 

210/2021, di cui alla Delibera ARERA del 28 giugno 2023 298/2023/R/eel. 
213 Si tratta della deliberazione 345/2023/R/eel del 25 luglio 2023 (che ha già subito due interventi 

di revisione ad opera delle delibere 304/2024/R/eel e 539/2024/R/eel), che ha corrispondentemente 

abrogato la deliberazione dell’Autorità (AEEG) n. 111/06, con cui era regolamentato in precedenza 

il servizio di dispacciamento di energia elettrica ai sensi degli artt. 3 e 5 del d.lgs. 16 marzo 1999, n. 

79. Le principali linee operative dell’opera di riassetto del servizio di dispacciamento di energia 

elettrica erano state illustrate dall’ARERA nel documento per la consultazione 322/2019/R/eel del 

23 luglio 2019, ove veniva osservato che “è necessario tenere conto delle disposizioni europee 

vigenti in materia, con particolare riferimento al Regolamento UE 2015/1222 del 24 luglio 2015, che 

stabilisce linee guida per l’allocazione della capacità e la gestione delle congestioni (Regolamento 

CACM) e al Regolamento UE 2017/2195 del 23 novembre 2017, che stabilisce orientamenti in 

materia di bilanciamento del sistema elettrico (Regolamento Balancing), nonché al nuovo 

Regolamento sul mercato interno dell’energia elettrica (Regulation (EU) 2019/943 of the European 

Parliament and of the Council of 5 June 2019 on the internal market for electricity)”. 
214 Si tratta, nello specifico, delle misure cui l’ordinamento nazionale ha dato attuazione con il d.lgs. 

104/2015, recante “Attuazione della direttiva 2012/27/UE sull'efficienza energetica, che modifica le 

direttive 2009/125/CE e 2010/30/UE e abroga le direttive 2004/8/CE e 2006/32/CE”, che all’art. 11, 

comma 1, lett. d), demanda all’Autorità il compito di “consentire la partecipazione della generazione 

distribuita, delle fonti rinnovabili, della cogenerazione ad alto rendimento e della domanda al 

mercato dell'energia e dei servizi, stabilendo i requisiti e le modalità di partecipazione delle singole 
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di consentire a tutte le risorse connesse al sistema elettrico di partecipare attivamente 

alla domanda e all’offerta di beni e servizi nei mercati energetici, operando sia in 

funzione (principale) della produzione o del consumo di energia (o di entrambi), sia ai 

fini dell’acquisizione dei servizi di flessibilità (e quindi ancillare) da parte dei gestori 

della rete215.  

Non occorre soffermarsi sugli aspetti che, sotto il profilo sistematico, 

rappresentano il punto di raccordo tra l’impostazione del TIDE e la cornice normativa 

che è stata precedentemente presa in esame. Piuttosto, conviene procedere mettendo in 

evidenza le dinamiche attraverso cui la condivisione di energia rinnovabile partecipa 

tanto alla predetta funzione “principale”, quanto a quella “ancillare” di organizzazione 

delle risorse di rete.  

A tal fine, il primo dato da segnalare concerne la nuova classificazione delle 

configurazioni che, in maniera singola o aggregata, possono acquisire il diritto a 

immettere o prelevare energia elettrica dalla rete216. Sotto questo aspetto, il TIDE 

introduce nuovi perimetri territoriali entro cui è possibile aggregare unità di produzione 

e di consumo allo scopo di comunicare al gestore della rete (Terna S.p.a.) l’intenzione 

di immettere o di prelevare energia. Nel nuovo scenario delineato dal TIDE, si assiste 

all’ingresso di nuove classi di aggregazione corrispondenti con porzioni della rete più 

 
unità di consumo e di produzione”, e, più recente, con il d.lgs. 210/2021, di attuazione della Dir. 

IMED, relativamente alla partecipazione di risorse aggregate ai mercati dell’energia e del 

bilanciamento (art. 12, co. 6), comprese quelle che provengono dalla generazione distribuita (art. 14, 

co. 10), all’approvvigionamento di servizi ancillari nazionali e locali (art. 22), e alle conseguenti 

procedure di coordinamento tra Terna (TSO) e i distributori locali (DSO). 
215 Alla suddivisione tra servizi “principali” (produzione e consumo”) e “ancillari” (relativi alla 

flessibilità) si ricollega l’evoluzione della figura che nello scenario delineato dal d.lgs. 79/99 assume 

la denominazione di Utente del Dispacciamento (UdD), in quanto parte del contratto di 

dispacciamento con il TSO Terna S.p.a. Sotto questo aspetto, il TIDE apporta novità significative, 

dal momento che recepisce la ripartizione cui fa menzione il Reg. UE 2019/943 in relazione alle 

figure, viste sopra, del «prestatore di servizi di bilanciamento» (balance service provider-BSP) e del 

«responsabile del bilanciamento» (balance responsible party-BRP). A riguardo, va evidenziato che 

ai sensi dell’art. 3–3.1.2 del TIDE, il soggetto che assume la qualità di parte del contratto di 

dispacciamento con Terna S.p.a. è solo il BRP, in quanto per l’appunto responsabile del 

bilanciamento degli ordini legati alle movimentazioni di energia sulle reti. Ciò non toglie, in ogni 

caso, che il BRP possa essere, allo stesso tempo, anche un BSP, ove sia anche parte del contratto 

relativo all’offerta di servizi ancillari. L’art. 3-3.2.2 del TIDE precisa a tal fine che “Il BSP può 

coincidere con il BRP o essere un soggetto distinto. La coincidenza fra BSP e BRP è obbligatoria 

per le risorse di stoccaggio 210/2021”. 
216 Detta classificazione trova collocazione all’interno della Sezione 3–9 del TIDE, rubricata 

“Aggregazioni ai fini del diritto e dell’impegno a immettere e prelevare”. 
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circoscritte rispetto al passato (cd. “nodi rilevanti”)217. Per effetto di questa 

impostazione, la programmazione della produzione e del consumo di energia (nonché, 

come si capirà più avanti, dei servizi ancillari) può essere effettuata valorizzando le 

risorse distribuite che rientrano nella disponibilità dei clienti finali. Ciò significa che le 

figure che operano come intermediari tra i clienti finali e i mercati possono pianificare 

movimentazioni di energia in funzione di accordi intervenuti tra gruppi, anche ristretti, 

di clienti finali, quali quelli che solitamente riguardano la condivisione di energia 

rinnovabile. 

Per comprendere in che modo, bisogna anzitutto considerare che i contratti 

aventi per oggetto la condivisione di energia rinnovabile si inseriscono nel contesto degli 

accordi negoziati all’infuori del sistema delle offerte istituito dall’art. 5 del d.lgs. 

79/1999. Difatti, essi rientrano a pieno titolo tra le forme di contrattazione c.d. over the 

counter (o OTC), in quanto l’incontro tra la domanda e l’offerta di energia avviene senza 

fare ricorso ai meccanismi di abbinamento automatizzato, ispirati alla logica di merito 

economico, su cui si basa il sistema delle offerte. Lo scenario in cui nascono tali accordi, 

del resto, è quello della libertà riconosciuta ai clienti finali di organizzare in autonomia 

la produzione e il consumo di energia rinnovabile, e che quindi trova 

nell’autoregolamentazione privata il punto d’incontro la domanda e l’offerta di energia.  

Tale caratteristica genera una serie di riflessi sull’inquadramento di questa 

tipologia di accordi nell’organizzazione del mercato elettrico nazionale. 

Il primo si riferisce al fatto che l’obiettivo cui è preordinata la condivisione di 

energia è, prima di tutto, quello di rappresentare un canale di approvvigionamento 

distinto e (soprattutto) autonomo dalla fornitura convenzionale, nel senso di ridurre 

l’esposizione dei consumatori alle oscillazioni di prezzo che di norma si verificano nei 

mercati energetici. Risultato che, in questi termini, è possibile conseguire nella misura 

in cui l’accordo per condividere energia è idoneo a stabilizzare nel tempo le condizioni 

economiche relative alla consegna programmata di energia presso i punti di prelievo dei 

contraenti. Ne consegue che questa tipologia di accordi si colloca, idealmente, tra le 

 
217 Si tratta delle cdd. “unità virtuali nodali” (o UVN), cui fa menzione l’art. 3–9.1 del TIDE, che 

consistono nell’aggregazione di più unità di produzione o di prelievo ubicate entro i cd. “nodi 

rilevanti”. A riguardo, nella relazione tecnica che accompagna il TIDE si legge che “i nodi della rete 

rilevante coincidono con i punti di connessione delle cabine di trasformazione AT/MT alla RTN, con 

i punti di connessione diretti delle UP e delle UC alla RTN e con le stazioni della RTN”. 
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formule di contrattazione in cui la consegna fisica dell’energia generata viene pianificata 

su orizzonti temporali di lungo periodo, configurandoli, quindi, come contratti a 

termine.  

Allo stesso tempo, concorre a delineare i contorni della fattispecie la circostanza 

per cui, trattandosi di una formula diversa dalla compravendita, questi accordi non 

implicano la necessaria fissazione di un prezzo per l’energia che viene condivisa tra i 

clienti finali. Conclusione alla quale si perviene non soltanto osservando i casi in cui gli 

impianti di produzione appartengono ai medesimi consumatori, ma anche tenendo conto 

di altri fattori che potrebbero indurre i contraenti (ad es. per spirito di solidarietà o come 

forma di liberalità) a non pattuire un prezzo per l’energia fornita. In casi come questi, le 

parti rimangono libere di convenire che l’energia sia condivisa “a pagamento o a titolo 

gratuito”218. Aspetto sul quale si tornerà nella parte conclusiva dedicata alle CER, ma 

che in questa sede serve a evidenziare una ulteriore analogia con i contratti negoziati 

OTC, vale a dire disancorare l’approvvigionamento di energia dai meccanismi di 

formazione dei prezzi nei mercati.  

Ciò detto, il TIDE, in continuità con l’impostazione pregressa, stabilisce che 

l’esecuzione fisica dei contratti a termine, compresi quelli conclusi all’infuori del 

sistema delle offerte, avvenga mediante la registrazione dei corrispondenti programmi 

di immissione e di prelievo di energia all’interno delle piattaforme di mercato, 

amministrate dal Gestore dei Mercati Energetici S.p.a.219. Tale compito, in particolare, 

spetta alla figura del BRP (già Utente del Dispacciamento), in quanto responsabile del 

bilanciamento del programma di immissione o di prelievo di energia che viene registrato 

 
218 Come ora chiarito dall’art. 2, n. 10bis), Dir. IMED, aggiunto a seguito delle modifiche disposte 

dalla Dir. UE 2024/1711. 
219 Si tratta della piattaforma che il GME S.p.a. gestisce in nome proprio ma per conto di Terna S.p.a., 

che in quanto TSO è responsabile dei programmi di immissione e di prelievo di energia sulla rete 

pubblica, ai sensi dell’Allegato A alla deliberazione dell’Autorità n. 111/06, aggiornata ai sensi 

dell’Allegato A alla Deliberazione 345/2023/R/EEL e ss.mm.ii. Tramite detta piattaforma (PCE) gli 

operatori che negoziano energia elettrica a termine, compresi quindi i contratti OTC, registrano le 

relative obbligazioni commerciali e dichiarano i relativi programmi di immissione e prelievo. L’art. 

