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Sintesi 

La decarbonizzazione del sistema energetico richiede una 
trasformazione fondamentale del modo in cui le società 
forniscono, trasportano e consumano energia. Le opinioni su come 
tale sistema dovrebbe configurarsi nel 2050 sono ancora 
discordanti. Se in merito a un'espansione su larga scala dell'energia 
elettrica a basse emissioni di carbonio, a una graduale eliminazione 
dei combustibili fossili non soggetti ad abbattimento e a un'ampia 
elettrificazione diretta i pareri sono unanimi, in ambiti più 
controversi, quali la diffusione dell'idrogeno e del metano sintetico, 
la strategia dovrebbe valutare con decisione le opzioni disponibili 
ed essere disposta ad accettare eventuali fallimenti e trarre 
insegnamenti dai medesimi. La presente relazione prende in esame 
opzioni strategiche concrete in tal senso. 

Il presente documento è stato fornito dal dipartimento tematico 
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SINTESI 

Contesto 

L'Unione europea (UE) mira a diventare il primo continente climaticamente neutro entro il 2050. La 
decarbonizzazione del settore energetico è fondamentale per realizzare questa ambizione, dato che la 
produzione e l'uso di energia rappresentano più del 75 % delle emissioni di gas a effetto serra dell'UE 
(AEA, 2021). Ad oggi, il sistema energetico dell'UE dipende per quasi tre quarti dai combustibili fossili. 
Il Green Deal europeo potrà pertanto essere realizzato con successo solo quando verrà gradualmente 
eliminata la combustione di petrolio, gas naturale e carbone non accompagnata da alcun metodo di 
riduzione delle emissioni. Tuttavia, i cittadini europei continueranno a richiedere servizi basati 
sull'energia, quali trasporti, riscaldamento, raffreddamento, illuminazione e fabbricazione. Per tutti i 
servizi basati sull'energia appena menzionati sono possibili svariati vettori energetici e opzioni 
tecnologiche alternativi e rispettosi del clima, che spaziano dall'elettrificazione al gas metano sintetico 
e ad altri idrocarburi sintetici fino all'idrogeno. 

Obiettivo  

Il presente studio offre ai legislatori europei raccomandazioni basate su dati scientifici in relazione 
all'adattamento del quadro normativo per i settori del gas, del carbone e dell'idrogeno verso la 
neutralità climatica. Le raccomandazioni si basano su un'analisi dettagliata dei possibili percorsi di 
sviluppo dei tre combustibili in questione. Partendo da ipotesi trasparenti, sono stati sviluppati tre 
scenari sul contributo dell'idrogeno, del metano e dell'energia elettrica all'uso finale di energia dell'UE. 
Per ciascuno scenario si descrivono la domanda di ciascun combustibile in ogni settore, gli investimenti 
necessari a monte che detto scenario implica (ad esempio, elettrolizzatori per la produzione 
dell'idrogeno) e gli investimenti necessari che lo scenario implica in relazione alle infrastrutture (ad 
esempio, stazioni di rifornimento dell'idrogeno). Tale procedura ha consentito di individuare una serie 
di elementi incontrovertibili che saranno necessari per una decarbonizzazione del settore energetico 
europeo che sia efficace sotto il profilo dei costi. Tuttavia, l'analisi evidenzia anche per quali elementi 
del settore energetico non si possa ancora determinare con chiarezza quale sia la soluzione più 
adeguata. Alla luce di ciò, è possibile formulare raccomandazioni su una strategia resiliente per la 
decarbonizzazione del sistema energetico e sulla sua traduzione in politiche intelligenti. 

Principali risultanze 

La decarbonizzazione del sistema energetico richiederà una profonda trasformazione delle modalità di 
fornitura, trasporto e utilizzo dell'energia. Le opinioni su come il sistema dovrebbe o potrebbe 
presentarsi nel 2050 sono tuttavia fortemente contrastanti. Sebbene non sia possibile determinare un 
sistema energetico che preveda costi ridotti al minimo (perché troppi fattori decisivi rimangono ancora 
incerti), si possono fissare con una certa sicurezza alcune importanti basi di partenza. 