3-12.2.5 del TIDE prescrive a tal fine che “Ai fini dell’assegnazione del diritto di immettere e 

prelevare energia, ciascun operatore della PCE è tenuto a: 

• registrare sui Conti Energia di cui è intestatario le transazioni a termine avvenute su MET come 

previsto alla Sezione 12.2.6 

• convertire la posizione commerciale dei Conti Energia in offerte su MGP come previsto alla 

Sezione 13.4.1.”. Sul punto, v. M. Renna, ibidem, p. 270. 
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sulla piattaforma220. Quel che, in particolare, contraddistingue in questa fase la 

registrazione di un accordo avente per oggetto la condivisione di energia è, come si è 

detto, il fatto di non avere alle spalle un’operazione di compravendita, venendo meno, 

per l’appunto, la figura di venditore e di acquirente221. In questo caso, pertanto, il 

programma di immissione e di prelievo si configura come serie di movimentazioni non 

riconducibile, neanche causalmente, a uno scambio tra un produttore e un consumatore. 

Per tale via, la programmazione effettuata dal soggetto intermediario (BRP) viene in tal 

caso attuata allineandosi a una nuova tipologia di operazione commerciale, basata 

sull’univoca titolarità della posizione di produzione e di consumo222. 

Occorre notare, peraltro, che l’energia rinnovabile prodotta dai clienti finali 

nell’ambito degli accordi di condivisione partecipa comunque all’organizzazione dei 

mercati, cd. a pronti (MPE), nei quali la negoziazione (e la programmazione) di prodotti 

energetici è effettuata in funzione dell’esecuzione ravvicinata, vale a dire entro intervalli 

di tempo immediatamente prossimi al periodo di consegna.  

 
220 L’art. 3–12.2.3 del TIDE stabilisce che per operare sulla PCE è necessaria la qualifica di BRP o, 

se trattasi di un operatore intermediario, della delega ricevuta da un BRP, dal momento che, come 

più volte chiarito, qualsiasi movimentazione di energia nella rete deve essere riconducibile a un 

responsabile del bilanciamento ai sensi dell’art. 5 del Reg. UE 2019/943.  
221 A riguardo, può evidenziarsi che la definizione di “accordo di compravendita di energia elettrica” 

cui fa menzione l’art. 2, punto 77), del Reg. UE 2019/943 è chiara nell’esplicitare che come tale si 

intende “un contratto in base al quale una persona fisica o giuridica si impegna ad acquistare energia 

elettrica da un produttore di energia elettrica sulla base dei criteri di mercato”. La differenza più 

evidente con un contratto avente per oggetto la condivisione di energia rinnovabile emerge dal fatto 

che, secondo la nuova definizione contenuta all’art. 2, n. 10bis), della Dir. IMED, in quest’ultimo 

caso l’accordo intercorre esclusivamente tra clienti finali («condivisione dell’energia»: 

l’autoconsumo, da parte dei clienti attivi, di energia rinnovabile), oltre al fatto che, nel primo caso, 

l’accordo opera sulla base dei criteri di mercato, dunque rievocando il  parametro di merito 

economico, che come visto nell’autoconsumo può anche non sussistere. 
222 Il Regolamento della PCE, sotto questo aspetto, non esclude che un operatore (BRP) possa 

registrare una transazione nella quale lo stesso assume l’impegno sia per l’immissione che per il 

prelievo di energia. Anche in precedenza, infatti, era ammesso che un medesimo utente del 

dispacciamento (oggi BRP) agisse come trader ai fini della registrazione dei programmi di 

immissione e di prelievo di energia relativi a un contratto di compravendita intervenuto tra due 

diversi soggetti, in ipotesi un produttore e un cliente cd. “idoneo”, ove entrambi avessero designato 

lo stesso soggetto in relazione alla registrazione delle movimentazioni che formano oggetto 

dell’accordo. In casi come questi, il BRP avrebbe registrato l’operazione di vendita di energia sul 

proprio conto detto “CE-IMM” (conto energia-immissione) e corrispondentemente registrato 

l’acquisto su un proprio conto “CE-PRE” (conto energia-prelievo), indicando i medesimi riferimenti 

di prezzo e quantità dell’energia scambiata al fine di far convergere le due operazioni in una 

medesima transazione. 
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In primo luogo, seppur indirettamente, in quanto l’energia condivisa, ancorché 

negoziata all’infuori del sistema delle offerte delineato dal d.lgs. 79/1999, concorre a 

impegnare una parte della capacità di trasporto delle reti, condizionando le transazioni 

di energia concluse da altri operatori di mercato. Anch’essa, infatti, partecipa al processo 

di allocazione della capacità di transito delle reti, beneficiando, come si è visto, del 

dispacciamento prioritario qualora provenga da impianti FER di piccola taglia (v. sopra 

par. 1). In secondo luogo, a ragione del fatto che una parte dell’energia generata potrebbe 

non essere condivisa, ma rappresentare piuttosto una “eccedenza”, che, ove non 

immagazzinata attraverso sistemi di accumulo, occorre comunque allocare nei mercati. 

Circostanza che dipende dall’equilibrio che si prefigura, rispetto a ciascun intervallo 

orario, tra la produzione e il consumo dei soggetti che intendono condividere l’energia 

autoprodotta. È certo che, in casi come questi, il corrispondente programma di 

immissione e di prelievo evidenzierebbe, anche solo in rifermento a un singolo 

intervallo orario, un saldo netto positivo di energia, vale a dire un esubero di produzione 

rispetto a quella da destinare al consumo. Detta eccedenza, ove non diversamente ceduta 

a terzi tramite altre formule di contrattazione OTC, si tradurrebbe in un’offerta di 

vendita che verrebbe trasferita nel mercato dei prodotti a pronti, contribuendo quindi a 

condizionarne gli esiti223.  

Sotto questo aspetto, assume particolare rilievo la decisione da ultimo assunta 

dal legislatore europeo di ridurre la soglia minima di energia che può costituire oggetto 

di un’offerta di acquisto o di vendita nei mercati a pronti, che viene ora fissata in 100 

kw224. Simile scelta, infatti, consente anche alle aggregazioni più modeste di clienti 

 
223 L’art. 3-13.4.1. del TIDE stabilisce sul punto che “Ai fini di poter consegnare fisicamente 

l’energia scambiata su MET e acquisire il diritto a immettere e prelevare, ciascun operatore della 

PCE può richiedere la conversione della posizione commerciale PN c del Conti Energia di cui è 

intestatario in offerte equivalenti da inviare a MGP. Dette offerte sono denominate offerte CET”. 

Nello specifico, l’art. 45 del Testo integrato della disciplina del mercato elettrico, rubricato “Offerte 

CET inviate tramite la Piattaforma conti energia”, prevede per questi casi che “il saldo fisico che si 

determina su ciascun conto energia, ai sensi del Regolamento della Piattaforma dei Conti Energia a 

termine, corrisponde a: a) un acquisto da MGP da parte dell’operatore titolare del conto energia, 

qualora il saldo fisico sia minore di zero; b) una vendita su MGP, da parte dell’operatore titolare del 

conto energia, qualora il saldo fisico sia maggiore di zero”. 
224 V. art. 8, § 3, Reg. UE 2019/943, come modificato dal Reg. UE 2024/1747 del Parlamento 

Europeo e del Consiglio del 13 giugno 2024 che modifica i regolamenti (UE) 2019/942 e (UE) 

2019/943 per quanto riguarda il miglioramento dell’assetto del mercato dell’energia elettrica 

dell’Unione, il quale stabilisce che i gestori delle piattaforme di negoziazione (cd. NEMO, acronimo 

di «nominated electricity market operator») “offrono alla compravendita sui mercati del giorno 
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finali di partecipare alla negoziazione in questi mercati, formulando offerte di acquisto 

o di vendita a ridosso del periodo di consegna. A ben vedere, nel contesto degli accordi 

che riguardano la condivisione di energia, tale modifica assume una duplice valenza: 

anzitutto, in quanto consente di proporre offerte di vendita anche in relazione a 

eccedenze minime di produzione; inoltre, trattandosi di mercati in cui le parentesi di 

negoziazione che si chiudono in prossimità del periodo di consegna, agevolando la 

possibilità di correggere il tiro rispetto ai programmi registrati nelle piattaforme a 

termine225. La combinazione tra questi due elementi facilita non poco il compito del 

soggetto che opera come aggregatore dei clienti finali nel bilanciare la loro posizione di 

produzione e consumo, potendo modificare e calibrare fino all’ultimo l’immissione e il 

prelievo secondo previsioni più attendibili di domanda e di offerta, limitando il rischio 

di provocare sbilanciamenti al sistema.  

 

8. (segue) il raccordo tra la condivisione di energia rinnovabile e la funzione di 

supporto ancillare alle reti  

 

Si diceva, poc’anzi, che le implicazioni legate alla condivisione di energia 

rinnovabile tra clienti finali non interessano soltanto la funzione “principale” di 

programmazione della produzione e del consumo, ma riguardano anche attività che, 

sotto altra visuale, afferiscono all’area dei servizi cd. “ancillari”. Per capire come, 

occorre ricollegarsi con quanto si accennava in apertura di questo capitolo in riferimento 

alla possibilità che l’utilizzo di nuove tecnologie consenta ai consumatori di modificare 

 
prima e infragiornaliero prodotti di dimensioni sufficientemente ridotte, con offerte minime di 100 

kW o inferiori, per permettere la partecipazione effettiva della gestione della domanda, dello 

stoccaggio di energia e delle fonti rinnovabili su piccola scala, inclusa la partecipazione diretta dei 

clienti, anche mediante aggregazione”. 
225 A tale possibilità, si ricollega la transizione, recepita all’interno del TIDE, da un modello di 

mercato basato su prodotti orari a quello in cui l’intervallo viene ridotto al quarto d’ora (cd. Market 
Time Unit, MTU), per effetto della quale si passa da 24 finestre giornaliere di negoziazione a 96, 

restringendo così il margine che separa la fase di negoziazione da quella di esecuzione dei prodotti 

negoziati nei mercati energetici. Ciò in quanto l’art. 53 del Reg. UE 2017/2195 “che stabilisce 

orientamenti in materia di bilanciamento del sistema elettrico”, prescriveva che “Entro tre anni 

dall'entrata in vigore del presente regolamento, tutti i TSO applicano il periodo di regolamento degli 

sbilanciamenti di 15 minuti in tutte le aree di programmazione assicurando nel contempo che tutti i 

limiti del periodo rilevante di mercato coincidano con i limiti del periodo di regolamento degli 

sbilanciamenti”. 
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in tempo reale la domanda o l’offerta di energia, in risposta a segnali di prezzo o per 

esigenze che si legano al bilanciamento delle reti. Sul punto, si è osservato che in uno 

scenario caratterizzato da una moltitudine di impianti distribuiti che generano energia 

da fonti rinnovabili è molto più probabile che si verifichino variazioni improvvise 

dell’equilibrio tra produzione e consumo di energia. Mentre la generazione centralizzata 

da fonte fossile consentiva di controllare situazioni di questo tipo mediante azioni di 

modulazione istantanea dei cicli di produzione, le fonti rinnovabili distribuite 

rappresentano un fattore di instabilità per la rete per via della loro intrinseca volatilità. 

Per tali motivi, è fondamentale che l’impiego di fonti rinnovabili sia supportato da 

contromisure di altro tipo, chiamando i clienti finali a interagire attivamente con le reti 

al fine di utilizzare in maniera coordinata e simultanea dispositivi quali lo stoccaggio o 

il demand response. In tale prospettiva, la normativa europea incoraggia i consumatori 

nel concorrere attivamente all’equilibrio del sistema, partecipando ai meccanismi di 

flessibilità, ovvero offrendo loro stessi prodotti ancillari a livello decentrato, cercando 

così di controbilanciare la variabilità che contraddistingue le fonti rinnovabili226.  

La funzione assolta dai servizi di flessibilità riveste una grande centralità anche 

per gli accordi di condivisione di energia rinnovabile. Come si capirà tra un attimo, nel 

contesto di questa tipologia di contratti, essa viene primariamente in rilievo come 

prodotto di scambio da destinare all’offerta nei mercati del bilanciamento. 

Sotto questo aspetto, va tenuto conto che l’ordinamento interno ha dato avvio a 

un percorso di graduale ampliamento della platea di soggetti che possono offrire servizi 

ancillari nel mercato nazionale del bilanciamento (cd. Mercato dei Servizi di 

Dispacciamento, o MSD)227. La sintesi di questo processo è confluita all’interno della 

riforma organica della disciplina sul dispacciamento di energia elettrica, rappresentata 

oggi dal TIDE. In particolare, il TIDE recepisce le indicazioni della cornice europea che 

si basano sulla gestione aggregata delle risorse di bilanciamento, istituendo, a tal fine, 

la figura del «prestatore di servizi di bilanciamento» (o BSP, acronimo di Balance 

 
226 V. art. 15, § 2, lett. c), Dir. IMED. 
227 Si tratta di un iter che ha avuto una svolta sostanziale con la delibera ARERA 300/2017/R/eel, 

con la quale si è dato avvio alla fase sperimentale di ampliamento del Mercato dei Servizi di 

Dispacciamento (MSD), al fine di consentire la partecipazione delle unità di consumo e di 

produzione in precedenza non abilitate a offrire servizi di bilanciamento sulle reti, nell’ottica di una 

più ampia riforma del dispacciamento elettrico poi confluita nel TIDE. 
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Service Provider), la cui azione si affianca a quella, vista sopra, del «responsabile del 

bilanciamento» (BRP)228. Compito del BSP è di coadiuvare il BRP nell’attività di 

programmazione delle unità di produzione e di consumo di energia, fornendo servizi 

che permettono di adeguare i programmi di immissione e di prelievo a seconda della 

flessibilità che occorre fornire al gestore della rete. In questo senso, il BSP opera 

esclusivamente in funzione dei servizi ancillari, partecipando ai mercati del 

bilanciamento come fornitore di risorse di bilanciamento ai gestori di rete229. 

La centralità di questa figura viene specificamente in rilievo considerando la 

nuova tipologia di servizi che, a partire dal TIDE, diviene oggetto di offerta all’interno 

del Mercato dei Servizi di Dispacciamento. In aggiunta ai servizi ancillari (cd. globali), 

il TIDE introduce la categoria dei servizi ancillari “locali”230. La principale caratteristica 

che distingue quest’ultima categoria di servizi riguarda la diversa finalità cui sono 

preordinati, che non attiene più la stabilità della rete nel suo complesso, ma rappresenta 

invece una risposta che la figura del BSP può fornire a fronte di specifiche necessità di 

bilanciamento che interessano aree localizzate della rete231. A tal fine, i servizi ancillari 

locali vengono acquisiti attingendo direttamente alle risorse decentrate connesse alle reti 

di distribuzione e non più, come in precedenza, dalle unità di generazione a fonte fossile 

collegate alle reti di trasmissione. Nel contesto della generazione distribuita di energia 

rinnovabile, infatti, i BSP agiscono come figure interposte tra i BRP e i clienti finali, al 

solo scopo di implementare funzionalità ulteriori e promuovere modelli di 

ottimizzazione delle risorse collegate alle reti di distribuzione.  

 
228 L’art. 2, n. 12), del Reg. UE 2019/943 definisce il  «prestatore di servizi di bilanciamento» come 

il “partecipante al mercato che fornisce energia di bilanciamento o capacità di bilanciamento o 

entrambe ai gestori dei sistemi di trasmissione”. 
229 Di conseguenza, il BSP è responsabile dell’esecuzione delle movimentazioni che richiede ai fini 

dell’erogazione dei servizi ancillari. 
230 Va detto che, allo stato attuale, la disciplina relativa ai servizi ancillari locali è in fase di 

ultimazione in attesa della conclusione della fase sperimentale avviata dall’ARERA. Nella Sezione 

3–7 del TIDE, rubricata “Servizi ancillari nazionali locali”, per il momento si legge che “Questa 

Sezione comprenderà le disposizioni che saranno introdotte dall’Autorità per la definizione del 

quadro regolatorio di regime dei servizi ancillari nazionali locali in esito alla sperimentazione avviata 

con la Deliberazione 352/2021/R/eel [32] e in esito all’evoluzione del quadro regolatorio atteso a 

livello europeo in tema di prodotti di flessibilità. Per il momento i servizi ancillari nazionali locali 

sono gestiti nell’ambito dei relativi progetti pilota”. 
231 Compito dei servizi ancillari locali è, infatti, di contribuire al “funzionamento efficiente, affidabile 

e sicuro del sistema di distribuzione”, come enunciato nella definizione contenuta a pag. 191 del 

TIDE. 
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Di conseguenza, negli accordi di condivisione di energia, i servizi ancillari locali 

giocano un ruolo cruciale, fungendo da leva di equilibrio che gli intermediari (BSP, in 

coordinamento con i BRP) possono utilizzare per rispondere a esigenze di bilanciamento 

delle reti di distribuzione. Infatti, la combinazione tra la condivisione di energia 

autoprodotta e la gestione dei servizi ancillari locali crea opportunità nuove per i clienti 

finali, che vanno oltre l’attività di abbinamento tra produzione e consumo decentrata. 

L’esempio più evidente è rappresentato dalla possibilità di integrare nell’accordo per 

condividere energia clausole che prevedano l’impegno dei clienti finali di orientare i 

consumi in base alla disponibilità di energia prodotta a livello locale. Formule di questo 

tipo potrebbero incentivare in tal senso i clienti finali, mediante premi, sconti, o benefici 

di altro tipo, a seconda della reattività a rispondere alle richieste di riduzione o di 

aumento dei consumi energetici, o della flessibilità messa a disposizione del BSP. Allo 

stesso modo, il BSP potrebbe implementare funzioni di controllo da remoto dei 

dispositivi di stoccaggio di energia (compreso il vehicle to grid) per gestire in maniera 

dinamica e integrata l’energia autoprodotta che i clienti finali intendono condividere tra 

loro.  
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CAPITOLO 4 

 

LE COMUNITÀ DI ENERGIA RINNOVABILE NEL FUTURO PANORAMA 

ENERGETICO NAZIONALE 

 

1. Uno sguardo al futuro 

 

L’analisi del quadro normativo che istituisce un nuovo assetto del mercato 

dell’energia elettrica offre una visuale inedita della funzione assolta dai consumatori 

nella transizione verso un modello energetico decentralizzato e decarbonizzato. 

L’evoluzione di questo settore è fortemente influenzata dalla presenza di fonti di 

regolazione che nell’ultimo periodo hanno segnato un importante cambio di passo della 

politica energetica europea, incoraggiando l’iniziativa dei consumatori, a beneficio di 

una maggiore competitività e innovazione. Nel tratteggiare le principali novità che 

stanno alla base della riforma del settore, si è detto che l’obiettivo primario del 

legislatore europeo è di far si che i clienti finali partecipino in maniera attiva ai mercati 

energetici. Non più, come in passato, dal solo lato della domanda, bensì diversificando 

la loro azione nel mercato, attraverso una serie di strumenti che allargano la dinamica 

partecipativa, contribuendo anche all’offerta di beni e servizi energetici. 

In questo passaggio, è fondamentale che l’intervento dei consumatori nei mercati 

non costituisca un fattore di instabilità per le reti elettriche, quanto piuttosto un elemento 

di equilibrio capace di attenuare gli effetti della volatilità delle fonti rinnovabili. Si tratta, 

tuttavia di una prospettiva che non può prescindere dal fatto che i consumatori non 

dispongono di adeguata capacità tecnica e finanziaria per operare all’interno di segmenti 

del mercato diversi da quello della vendita al dettaglio (ove tradizionalmente si 

posizionano come utilizzatori finali di energia). A conferma di questo, il dato normativo 

esclude, a chiare lettere, che l’esercizio di funzioni attive possa configurarsi come 

l’attività commerciale o professionale principale dei consumatori, tant’è che essi 

mantengono i loro diritti di clienti finali, sul presupposto che rimangano 

tendenzialmente estranei alla sfera del rischio d’impresa che grava, invece, sugli 

operatori dei mercati all’ingrosso.  
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Simili considerazioni sollevano un interrogativo di fondo, concernente 

l’individuazione della formula che consentirebbe ai consumatori di partecipare 

attivamente ai mercati energetici, e dunque di intercedere in maniera effettiva 

nell’attività di programmazione che ha luogo nei mercati all’ingrosso, mantenendo 

l’indipendenza e l’autonomia dalle imprese di vendita alle quali sono già legati 

attraverso i contratti di fornitura. Argomento che, come si è visto in precedenza, acquista 

centralità ogniqualvolta i consumatori intendano aderire a schemi di auto-

approvvigionamento energetico, che in quanto tali poggiano su presupposti antitetici a 

quelli della fornitura convenzionale. 

In tale contesto, viene particolarmente in rilievo il ruolo delle CER rispetto alle 

funzioni che esse possono svolgere all’interno dei segmenti del mercato ai quali, di 

norma, non partecipano i singoli consumatori, ma che, al tempo stesso, rappresentano 

la sede principale ove mettere in atto strategie e schemi non convenzionali di 

approvvigionamento energetico. Le qualità che distinguono le CER dalle imprese che 

operano nei mercati energetici, sia in relazione alle attività che possono compiere, sia 

per quanto concerne l’autonoma soggettività e l’indipendenza dai tradizionali attori 

della filiera, ne fanno uno strumento efficace per facilitare l’accesso dei consumatori a 

tutti i mercati dell’energia elettrica e dei servizi connessi.  