In primo luogo, l'elevata efficienza offerta dall'elettrificazione diretta dei trasporti e del riscaldamento 
fa sì che nella maggior parte dei casi quest'ultima sia la soluzione preferibile. 

In secondo luogo, l'elettrificazione dei trasporti e del riscaldamento, ma anche qualsiasi produzione di 
idrogeno o di combustibili sintetici in Europa, richiederanno, in ultima analisi, una massiccia 
espansione della produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili. Di conseguenza, sarà quasi 
impossibile installare una capacità eccessiva di produzione di energie rinnovabili. 

In terzo luogo, non dovrebbero esistere, in linea generale, investimenti nella produzione, nella 
trasmissione o nell'utilizzo dei combustibili fossili, poiché la maggior parte di essi dovrebbe essere 
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rapidamente dismessa nei decenni successivi. Gli investimenti in tali attività dovrebbero essere 
accettati solo in circostanze eccezionali. 

In quarto luogo, gli attuali piani energetici e climatici nazionali non sono sufficienti per completare 
entro il 2050 un percorso verso la neutralità climatica a livello dell'UE che risulti efficiente sotto il profilo 
dei costi. Di conseguenza, è necessario un solido quadro di impegni per garantire che le politiche degli 
Stati membri siano in linea con gli obiettivi europei. 

In quinto luogo, poiché la maggior parte degli investimenti nella decarbonizzazione dovrà provenire 
dagli utenti finali, questi ultimi hanno rapidamente bisogno di segnali chiari su quale sia la direzione 
da seguire. Il periodo 2021-2030 dovrebbe pertanto configurarsi come il decennio degli investimenti 
infrastrutturali. 

Le basi sopra citate non saranno sufficienti a garantire la decarbonizzazione del sistema energetico 
europeo. I settori più difficili da decarbonizzare nell'industria, nei trasporti pesanti e nel trasporto aereo 
e i periodi in cui si riscontrano carenze di energia da fonti rinnovabili pongono sfide che non possono 
essere superate con soluzioni non controverse. L'idrogeno e i combustibili sintetici si riveleranno 
probabilmente utili per affrontare alcune di dette questioni. Tuttavia, non è ancora possibile prevedere 
un insieme ottimale di soluzioni.  

Tuttavia, non c'è tempo per aspettare che si delineino con chiarezza le soluzioni migliori. Inoltre, gli 
effetti di sistema e di apprendimento che determinano una riduzione del costo delle tecnologie di pari 
passo con la loro diffusione rendono impossibile effettuare una valutazione complessiva ex ante del 
potenziale delle diverse soluzioni. È pertanto necessario mettere in atto con coraggio diverse soluzioni, 
con la consapevolezza che alcune di esse si riveleranno infruttuose. Di conseguenza, le strategie 
dovrebbero lasciare spazio a un certo numero di sperimentazioni normative1 e tecnologiche 
sufficientemente ampie. L'Europa, con le sue dimensioni e i suoi diversi Stati membri, offre un terreno 
molto fertile a tal fine. È tuttavia importante anche sperimentare parallelamente molte soluzioni 
diverse, in modo da poter individuare ed eliminare le soluzioni non adeguate.  