La loro centralità, in particolare, emerge con riferimento alla possibilità che 

l’energia generata da impianti di produzione decentralizzati sia condivisa lungo le reti 

pubbliche, per essere autoconsumata dai propri membri. Ipotesi che, differentemente 

dagli schemi tradizionalmente adottati dagli operatori del settore (cd. business to 

consumer-B2C), configura un modello innovativo di approvvigionamento energetico, 

sviluppandosi secondo un approccio di tipo orizzontale (cd. consumer to consumer-

C2C). In questo senso, le CER possono contribuire a un rinnovamento del sistema 

energetico, partecipando sia alla funzione principale di programmazione delle reti, che 

a quella “ancillare” dei servizi di flessibilità che servono per bilanciare le reti. 

Profili ai quali si dedica la parte conclusiva di questo lavoro, il cui scopo è di 

offrire una disamina delle prospettive che attengono il futuro delle CER nel contesto del 

mercato elettrico nazionale, avuto riguardo agli sviluppi che hanno recentemente 

interessato il relativo quadro di regolamentazione. 
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2. L’azione “prioritaria” delle CER nel mercato: l’autoconsumo e la condivisione 

di energia rinnovabile 

 

Per comprendere quali aspetti caratterizzano le funzioni che possono essere 

assolte dalle CER nello scenario energetico nazionale, bisogna anzitutto considerare che 

l’ordinamento interno, diversamente da quello europeo, circoscrive entro precisi spazi 

l’azione che dette comunità possono esercitare nei mercati energetici nel momento in 

cui immettono nella rete l’energia rinnovabile autoprodotta. Mentre la normativa 

europea riconosce indistintamente alle CER il diritto di produrre, consumare, 

immagazzinare, vendere e condividere energia rinnovabile232, il quadro nazionale di 

attuazione impone loro di seguire un approccio predefinito, dovendo “prioritariamente” 

condividere l’energia autoprodotta, destinandola all’autoconsumo dei suoi membri. 

L’art. 31 del d.lgs. 199/2021 precisa, al riguardo, che solo la parte “eventualmente 

eccedentaria” di energia prodotta, relativa cioè a quella non già condivisa (o altrimenti 

accumulata), può essere venduta secondo le consuete modalità, se del caso ricorrendo 

anche ad “accordi di compravendita di energia elettrica rinnovabile, direttamente o 

mediante aggregazione”233.  

Stando a queste indicazioni, non sarebbe possibile che una CER agisse nel 

mercato nazionale con l’obiettivo esclusivo di vendere l’energia che produce, al pari di 

un comune produttore. Occorre, piuttosto, che l’energia generata e immessa nelle reti 

sia prima di tutto destinata al consumo dei suoi membri, e solo dopo, in via sussidiaria, 

ceduta a terzi a titolo oneroso. Aspetto che segna un primo fondamentale distinguo tra 

le CER e le imprese della filiera produttiva, identificando un limite esplicito al potere di 

disporre liberamente dell’energia prodotta e immessa nelle reti.  

Tale condizione, infatti, si riverbera sulla scelta delle soluzioni cui potrebbe in 

ipotesi ricorrere la CER per vendere l’energia “eventualmente eccedentaria” nella rete. 

È certo che essa non potrebbe subordinare la vendita dell’energia prodotta all’efficacia 

di clausole che prevedano obblighi di consegna a termine dell’intera quantità di energia 

 
232 Ma anche di partecipare ai meccanismi di flessibilità e di efficienza energetica, ovvero, ancora, 

di svolgere attività a queste connesse e di prestare altri servizi energetici commerciali, quali la 

fornitura convenzionale o l’aggregazione, a condizione che, recita l’art. 22 della Dir. REDII, le CER 

siano in tal caso “soggette alle disposizioni applicabili a tali attività”. 
233 v. art. 31, comma 2, lett. b), d.lgs. 199/2021. 
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prodotta e immessa nella rete (cd. as produced PPAs)234. Allo stesso modo, sarebbe 

difficilmente ipotizzabile la validità di accordi di compravendita nei quali la CER si 

impegnasse a vendere quantitativi o quote prestabilite di energia prodotta (cd. pre-

defined PPAs),  o tale da soddisfare determinati volumi di consumo della controparte 

acquirente (a seconda dei casi, baseload  o  peakload PPAs). In tutti questi casi, la CER 

assumerebbe un impegno che rischierebbe di confliggere con il vincolo di destinazione 

cui fa menzione l’art. 31 del d.lgs. 199/2021, dal momento che non sarebbe possibile 

garantire che l’energia prodotta venga “prioritariamente” condivisa tra i suoi membri. 

Piuttosto, l’applicazione di un simile parametro renderebbe plausibile 

l’inserimento di clausole contrattuali che identificano l’energia oggetto di vendita con il 

saldo variabile - poiché suscettibile di fluttuazioni orarie - tra la produzione e il consumo 

della CER, conferendo maggiore elasticità all’accordo di compravendita (che potrebbe 

indicarsi come “net-shared” PPA). Ciò in quanto l’energia venduta non rappresenta, in 

questo caso, “il minimo”, bensì la differenza “tra l’energia elettrica prodotta e immessa 

in rete […] e l'energia elettrica prelevata dall'insieme dei clienti finali associati situati 

nella stessa zona di mercato”. Lo scarto è dato dall’adozione di un criterio di priorità 

che rende misurabile soltanto ex post l’energia venduta, valorizzando l’utilità residua 

per il produttore, e non di quantità, predeterminabile ex ante (come si sarebbe potuto 

ipotizzare ove l’espressione utilizzata dal legislatore fosse stata “prevalentemente”, in 

luogo di “prioritariamente”). 

Questa impostazione, peraltro, risulta coerente con il tenore della regola espressa 

dalla normativa, sia europea che nazionale, che vieta alle CER di conseguire profitti 

finanziari in misura maggiore ai “benefici ambientali, economici e sociali”, trattandosi 

in questo caso di un vantaggio che si traduce in un risparmio per i consumatori, e non 

quale remunerazione del capitale investito. Tale prescrizione, infatti, risulterebbe 

maggiormente esposta a possibili violazioni laddove l’azione della CER nel mercato 

fosse unicamente indirizzata a cedere a titolo oneroso l’energia prodotta e immessa in 

rete. Ne consegue che la vendita di energia non può che assumere una funzione 

 
234 Un’utile approfondimento sulle implicazioni legate all’applicazione delle formule di PPA che 

trovano maggiore impiego nella prassi di settore è offerta da C. Mittler, M. Bucksteeg, P. Staudt, 

Review and morphological analysis of renewable power purchasing agreement types, Renewable 

and Sustainable Energy Reviews, Volume 211, 2025. 
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accessoria rispetto alla finalità principale della comunità, che resta quella di condividere 

l’energia prodotta in un’ottica di risparmio dei costi di approvvigionamento.  

Se quanto detto non crea particolari difficoltà nel cogliere il significato del limite 

sancito dalla normativa, meno agevole è capire in che modo la CER possa uniformarsi 

all’indicazione data dal legislatore nazionale di destinare prioritariamente l’energia 

prodotta alla condivisione con i suoi membri. Sotto questo aspetto, va preliminarmente 

individuato il confine che separa la condivisione di energia dall’attività di fornitura di 

energia al dettaglio. Non soltanto per il fatto che quest’ultima rappresenterebbe 

anch’essa, come la condivisione di energia, una modalità che la CER potrebbe utilizzare 

per soddisfare i consumi dei suoi membri, quanto più per cercare di delimitare 

ulteriormente l’ambito di operatività delle CER nei mercati, differenziandole 

funzionalmente e strutturalmente dai tradizionali operatori del settore della vendita al 

dettaglio.  

A tal riguardo, va evidenziato che la normativa nazionale, al pari di quella 

europea, non vieta alle CER di assumere “il ruolo di società di vendita al dettaglio” per 

fornire energia ai propri membri235. È possibile, infatti, che queste ultime soddisfino la 

domanda di energia al loro interno operando sia nei mercati all’ingrosso, ove 

acquisterebbero energia come un comune trader, anche al fine di assicurarne la 

disponibilità nei momenti di minore apporto dei loro impianti FER, sia in quelli al 

dettaglio, nei quali avrebbero facoltà di rivenderla attraverso il canale ordinario della 

fornitura. In ipotesi di questo tipo, una CER potrebbe addirittura prescindere dalla 

titolarità, o dalla disponibilità, di impianti di produzione, o di stoccaggio, vista la 

possibilità di approvvigionarsi di energia direttamente dai mercati, facendo comunque 

salva la finalità di soddisfare i consumi dei suoi membri, o più semplicemente dei clienti 

finali ubicati nelle “aree locali in cui opera”. 

 
235 Purché, precisa l’art. 31, comma 2, lett. f), d.lgs. 199/2021, sia fatto salvo l’obiettivo principale 

di fornire “benefici ambientali, economici e sociali […] e non quello di realizzare profitti finanziari”. 

E infatti, in casi come questi, non è escluso che la CER possa comunque allinearsi a tali obiettivi. Si 

pensi, per rimanere all’esempio fatto, all’ipotesi in cui il potere di autoregolamentazione della 

comunità consentisse ai suoi membri di accedere a speciali tariffe di fornitura (per es. tariffe sociali, 

anche suddivise per categorie di soci/associati), che la CER sarebbe in grado di praticare ai propri 

membri in conseguenza della conclusione di contratti di compravendita di energia rinnovabile che 

quest’ultima potrebbe stipulare con determinati operatori del mercato. 
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Tuttavia, ciò che distingue marcatamente il modo di operare delle CER nei 

mercati è il fatto che siano esse stesse a produrre l’energia rinnovabile che viene 

condivisa al loro interno. Gli artt. 31 e ss. del d.lgs. 199/2021 e 14 del d.lgs. 210/2021 

precisano, sul punto, che “ai fini dell'energia condivisa rileva solo la produzione di 

energia rinnovabile degli impianti che risultano nella disponibilità e sotto il controllo 

della comunità”236.  

Ne deriva, allora, che, a differenza della fornitura convenzionale, la condivisione 

di energia presuppone che la produzione e il consumo convergano verso un medesimo 

centro decisionale, attuando un modello di consumo nel quale sono gli stessi 

consumatori che, tramite la CER, assumono il controllo sui mezzi di produzione. 

Quest’ultima condizione, infatti, risponde esattamente alla finalità di assicurare una 

piena autonomia sulle modalità di impiego dell’energia prodotta. Non soltanto al fine di 

garantire che essa sia “prioritariamente” utilizzata per l’autoconsumo, ma avuto anche 

riguardo alla possibilità di concordarne liberamente le condizioni, sia tecniche che 

economiche, indipendentemente dai condizionamenti legati alle oscillazioni dei prezzi 

nei mercati o dalle decisioni di soggetti terzi. 