Un risultato degno di riflessione emerso dalla presente analisi è il fatto che mancano ancora molte delle 
conoscenze necessarie per agevolare questa transizione. Molte informazioni fondamentali sull'attuale 
sistema energetico e sulle ipotesi alla base dei piani strategici non risultano accessibili. Al momento, 
l'UE non dispone di un'adeguata infrastruttura delle conoscenze che raccolga e organizzi i dati 
disponibili sul settore energetico, ne garantisca la qualità e li renda accessibili al pubblico. Per 
migliorare la base di analisi e renderla pertinente al dibattito politico, l'UE potrebbe trarre ispirazione 
dall'Energy Information Administration (Amministrazione sull'informazione in materia di energia) 
statunitense, dal Gruppo intergovernativo di esperti sul cambiamento climatico e dall'Agenzia 
internazionale per l'energia. Inoltre, i piani nazionali per l'energia e il clima (PNEC) degli Stati membri 
dell'UE, che costituiscono già di per sé uno strumento molto utile per mettere in prospettiva piani 
nazionali differenti, possono essere resi più utili riesaminando con cura i dati forniti dagli Stati membri 
ed esortando questi ultimi a utilizzare un sistema di comunicazione armonizzato. Infine, la 
sperimentazione normativa e tecnica dovrebbe essere meglio accompagnata da una solida analisi ex 
ante ed ex post, affinché possa contribuire all'individuazione di soluzioni.  

Pur non potendo in questa sede offrire una valutazione complessiva dell'ampia proposta del Green 
Deal europeo, gli autori ritengono che essa affronti aspetti fondamentali. Al fine di garantire 

                                                             
1  Per sperimentazione normativa si intende qui un processo regolare di valutazione e revisione ripetute delle strategie in atto. 
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l'attuazione del percorso di decarbonizzazione descritto in precedenza, le proposte esistenti 
potrebbero essere rafforzate nei modi elencati di seguito. 

La fissazione del prezzo dei gas a effetto serra dovrebbe comprendere tutti i settori e i gas a effetto 
serra e offrire orientamenti più a lungo termine in materia di determinazione dei prezzi; i prezzi in 
diversi segmenti dovrebbero inoltre convergere con il passare del tempo. Le prossime revisioni dell'EU 
ETS dovranno garantire la conformità all'obiettivo a lungo termine della neutralità climatica. 

L'equilibrio climatico delle importazioni di energia dovrebbe essere certificato sulla base di criteri 
rigorosi che incoraggino i fornitori a garantire catene del valore a basse emissioni di carbonio o neutre 
in termini di emissioni di carbonio. 

L'Europa necessiterà di un'infrastruttura delle reti energetiche che consenta una transizione 
fondamentale, ivi compreso un sostanziale aumento della produzione di energia elettrica da fonti 
rinnovabili. È necessario ripensare profondamente il modo in cui le infrastrutture energetiche sono 
incentivate e finanziate all'interno dell'UE. Occorre garantire i principi del mercato interno 
dell'energia anche per le nuove industrie energetiche basate sulle reti, ad esempio quella dell'idrogeno.  

Una sfida fondamentale nel nuovo mondo dell'energia consisterà nel comprendere come trasferire le 
ampie disponibilità di energie rinnovabili (riscontrate in particolare in estate) ai periodi in cui l'energia 
è più scarsa (in particolare in inverno).  

Ciò comprende la questione di come co-progettare diversi mercati dell'energia (integrazione 
settoriale). Gli investitori necessiteranno di chiarezza in merito al modo in cui l'assetto del mercato 
energetico europeo garantirà la redditività degli investimenti atti ad affrontare la sfida indicata. 

È necessario diffondere precocemente apparecchiature e processi industriali basati sui combustibili 
puliti per incoraggiare l'apprendimento e individuare quelli più adatti. La politica può essere di aiuto in 
tale contesto, offrendo contratti di commercializzazione per l'industria e le famiglie che 
garantiscano la competitività delle soluzioni pulite rispetto alle tecnologie che emettono carbonio, 
anche quando i prezzi del carbonio non sono ancora sufficientemente elevati. 