Risultato che la CER ottiene soltanto laddove l’energia che fornisce ai suoi 

membri proviene da un contingente di impianti sui quali la stessa esercita un pieno 

controllo, a partire dal quale può quindi pianificare strategie di approvvigionamento di 

lungo termine nell’interesse esclusivo dei suoi membri.  

 

3. (segue) dal modello virtuale a quello reale per la condivisione di energia 

rinnovabile 

 

Un ulteriore  aspetto che distingue marcatamente l’operato delle CER dalle 

attività degli altri attori della filiera fa riferimento alle modalità con cui la condivisione 

di energia viene concretamente attuata nel contesto dei mercati energetici. Se, per un 

verso, il controllo sugli impianti di produzione assicura che le CER godano della più 

ampia autonomia delle scelte che riguardano la destinazione dell’energia prodotta, 

dall’altro va detto che la caratteristica che condiziona maggiormente questo schema da 

 
236 v. art. 31, comma 2, lett. a) e c), d.lgs. 199/2021. 
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quelli già utilizzati si manifesta osservando il modo in cui essa si inserisce nelle 

dinamiche di funzionamento dei mercati.  

Al riguardo, occorre muovere dalla definizione di «energia condivisa» contenuta 

all’art. 2 del d.lgs. 199/2021, secondo cui essa corrisponde “in ciascun periodo orario, 

al valore minimo tra quello dell'energia elettrica prodotta e immessa in rete dagli 

impianti e quello dell'energia elettrica prelevata dall'insieme dei clienti associati situati 

nella stessa zona di mercato”. In particolare, l’art. 31 del medesimo decreto precisa che 

le CER “utilizzano la rete di distribuzione per condividere l'energia prodotta, anche 

ricorrendo a impianti di stoccaggio”, specificando che l’energia è condivisa “nell'ambito 

della porzione della rete di distribuzione sottesa alla stessa zona di mercato”. Nel 

formulare tali indicazioni, l’art. 31 rinvia, per il resto, alla disciplina dettata dall’art. 14 

del d.lgs. 210/2021 relativamente alle “modalità stabilite per le comunità energetiche 

dei cittadini”237. 

Il primo dato dal quale si evidenzia il notevole divario con l’attività che 

normalmente ha luogo nei mercati concerne l’individuazione di un confine territoriale - 

la cd. zona di mercato - entro cui le CER possono condividere l’energia prodotta e 

immessa nella rete.  

È noto, infatti, che gli operatori del mercato non incontrano limitazioni 

prestabilite nell’effettuare transazioni di energia lungo tutto il perimetro infrastrutturale, 

fatta eccezione per le restrizioni legate ai vincoli imposti dalla capacità di transito tra 

diverse zone di offerta. Tuttavia, mentre in quest’ultimo caso si tratta di limiti che, 

ancorché necessari per la sicurezza del sistema elettrico nazionale, possono senz’altro 

dirsi contingenti, in quanto riconducibili ai volumi di energia scambiati tra le diverse 

zone in un determinato momento, nel caso delle CER il confine della zona di mercato 

ha una valenza strutturale, che si giustifica con motivazioni di diversa natura. Anzitutto, 

in considerazione del fatto che il loro obiettivo è di soddisfare il bisogno energetico 

locale, rafforzando cioè l’autosufficienza e la sostenibilità energetica a livello di 

comunità, ragion per cui l’azione che esplicano nei mercati è territorialmente circoscritta 

alle aree geografiche cui corrispondono nuclei di interessi omogenei. Approccio che può 

certamente dirsi estraneo alle finalità che, per converso, guidano le imprese energetiche 

 
237 V. art. 31, comma 2, lett. c), d.lgs. 199/2021.  
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nei mercati, la cui azione è ispirata all’obiettivo di remunerare gli investimenti, che 

come tale necessita di una visione globale del mercato. 

In secondo luogo, la scelta di circoscrivere entro la zona di mercato la possibilità 

di condividere energia risponde all’obiettivo di promuovere l’incontro tra la domanda e 

l’offerta a livello locale, rafforzando l’efficienza dei mercati zonali. Questa 

impostazione genera molteplici benefici per il sistema elettrico, vista la minore 

sollecitazione delle infrastrutture di trasporto e la riduzione dei transiti tra diverse zone 

di offerta. Localizzando la produzione e il consumo entro la zona di mercato, infatti, si 

riduce l’incidenza di fenomeni quali congestioni o perdite di rete, con conseguente 

attenuazione dei costi che deve sostenere il sistema per garantire l’equilibrio e 

l’adeguatezza delle risorse che circolano nelle reti. L’individuazione della zona di 

mercato come ambito di riferimento entro cui condividere energia è funzionale, quindi, 

alla creazione e al consolidamento di mercati zonali, poiché limita il transito di energia 

tra diverse zone di mercato, facilitando l’azione di bilanciamento della rete elettrica. 

Su queste basi, la cornice di attuazione di secondo livello ha istituito un quadro 

regolamentare nel quale il tema della condivisione di energia rinnovabile segue una 

duplice traiettoria. 

La prima è frutto della delega che i decreti 199 e 210 del 2021 hanno conferito 

all’Autorità di regolazione nazionale (ARERA) ai fini dell’individuazione di un 

meccanismo semplificato mediante cui valorizzare i benefici associati all’energia 

condivisa all’interno di un perimetro ancor più ristretto della zona di mercato, 

corrispondente con l’area che afferisce alla cabina primaria di consegna238. Tale 

impostazione, confluita all’interno di un apposito testo regolamentare (cd. Testo 

Integrato Autoconsumo Diffuso-TIAD), ha lo scopo di premiare la corrispondenza, 

 
238 L’art. 32, comma 3, del d.lgs. 199/2021 recita a tal fine che “Entro novanta giorni dalla data di 

entrata in vigore del presente decreto, l'ARERA adotta i provvedimenti necessari a garantire 

l'attuazione delle disposizioni del presente Capo. La medesima Autorità, in particolare: 

a) nei casi in cui gli impianti di produzione e i punti di prelievo sono connessi alla porzione di rete 

di distribuzione sottesa alla stessa cabina primaria, individua, anche in via forfettaria, il valore delle 

componenti tariffarie disciplinate in via regolata, nonché di quelle connesse al costo della materia 

prima energia, che non risultano tecnicamente applicabili all'energia condivisa, in quanto energia 

istantaneamente autoconsumata sulla stessa porzione di rete; 

b) prevede modalità con le quali il rispetto del requisito di cui alla lettera a) sia verificato anche 

attraverso modalità veloci e semplificate, anche ai fini dell'accesso agli incentivi di cui all'articolo 8. 

A tal fine, prevede che i distributori rendano pubblici i perimetri delle cabine primarie, anche in via 

semplificata o forfettaria”. 
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oraria e territoriale, tra produzione e consumo di energia (cd. autoconsumo “diffuso”), 

mediante il riconoscimento di un contributo (detto “di valorizzazione”) corrispondente 

ai costi evitati dal sistema239. A questo, si aggiunge un sostegno pubblico, erogato sotto 

forma di incentivo, qualora l’energia provenga da impianti a fonti rinnovabili aventi le 

caratteristiche specificamente indicate dalla normativa ministeriale240. 

Come già chiarito in precedenza (cap. 2), il meccanismo in questione rappresenta 

un espediente regolatorio che ha l’esclusivo fine di valorizzare in forma esplicita i 

benefici che ottiene il sistema dalla contestualità tra produzione e consumo di energia 

all’interno del suddetto perimetro di rete. Di conseguenza, esso non interferisce con il 

regime di commercializzazione e di dispacciamento dell’energia che viene prelevata o 

immessa nella rete (da qui l’appellativo “virtuale”), ragion per cui i produttori e i clienti 

finali che condividono “virtualmente” energia all’interno di una CER mantengono 

invariati i rapporti di commercializzazione dell’energia rispettivamente immessa e 

prelevata.  

Se la disciplina sull’autoconsumo cd. “diffuso” rappresenta la cornice che, fin 

qui, ha caratterizzato la presenza delle CER nello scenario energetico nazionale, da una 

visuale diversa occorre considerare ora la possibilità che queste ultime condividano 

effettivamente (e non solo virtualmente) l’energia autoprodotta, operando entro la 

“porzione della rete di distribuzione sottesa alla stessa zona di mercato”. A tal fine, va 

detto che il perimetro della delega che il legislatore nazionale ha conferito all’Autorità 

di regolazione include ulteriori linee di attuazione, che demandano a quest’ultima il 

compito di assicurare che le CER siano in grado di “organizzare la condivisione, al loro 

interno, dell'energia elettrica auto-prodotta, consentendo altresì ai membri o ai soci della 

comunità di conservare i propri diritti di clienti finali”241.  

 
239 Il riferimento è all’art. 14, comma 10, lett. c), del d.lgs. 210/2021, a mente del quale l’ARERA 

“determina, anche in via forfetaria, il valore delle componenti tariffarie regolate che non devono 

essere applicate all'energia condivisa nell'ambito della porzione di rete di distribuzione sottesa alla 

stessa cabina primaria e istantaneamente auto-consumata, in quanto corrispondenti a costi evitati per 

il sistema, determinati in funzione della localizzazione sulla rete elettrica dei punti di immissione e 

di prelievo facenti parte di ciascuna configurazione di autoconsumo collettivo o di comunità 

energetica dei cittadini”. 
240 Si tratta degli incentivi indicati dagli artt. 8 e 31 del d.lgs. 199/2021 per l’energia rinnovabile 

condivisa entro le cabine primarie di consegna da impianti FER in possesso dei requisiti stabiliti 

dalla normativa ministeriale di cui al D.M. del Ministero dell’Ambiente e della Sicurezza Energetica 

n. 414 del 7 dicembre 2023. 
241 V. art. 14, comma 10, lett. f), d.lgs. 210/2021. 
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Tale indirizzo si inserisce in un quadro più ampio di indicazioni cui fa menzione 

la legge delega, che riguardano specificamente le funzioni cui le CER possono assolvere 

nel mercato elettrico nazionale. La fonte della delega è costituita dall’art. 14 del d.lgs. 

210/2021, che ha attribuito all’ARERA il compito di adottare, entro sei mesi dalla data 

di entrata in vigore del decreto, misure regolamentari per consentire alle CER di 

“partecipare, direttamente ovvero attraverso aggregatori, a tutti i mercati dell'energia 

elettrica e dei servizi connessi, nel rispetto dei vincoli di sicurezza delle reti e in modo 

non discriminatorio, e che le medesime comunità siano finanziariamente responsabili 

degli eventuali squilibri apportati al sistema, assumendo la relativa responsabilità di 

bilanciamento o delegando la stessa a un soggetto terzo, ai sensi dell'articolo 5 del 

regolamento (UE) 2019/943”242. 