La transizione richiederà una diffusione massiccia dell'energia elettrica da fonti rinnovabili. Il 
rafforzamento della governance degli obiettivi dell'UE in materia di rinnovabili incentiverà ulteriori 
investimenti nelle attività corrispondenti. 
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1. INTRODUZIONE 

1.1. Obiettivo, ambito di applicazione e risultato mirato dello studio 
Il presente studio fornisce raccomandazioni basate su dati scientifici al fine di adattare il quadro 
normativo europeo per i settori del gas, del carbone e dell'idrogeno alla maggiore ambizione di 
decarbonizzazione2. Partendo da ipotesi trasparenti, sono stati sviluppati tre scenari atti a illustrare il 
contributo dell'idrogeno, del gas naturale e dell'energia elettrica all'uso finale di energia dell'Unione 
europea (UE). Per ciascuno scenario si descrivono la domanda di ciascun combustibile settore per 
settore, gli investimenti necessari a monte che detto scenario implica (ad esempio, elettrolizzatori per 
la produzione dell'idrogeno), gli investimenti necessari che lo scenario implica in relazione alle 
infrastrutture (ad esempio le condotte di idrogeno) e, se del caso, i costi annuali da sostenere per le 
importazioni.  

Nel confrontare gli scenari, sono illustrati gli equilibri in termini di rapidità della decarbonizzazione, 
sicurezza dell'approvvigionamento (quote di importazione), volume e tempistiche delle necessità di 
investimento, relative lacune in materia di investimenti e costi totali (capitolo 6). A ciascun combustibile 
(idrogeno, gas naturale e carbone) è dedicato un capitolo specifico, che descrive in modo chiaro e 
dettagliato l'impatto dei singoli scenari. Sono pertanto esaminati gli aspetti fondamentali dell'attuale 
quadro normativo, nonché le attuali proposte della Commissione, per quanto riguarda la loro 
adeguatezza e coerenza in relazione agli scenari illustrati. Tale approccio consente agli autori di 
individuare eventuali lacune strategiche. 

Sulla base di quanto illustrato, sono formulate raccomandazioni chiare su come far sì che la politica 
europea possa consentire la trasformazione più efficace ed efficiente dei settori del carbone, del gas 
naturale e dell'idrogeno. 

1.2. Contesto 
Con il Green Deal europeo (GDE) l'UE mira a diventare il primo continente climaticamente neutro entro 
il 2050. Tale obiettivo, promosso anche dalla dichiarazione di emergenza climatica approvata nel 
novembre 2019 dal Parlamento europeo, è sancito a livello legislativo attraverso la legge europea sul 
clima3, che ha trasformato l'impegno dell'UE a favore della neutralità climatica in un obbligo vincolante 

                                                             
2  Nell'intero documento il termine decarbonizzazione è utilizzato per riferirsi al percorso verso la neutralità climatica. Pertanto, con il termine 

decarbonizzazione non si intende discriminare le molecole di idrocarburi sintetici nei casi in cui abbiano un effetto di azzeramento delle 
emissioni nette di carbonio.  

3  Cfr. https://ec.europa.eu/clima/eu-action/european-green-deal/european-climate-law_it per una descrizione della legge europea sul 
clima.  

PRINCIPALI RISULTANZE 

Il pacchetto "Pronti per il 55 %" prevede un'accelerazione significativa della decarbonizzazione 
europea. Per realizzarla sarà necessario elaborare e aggiornare un gran numero di quadri strategici. 
La Commissione europea ha già proposto ampie riforme al quadro della strategia energetica e 
climatica dell'UE e altre proposte di riforma sono previste entro la fine del 2021.  

La presente relazione mira a fornire informazioni in merito alla logica alla base di tali revisioni, nello 
specifico offrendo ai decisori politici informazioni sulle implicazioni di diversi mix di combustibili 
nel contesto di un'UE decarbonizzata nel 2050. Il lavoro prende in esame tre scenari che ipotizzano 
situazioni differenti in termini di domanda di energia elettrica, idrogeno e gas verdi alternativi. 

https://ec.europa.eu/clima/eu-action/european-green-deal/european-climate-law_it
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e ha reso più ambiziosi gli obiettivi di riduzione delle emissioni dell'UE per il 2030, portandoli dal 40 % 
ad almeno il 55 % rispetto ai livelli del 1990. 