Lo sviluppo di questo secondo versante della disciplina che i decreti n. 199 e 

210 del 2021 dedicano al tema delle CER e della condivisione di energia rinnovabile si 

ricollega alle trasformazioni che interessano, da una prospettiva più ampia, l’evoluzione 

del quadro di regolazione su cui poggia il funzionamento del mercato elettrico 

nazionale. Come messo in luce nel precedente capitolo, al centro di questo importante 

processo di riforma del settore si posiziona la revisione della disciplina sul 

dispacciamento di energia elettrica, oggi codificata all’interno del Testo Integrato sul 

Dispacciamento Elettrico (TIDE). Quest’ultimo, in particolare, colloca su nuove basi la 

ricerca degli strumenti che possono essere utilizzati dalle CER per partecipare “a tutti i 

mercati dell’energia elettrica” al fine di condividere l’energia prodotta. 

In questo senso, il TIDE gioca un ruolo centrale poiché va nella direzione di 

estendere la partecipazione ai mercati a tutte le risorse connesse al sistema, favorendo 

una gestione flessibile e dinamica degli impianti di generazione (e di stoccaggio) 

distribuiti che impiegano fonti rinnovabili. In particolare, l’introduzione di nuove classi 

di aggregazione, coincidenti con porzioni della rete più circoscritte rispetto al passato 

(cd. “nodi rilevanti”), facilitano la programmazione delle unità di produzione e di 

 
242 V. art. 14, comma 10, lett. a), d.lgs. 210/2021. A questo, faceva inoltre seguito l’indicazione 

contenuta al comma 11 del medesimo articolo, che demandava al Ministro della transizione 

ecologica il compito di adottare atti di indirizzo “affinché il Gestore del sistema di distribuzione e il 

Gestore della rete di trasmissione nazionale cooperino per consentire l'attuazione delle disposizioni 

del presente articolo, con particolare riguardo alle modalità con le quali sono rese disponibili le 

misure dell'energia condivisa e alle modalità di partecipazione ai mercati dei servizi, nel rispetto dei 

vincoli di sicurezza”. 

https://www.normattiva.it/uri-res/N2Ls?urn:nir::regolamento:2019;943~art5
https://www.normattiva.it/uri-res/N2Ls?urn:nir::regolamento:2019;943~art5
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consumo di energia entro i medesimi perimetri territoriali nei quali le CER hanno sin 

qui operato in funzione dell’autoconsumo “diffuso” di energia. Ciò comporta che queste 

ultime potrebbero compiere un passo decisivo verso un’effettiva partecipazione ai 

mercati, passando da un modello virtuale di autoconsumo a una gestione fisica delle 

risorse aggregate connesse alle reti.  

Da questo punto di vista, viene particolarmente in rilievo la possibilità che le 

CER partecipino in via diretta alla pianificazione delle immissioni e dei prelievi di 

energia nei mercati. Come si capirà da qui a poco, per tale via esse potrebbero non solo 

abilitare l’autoconsumo di energia (reale, e non più virtuale) nei punti di prelievo dei 

loro membri, ma anche ottimizzare l’uso di risorse energetiche locali, interagendo 

simultaneamente nei mercati all’ingrosso e del bilanciamento, migliorando così 

l’efficienza complessiva del sistema. 

Prospettiva che, nell’assetto delineato dal TIDE, implica che le CER assumano 

la titolarità delle funzioni che riguardano la programmazione fisica delle unità di 

produzione e di prelievo che aggregano al loro interno, operando quindi come 

«responsabile del bilanciamento» e «prestatore di servizi di bilanciamento» (cdd. BRP 

e BSP, dapprima unitariamente noti come «utente del dispacciamento»). Figure alle 

quali, come chiarito nel capitolo precedente, compete la gestione delle risorse e dei 

servizi che circolano nelle reti, avendo, essi soltanto, la titolarità dei diritti per 

intercedere nell’attività di programmazione delle reti, assumendo impegni vincolanti nei 

mercati.  

 

4. Le CER nelle vesti di intermediari tra i clienti finali e i mercati energetici. La 

funzione assolta come BRP e BSP 

 

Nella nuova impostazione del mercato elettrico nazionale, la possibilità che le 

CER condividano l’energia autoprodotta si intreccia con la rinnovata centralità assunta 

dall’aggregazione di risorse distribuite, che viene ora disciplinata all’interno del TIDE. 

Come indicato dall’art. 2 della Dir. IMED, l’aggregazione rappresenta infatti una 

funzione, a cui il legislatore, sia europeo che nazionale, guarda con un certo favore 

proprio perché facilita la partecipazione coordinata di una pluralità di impianti di 
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produzione, consumo e stoccaggio - spesso di piccola taglia e alimentati da fonti 

rinnovabili - ai mercati dell’energia e ai meccanismi di bilanciamento del sistema243. 

Mediante l’aggregazione, tali risorse possono essere gestite in modo unitario, superando 

i limiti connessi alla loro dimensione ridotta, alla distribuzione geografica e alla 

variabilità della produzione. L’aggregazione, in questo senso, costituisce uno strumento 

fondamentale per rispondere alle sfide che pone la transizione verso uno scenario 

energetico caratterizzato da una moltitudine di impianti di generazione distribuiti da 

fonti rinnovabili.  

Nel contesto delle novità che sono state introdotte dal TIDE, l’aggregazione 

riveste un ruolo cruciale sotto molteplici profili, molti dei quali si ricollegano 

all’obiettivo di facilitare una gestione integrata e simultanea delle tecnologie decentrate 

da parte di soggetti distinti dai tradizionali attori della filiera. Ciò in quanto la 

decentralizzazione del sistema energetico crea nuove opportunità, che possono essere 

colte operando anche a livelli di scala diversi da quelli che in precedenza hanno 

caratterizzato l’economia di questo settore. La ragione principale è data dal fatto che 

l’evoluzione tecnologica ha aperto le porte verso un nuovo modo di concepire il 

funzionamento delle infrastrutture energetiche, passando da una visione globale a una 

dimensione locale che si distingue per la presenza di impianti di generazione distribuiti 

che utilizzano fonti rinnovabili. 

Tra le fila degli spazi che riguardano le nuove funzioni che possono essere 

espletate nel mercato elettrico nazionale, le CER ricoprono senz’altro una posizione di 

primario rilievo, essendo destinate ad ampliare il loro potenziale raggio operativo verso 

attività che comportano un’effettiva partecipazione alle dinamiche dei mercati. Non v’è 

dubbio, infatti, che le CER possano affermarsi come soggetti che svolgono funzioni di 

aggregazione nei mercati energetici.  

Di ciò si ha conferma, innanzitutto, nel dato normativo, che riconosce 

espressamente che le CER possano offrire, tra gli altri, “servizi di aggregazione”. Lo 

riferisce in maniera esplicita l’art. 22 della Dir. REDII, precisando che, in tal caso, esse 

sono “soggette alle disposizioni applicabili a tali attività”. Oltretutto, anche in assenza 

 
243 A livello nazionale, l’art. 3, comma 9, del d.lgs. 210/2021 ricalca la medesima definizione 

contenuta nella Dir. IMED, identificando l’aggregazione come “la funzione svolta da una persona 

fisica o giuridica che combina più carichi di clienti o l'energia elettrica generata per la vendita, 

l'acquisto o la vendita all'asta in qualsiasi mercato dell'energia elettrica”. 
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di un diretto riconoscimento da parte del legislatore, la compatibilità tra l’aggregazione 

e le CER sarebbe confermata dal fatto che quest’ultima rappresenta una funzione che la 

normativa volutamente non circoscrive entro schemi predefiniti. Essa, infatti, è 

espressione del potere di autoregolamentazione privata mediante cui i partecipanti al 

mercato promuovono formule non tipizzate di domanda o di offerta di energia, seguendo 

la strategia che meglio si adatta agli scopi che essi intendono perseguire nel loro ruolo 

di produttori o di consumatori.  

Da questo punto di vista, una CER può ben qualificarsi come strumento, per sua 

stessa natura idoneo a promuovere l’aggregazione, trattandosi, anche in questo caso, di 

un soggetto che svolge fisiologicamente, seppur con le dovute precisazioni, funzioni di 

aggregazione tra la domanda e l’offerta di energia. In tale veste, la CER eserciterebbe 

la funzione di intermediario tra gli utenti del sistema e i mercati, al fine precipuo di 

formulare “offerte congiunte” e di ottenere una “gestione congiunta” del sistema244. 

Ciò detto, l’elemento che, sotto questo aspetto, interessa specificamente mettere 

in evidenza riguarda la connessione tra il ruolo che le CER possono svolgere come 

aggregatori e l’eventualità che le stesse concorrano alla programmazione fisica delle 

unità di produzione e di consumo che aggregano al loro interno. Tale combinazione, in 

particolare, si rivelerebbe funzionale alla condivisione dell’energia prodotta dalla CER, 

operando cioè un saldo fisico (“il minor valore”) tra l’energia immessa in rete da propri 

impianti e quella prelevata dai suoi membri.  

Una simile evoluzione del ruolo delle CER presuppone che esse partecipino 

attivamente alle funzioni connesse al dispacciamento di energia sulle reti, e che dunque 

acquisiscano la qualifica di «responsabile del bilanciamento» (BRP) in relazione alla 

gestione delle unità di produzione, stoccaggio, e consumo che aggregano. Ciò 

consentirebbe loro di assumere unitariamente il controllo dei punti di dispacciamento 

delle utenze che esse aggregano al loro interno, comprensivo cioè degli impianti di 

produzione (e di accumulo) che rientrano “nella disponibilità e sotto il controllo della 

comunità” e dei punti di prelievo dei membri della comunità, presso i quali l’energia 

prodotta verrebbe condivisa (o più precisamente, consegnata) per l’autoconsumo. In 

questo senso, milita l’indicazione contenuta all’art. 32 del d.lgs. 199/2021, per cui i 

clienti finali organizzati all’interno di una comunità di energia rinnovabile individuano 

 
244 Al riguardo, v. art. 3, §1, lett. e), Reg. UE 2019/943. 
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“univocamente un soggetto, responsabile del riparto dell'energia condivisa”245. 

Espressione il cui senso è propriamente volto a chiarire che la designazione univoca di 

un soggetto responsabile del riparto dell’energia condivisa è funzionale ad attuare un 

modello uniforme di gestione dei programmi di immissione e di prelievo delle unità di 

produzione e di consumo tra i quali è condivisa l’energia autoprodotta. 

All’assunzione della qualifica di BRP, la CER potrebbe affiancare, inoltre, 

quella di «prestatore di servizi di bilanciamento» (BSP), laddove tra i suoi obiettivi vi 

fosse anche quello di partecipare ai mercati del bilanciamento per offre servizi di 

flessibilità. In tal caso, quest’ultima potrebbe reperire risorse di flessibilità dall’impiego 

di dispositivi di stoccaggio o di gestione della domanda di energia, ovvero mediante 

misure di autoregolazione e di controllo del bilancio energetico della comunità, attuate 

attraverso il riconoscimento di sconti o di premialità ai suoi membri246. In questo senso, 

la CER potrebbe implementare al suo interno strategie di ottimizzazione dei cicli di 

produzione e di consumo, alleggerendo il carico delle reti sulle quali opera e liberando, 

al tempo stesso, ulteriori risorse che verrebbero utilizzate per coprire gli squilibri che 

interessano altri nodi della rete.  

Nel ruolo di BSP, la comunità utilizzerebbe l’insieme di queste risorse per offrire 

servizi ancillari nei mercati di bilanciamento, sia a livello nazionale che locale. Sotto 

questo aspetto, l’evoluzione del quadro di regolazione attuato dal TIDE si muove nella 

direzione appena indicata, dal momento che istituisce una nuova classe di servizi 

ancillari, detti per l’appunto “locali”, cui partecipano le risorse distribuite lungo i 

perimetri più periferici della rete. In tale rinnovato contesto, le CER potrebbero dunque 

contribuire al bilanciamento delle reti sulle quali operano, partecipando all’offerta di 

servizi ancillari locali, ottimizzando l’utilizzo delle risorse distribuite che aggregano al 

loro interno. 

 

5. (segue) prospettive di attuazione del modello di auto-bilanciamento e di auto-

dispacciamento di energia sulle reti  

 

 
245 V. art. 32, comma 1, lett. c), d.lgs. 199/2021. 
246 Si pensi, ad es., ai casi in cui la CER attuasse misure che incentivano al consumo durante le fasce 

orarie in cui è maggiore l’offerta di energia prodotta dagli impianti di cui dispone. 
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Tra le novità più significative che riguardano il ruolo delle CER nel contesto del 

mercato elettrico nazionale, assume particolare centralità per questa ricerca l’attuazione 

delle misure che il d.lgs. 210/2021 istituisce con riferimento alla possibilità che le CER 

operino in funzione dell’auto-bilanciamento dell’energia che le stesse veicolano sulle 

reti. Come si capirà da qui a breve, l’importanza che riveste questo tema è legata, in 

particolare, alla stretta relazione che unisce l’azione di auto-bilanciamento, che di norma 

compete in via esclusiva ai gestori delle reti, alle funzioni che la CER deve poter 

svolgere nei mercati per condividere al suo interno l’energia autoprodotta. 

L’art. 14 del predetto decreto ha demandato all’ARERA il compito di attuare un 

primo impianto sperimentale di regole per promuovere “[l’] auto bilanciamento 

all'interno delle configurazioni di cui al presente articolo, valorizzando i benefici 

dell'autoconsumo sull'efficienza di approvvigionamento dei servizi ancillari, anche 

prevedendo che le stesse siano considerate utenti del dispacciamento in forma 

aggregata”247. Il medesimo decreto, a tal fine, qualifica come «auto-bilanciamento» e 

«auto-dispacciamento» l’eventualità in cui gli utenti del sistema abbiano la capacità di 

“bilanciare le proprie posizioni compensando i consumi con le produzioni locali”248.  

Prima di esaminare le implicazioni che interessano, nello specifico, l’azione di 

auto-bilanciamento che le CER possono mettere in atto nel momento in cui condividono 

al loro interno l’energia rinnovabile autoprodotta, è opportuno chiarire in che termini 

detta attività rappresenta un novum nel contesto dei mercati.  

Al riguardo, occorre tenere presente che l’attuale regolazione dell’attività di 

dispacciamento, basata, com’è noto, sul modello del central dispatch, non assegna alcun 

obbligo di auto-bilanciamento agli utenti del sistema. La responsabilità di garantire il 

bilanciamento, infatti, è conferita a un responsabile unico del servizio del 

 
247 A ciò ha fatto seguito l’adozione della delibera ARERA del 28 giugno 2023 n. 298/2023/R/eel, 

con la quale sono state identificate e approvate le “Procedure per la sperimentazione di un sistema 

di auto-dispacciamento a livello locale di cui all’articolo 23, comma 3, del decreto legislativo 210/21 

e dell’autobilanciamento di cui all’articolo 14, comma 10, lettera e), del medesimo decreto 

legislativo”. 
248 Art. 24, comma 3, lett. b), d.lgs. 210/2021. A ben vedere, le due espressioni sono evocative di un 

medesimo fenomeno, dal momento che l’auto-dispacciamento, vale a dire il controllo programmato 

e simultaneo delle immissioni e dei prelievi di energia, costituisce un’attività finalizzata all’auto-

bilanciamento, che del primo ne rappresenta l’effetto. L’art. 1.2 dell’Allegato A alla delibera ARERA 

del 28 giugno 2023 n. 298/2023/R/eel stabilisce che l’“auto-bilanciamento è l’auto-dispacciamento 

a livello locale di cui all’articolo 23, comma 3, del decreto legislativo 210/21 e l’autobilanciamento 

di cui all’articolo 14, comma 10, lettera e), del medesimo decreto legislativo”. 

https://www.arera.it/it/docs/23/298-23.htm
https://www.arera.it/it/docs/23/298-23.htm
https://www.arera.it/it/docs/23/298-23.htm
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dispacciamento (vale a dire Terna S.p.a.), che esercita tale prerogativa su tutto il 

territorio nazionale, operando come controparte unica del contratto di dispacciamento 

che ciascun utente del sistema deve previamente stipulare per immettere o per prelevare 

energia nella rete249. Per effetto di questa impostazione, i mercati energetici sono 

organizzati secondo uno schema che segue un doppio binario di contrattazione 

dell’energia immessa e prelevata nella rete, per cui essa viene, rispettivamente, 

acquistata o venduta dal soggetto gestore del mercato (cd. Gestore dei Mercati 

Energetici S.p.a., o GME), che opera come contraente unico, per conto di Terna S.p.a., 

per tutta l’energia che transita sulle reti pubbliche250. All’accettazione di ciascuna 

offerta di acquisto o di vendita corrisponde, di conseguenza, l’impegno dell’operatore-

offerente di prelevare o di immettere una corrispondente quantità di energia nella rete, 

lasciando che sia il gestore-Terna S.p.a. a garantire l’equilibrio del sistema mediante 

l’azione centralizzata di bilanciamento. A tal fine, quest’ultimo acquisisce risorse di 

flessibilità nei mercati del bilanciamento, in modo da correggere in tempo reale ogni 

eventuale disallineamento tra domanda e offerta di energia. 

L’auto-bilanciamento, per contro, si basa su una logica parzialmente diversa, dal 

momento che presuppone che siano gli stessi utenti del sistema a bilanciare le rispettive 

posizioni di immissione e di prelievo di energia, optando quindi per l’auto-

dispacciamento delle risorse che intendono veicolare nelle reti251. In particolare, 

nell’impostazione che è stata per il momento attuata ai fini dell’avvio della fase di 

 
249 Il d.lgs. 79/1999 assegna a Terna s.p.a. la concessione a esercitare in via esclusiva il servizio di 

dispacciamento su tutto il territorio nazionale. In precedenza, si è visto che lo schema individuato 

dalla regolazione sin dalla deliberazione AEEG n. 111/06 prevede che ciascun consumatore 

conferisce mandato senza rappresentanza ai fini della stipula dei contratti di dispacciamento, 

trasporto e distribuzione di energia elettrica ai fini della fornitura di energia presso il proprio punto 

di prelievo. 
250 Il GME s.p.a., infatti, svolge per conto di Terna s.p.a. il ruolo di centrale unica di contrattazione 

delle offerte di acquisto o di vendita di energia nei mercati ai sensi dell’art. 5 del d.lgs. 79/1999, e 

della disciplina regolamentare contenuta all’interno del TIDE e Testo Integrato della Disciplina del 

Mercato Elettrico. 
251 Nella predetta deliberazione del 28 giugno 2023 n. 298/2023/R/EEL è precisato che “affinché 

l’auto-bilanciamento oggetto di sperimentazione possa ipoteticamente dare un contributo ai fini 

dell’esercizio in sicurezza del sistema elettrico, è necessario che l’utente del dispacciamento si 

impegni ex ante, ad esempio su base giornaliera, a coprire la totalità o una parte dei propri prelievi 

di energia elettrica con propria produzione. In altri termini, la presenza dell’impegno preliminare da 

parte dell’utente del dispacciamento esonera Terna dalla responsabilità di approvvigionarsi di 

margini di riserva sufficienti a garantire la disponibilità dell’energia elettrica (in toto o in parte) per 

i prelievi dei clienti finali che partecipano alla sperimentazione”. 
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sperimentazione cui si faceva cenno in apertura, è stabilito che il responsabile del 

bilanciamento (BRP) assume un cd. «impegno di autobilanciamento» verso il gestore 

della rete252. Quest’ultimo, ha ad oggetto la quantità di energia che il BRP si obbliga a 

immettere nella rete, non più, come nell’impostazione convenzionale, in maniera isolata 

e indipendente dal prelievo, bensì quale differenza tra l’immissione e il prelievo 

complessivo delle unità aggregate entro il cd. nodo rilevante della rete (vale a dire le 

porzione sottesa a una  medesima cabina primaria), di cui egli è responsabile del 

bilanciamento253. Ciò, detto altrimenti, significa che il BRP provvede autonomamente a 

garantire il bilanciamento dell’energia che è oggetto dell’impegno di autobilanciamento, 

coinvolgendo il gestore di rete per la sola quota di energia eccedentaria che non riesce 

a compensare con i propri consumi o, altrimenti, ad immagazzinare per il successivo 

utilizzo254. 

Quel che nello specifico rappresenta un cambiamento significativo rispetto alla 

formula ordinaria di commercializzazione di energia nei mercati all’ingrosso è dato 

dalla circostanza per cui l’energia oggetto di auto-bilanciamento viene unitariamente 

gestita da un medesimo BRP entro un perimetro predefinito della rete, che può così 

compensare al suo interno la posizione commerciale in relazione all’energia auto-

bilanciata. Ciò in quanto l’energia che costituisce oggetto dell’impegno di 

autobilanciamento non viene offerta per l’acquisto o la vendita nei mercati, ma rientra 

 
252 L’art. 2.1 dell’Allegato A alla deliberazione ARERA di cui alla nota prec. stabilisce che “La 

sperimentazione dell’auto-bilanciamento può essere condotta in relazione a un insieme di unità di 

produzione e di unità di consumo di cui è responsabile il medesimo utente del dispacciamento di cui 

al comma 2.1, purché tutte sottese al medesimo nodo sulla rete rilevante e per le quali il gestore di 

rete responsabile della gestione dei dati di misura rilevi dati di misura quart’orari”. 
253 Si veda a questo riguardo l’art. 4 dell’Allegato A alla medesima deliberazione ARERA, per cui 

“L’utente del dispacciamento ammesso alla sperimentazione dell’autobilanciamento si impegna ex 

ante a garantire che, per ogni quarto d’ora del giorno successivo, la differenza tra la quantità di 

energia elettrica prelevata in relazione al punto di dispacciamento di prelievo per auto-bilanciamento 

e la quantità di energia elettrica immessa in relazione al punto di dispacciamento di immissione per 

auto-bilanciamento non sia superiore a X MWh, dove la quantità X, non negativa, può essere definita 

in modo diverso per ciascun quarto d’ora, tenendo conto dei coefficienti di perdita convenzionali di 

cui all’articolo 76 del TIS”. 
254 L’art. 2.5 dell’Allegato A alla deliberazione ARERA cit., chiarisce a tal fine che “in deroga alla 

generale regolazione del dispacciamento, vengono definiti due appositi punti di dispacciamento, 

denominati punto di dispacciamento di immissione per autobilanciamento e punto di dispacciamento 

di prelievo per auto-bilanciamento. Essi includono, rispettivamente, i punti di immissione delle unità 

di produzione incluse nella sperimentazione e i punti di prelievo delle unità di consumo incluse nella 

sperimentazione”.  

https://www.arera.it/it/docs/23/298-23.htm
https://www.arera.it/it/docs/23/298-23.htm
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esclusivamente nell’ambito degli obblighi di programmazione fisica delle unità di 

produzione e di consumo che ricadono sotto l’ala del medesimo BRP.  

Quest’ultimo, in tal modo, può valorizzare in maniera autonoma l’energia 

oggetto di auto-bilanciamento, indipendentemente dalle fluttuazioni di prezzo dei 

mercati, agendo simultaneamente come venditore e acquirente dell’energia che, 

rispettivamente, immette e preleva nella rete per autobilanciare la sua posizione. Solo la 

parte di energia eccedentaria, infatti, verrebbe venduta a terzi attraverso i canali ordinari 

dei mercati all’ingrosso, dal momento che non sarebbe possibile compensarla con i 

consumi delle unità di prelievo aggregate. 

È di tutta evidenza che l’applicazione di uno schema di questo tipo si allinea 

perfettamente al caso in cui le CER condividono al loro interno l’energia autoprodotta. 

In entrambe le situazioni, la produzione e il consumo vengono coordinati in maniera tale 

avere una corrispondenza simultanea tra la domanda e l’offerta locale di energia.  

L’energia condivisa coincide, infatti, con l’oggetto dell’impegno di auto-bilanciamento, 

che la CER, in qualità di BRP, assumerebbe verso il gestore della rete, riservando alla 

vendita soltanto la parte eccedentaria, vale a dire non condivisa, né, pertanto, auto-

bilanciata. Tale condizione consentirebbe alla CER di gestire l’energia condivisa 

esclusivamente nell’ambito degli obblighi di programmazione fisica delle unità di 

produzione e consumo, neutralizzando la propria posizione commerciale verso il gestore 

del sistema in relazione all’energia auto-bilanciata.  

Per tale via, la CER avrebbe inoltre il vantaggio di stabilire liberamente come 

valorizzare l’energia condivisa, in quanto soggetto che cumula in sé le posizioni di 

produttore e di consumatore. L’energia che è oggetto di auto-bilanciamento, infatti, 

verrebbe autonomamente gestita dalla CER senza essere influenzata dalle fluttuazioni 

dei prezzi nei mercati, visto che solo la parte eccedentaria di produzione, vale a dire non 

auto-bilanciata da corrispondenti consumi, sarebbe destinata alla vendita sul mercato.  

Va comunque evidenziato che l’Autorità di regolazione nazionale ha sollevato 

diversi interrogativi in merito all’implementazione di un modello di auto-bilanciamento 

nel sistema elettrico nazionale. I principali derivano dal fatto che, proprio perché trattasi 

di attività circoscritta entro aree circoscritte della rete, l’azione di auto-bilanciamento di 

un singolo BRP non assicurerebbe, di per sé, la massima efficienza del sistema. In 

particolare, è stato evidenziato che la risoluzione di determinati vincoli della rete o di 
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situazioni di particolare criticità possono essere gestite in piena sicurezza soltanto 

mediante un intervento centralizzato di Terna S.p.a.255. La gestione centralizzata delle 

risorse di bilanciamento, inoltre, sarebbe l’unica che consentirebbe di selezionare le 

risorse più efficienti, anche sotto il profilo di merito economico, rappresentando la 

soluzione meno onerosa per il sistema. Pertanto, il tentativo isolato di autobilanciamento 

da parte di singoli aggregati della rete non garantirebbe un’allocazione ottimale delle 

risorse di flessibilità, di cui il gestore-Terna S.p.a. dovrebbe comunque approvvigionarsi 

per mantenere in equilibrio l’intero sistema elettrico nazionale.  

Se ciò potrebbe dunque rappresentare un limite all’implementazione di un 

regime di auto-bilanciamento, va compreso fino a che punto l’evoluzione dello scenario 

tecnologico e l’ingresso di soluzioni innovative potranno in futuro contribuire a 

garantire forme di bilanciamento distribuito compatibili con gli obiettivi di efficienza e 

di sicurezza del sistema. Come si è detto, ci troviamo al momento in una fase 

sperimentale, che in quanto tale non esclude affatto che l’attività di auto-bilanciamento 

potrà in futuro combinarsi con la contestuale partecipazione ai mercati del 

bilanciamento (MSD)256. È plausibile, cioè, che le stesse risorse aggregate che 

verrebbero oggi impiegate per auto-bilanciare la rete entro il perimetro dei cdd. “nodi 

rilevanti” potrebbero anche competere alla fornitura di servizi di bilanciamento in 

attuazione di strategie energetiche locali, beneficiando del coinvolgimento attivo dei 

consumatori.  

In quest’ottica, le CER potrebbero affermarsi come soggetti in grado di assolvere 

a entrambe le funzioni di bilanciamento delle reti: da un lato, come BRP, impegnandosi 

ad auto-bilanciare la produzione e il consumo di energia limitatamente alle necessità 

legate all’autoconsumo dei loro membri; dall’altro, in qualità di BSP, partecipando 

all’offerta di servizi ancillari nei mercati del bilanciamento in relazione ai margini di 

flessibilità che la CER potrebbe ricavare dallo sviluppo di capacità di stoccaggio 

 
255 In particolare, nel documento per la consultazione n. 392/2022 l’ARERA evidenziava che 

l’implementazione dell’auto-bilanciamento “non contribuisce in alcun modo alla riduzione degli altri 

costi di dispacciamento aventi natura sistemica: non verrebbero modificati i costi sostenuti da Terna 

per la risoluzione delle congestioni, né quelli per la risoluzione dei vincoli di tensione, né i costi 

associati alla remunerazione degli impianti essenziali e all’approvvigionamento delle risorse per la 

gestione delle emergenze (ivi inclusi i costi per il servizio di interrompibilità istantanea)”.  
256 L’esito della fase di sperimentazione sarà reso noto dopo la chiusura, prevista al 31 dicembre 

2025. 
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decentrata o di sistemi di gestione della domanda, contribuendo con maggior incisività 

alla stabilità e alla flessibilità delle reti.  

 

6. Considerazioni conclusive  

 

Non v’è dubbio che le CER si trovano al momento in una fase iniziale del loro 

sviluppo, rappresentando un modello emergente e innovativo di aggregazione spontanea 

tra cittadini, imprese e amministrazioni pubbliche. Si tratta di una formula organizzativa 

che, seppur ancora in via di consolidamento, registra già le prime esperienze nel 

panorama nazionale, favorite dall’introduzione di un regime di regolazione virtuale 

dell’autoconsumo diffuso, oggi regolamentato dal TIAD.  

Se da un lato è innegabile che l’impostazione del TIAD non consente alle CER 

di esprimere appieno le proprie potenzialità - e del resto non potrebbe farlo, essendo 

concepito per finalità di altro tipo - dall’altro sta contribuendo nel tempo a creare le 

condizioni affinché esse possano in futuro ampliare il loro raggio operativo, 

partecipando attivamente alle dinamiche dei mercati energetici.  

Se si osserva da una visuale più ampia l’evoluzione del quadro di regolazione 

del settore, può dirsi, infatti, che il sistema di premialità su cui si basa l’autoconsumo 

diffuso, unito ai meccanismi di incentivazione previsti dall’art. 8 del d.lgs. 199/2021, 

anticipa alcuni importanti passaggi che le CER dovranno compiere per attuare modelli 

decentrati di produzione e consumo di energia. Sotto questo aspetto, il quadro di 

regolazione introdotto dal TIAD produce un effetto duplice per il futuro sviluppo di 

queste configurazioni: non soltanto rafforza il sostegno agli investimenti in nuova 

capacità decentrata di produzione e di stoccaggio, facendo si che siano gli stessi 

consumatori ad acquisire progressivamente il controllo diretto sui fattori produttivi del 

sistema energetico; ma soprattutto indirizza gli stessi verso l’adozione di abitudini di 

consumo che tendono a valorizzare in misura maggiore le risorse energetiche locali, 

secondo principi di efficienza e di sostenibilità dei consumi. 

In tale prospettiva, il presente lavoro ha inteso dimostrare come le recenti 

modifiche al quadro di regolazione del mercato elettrico nazionale segnano l’avvio di 

una nuova fase di sviluppo delle CER, gettando le basi affinché le stesse assumano un 

ruolo di maggiore protagonismo nella transizione verso un modello energetico più 
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sostenibile e partecipato. L’introduzione del Testo Integrato sul Dispacciamento 

Elettrico (TIDE) rappresenta, sotto questo aspetto, un passaggio cruciale, in quanto 

trasferisce su base zonale, e financo nodale, la possibilità di assumere impegni vincolanti 

nei mercati, agevolando la programmazione fisica di unità aggregate da cui le CER 

possono condividere l’energia autoprodotta.  

Il superamento di un assetto centralizzato, inoltre, amplia il contributo delle CER 

verso l’offerta di servizi ancillari - che da nazionali diventano anche locali - creando 

nuove opportunità in relazione all’apporto che esse possono dare al bilanciamento e alla 

stabilità delle reti in risposta alla volatilità delle fonti rinnovabili. In tal senso, 

l’evoluzione delle tecnologie digitali, unita all’integrazione di sistemi di accumulo e di 

sistemi avanzati di gestione della domanda, potrebbero non soltanto facilitare l’azione 

di auto-bilanciamento delle CER, ma rendere operativi modelli interoperabili di 

bilanciamento delle reti, attuabili nel contesto dei mercati del bilanciamento. 

Alla luce di quanto detto, può affermarsi che le CER rappresentano un modello 

che nel contesto del TIDE produrrà ulteriori benefici rispetto a quelli che al momento 

derivano dalla regolazione virtuale dell’autoconsumo, avendo dalla loro il vantaggio di 

operare già su un perimetro di tipo nodale, coincidente con l’ambito della cabina 

primaria. Per tale via, iniziative di questo tipo potranno contribuire nel tempo 

all’attuazione di un nuovo modello di produzione e consumo di energia, partecipando 

in veste di attori alla costruzione di un mercato energetico decarbonizzato e 

decentralizzato, in cui l’impiego di questa risorsa non è più visto soltanto in funzione 

degli obiettivi di competitività del mercato, ma tiene conto della sua essenzialità rispetto 

allo sviluppo sostenibile del territorio.
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