Per adempiere i propri obblighi in materia di clima, l'UE deve perseguire un obiettivo principale, ossia 
rendere climaticamente neutro il suo settore energetico. La produzione e l'uso di energia nei vari settori 
economici rappresentano oltre il 75 % delle emissioni di gas a effetto serra (GES) dell'UE4.  

Ad oggi, il sistema energetico dell'UE dipende per quasi tre quarti dai combustibili fossili. Con una 
quota del 35 %, è il petrolio che prevale nel mix energetico dell'UE, seguito dal gas naturale con il 24 % 
e dal carbone con il 14 %. Le fonti di energia rinnovabili, benché in aumento, rivestono ancora un ruolo 
marginale (14 %), come pure l'energia nucleare (13 %)5.  

Se il GDE sarà attuato con successo, la situazione appena descritta è destinata a cambiare entro il 2050. 
Il cambiamento, tuttavia, non avverrà da un giorno all'altro. Secondo le previsioni della Commissione 
europea, nel 2030 i combustibili fossili rappresenteranno ancora il 50 % del mix energetico dell'UE 
(Commissione europea, 2020). Al fine di conseguire gli obiettivi climatici il carbone, che costituisce 
l'elemento più inquinante del mix energetico, dovrà essere notevolmente ridotto prima del 2030, 
mentre il petrolio e, soprattutto, il gas naturale potranno essere gradualmente eliminati in un secondo 
momento. È infatti tra il 2030 e il 2050 che, secondo le previsioni, avverranno i maggiori cambiamenti 
in relazione al petrolio e al gas naturale. In detto lasso di tempo, si prevede che il petrolio sarà quasi 
completamente eliminato, mentre il gas naturale dovrebbe rappresentare il 10 % del mix energetico 
dell'UE entro il 2050 (Figura 1-1). 

                                                             
4  Cfr. https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/data-viewers/greenhouse-gases-viewer per una panoramica delle emissioni dei gas 

a effetto serra dell'UE già comunicata alla convenzione quadro delle Nazioni Unite sui cambiamenti climatici (UNFCCC).  
5  Dati pubblicati da Eurostat, disponibili al seguente indirizzo: 

https://ec.europa.eu/eurostat/statistics-explained/index.php?title=Energy_statistics_-_an_overview#Final_energy_consumption. 

https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/data-viewers/greenhouse-gases-viewer
https://ec.europa.eu/eurostat/statistics-explained/index.php?title=Energy_statistics_-_an_overview%23Final_energy_consumption
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Figura 1-1:  Evoluzione del mix energetico dell'UE in uno degli scenari che condurrà a una 
riduzione delle emissioni di GES del 55 % nel 2030 rispetto ai livelli del 1990 e alla 
neutralità climatica nel 2050 

 
Fonte:  Bruegel sulla base dei dati della Commissione europea (2020). Nota: fra i vari scenari coerenti con gli obiettivi 

climatici dell'UE usati dalla Commissione europea si è qui scelto lo scenario MIX. Nota: le diciture "e-liquids" e "e-gas" 
si riferiscono ai combustibili sintetici derivanti dalla combinazione fra l'idrogeno verde prodotto attraverso 
l'elettrolisi dell'acqua, l'energia elettrica rinnovabile e la CO2 catturata da una fonte concentrata o dall'aria. Con il 
termine "bioenergy" (bioenergia) si intendono la biomassa solida, i biocombustibili liquidi, il biogas e i rifiuti. 

Per realizzare la necessaria trasformazione del mix energetico, il 14 luglio 2021 la Commissione ha 
proposto il pacchetto "Pronti per il 55 %", che comprende un'ampia gamma di settori strategici. 
L'iniziativa propone una revisione del sistema di scambio di quote di emissione dell'Unione europea 
(EU ETS) che preveda l'inclusione delle emissioni derivanti dal settore dei trasporti marittimi e un minor 
numero di quote annuali. Viene proposta altresì l'introduzione di un secondo EU ETS per i settori dei 
trasporti stradali e dell'edilizia. Sia la direttiva sulle energie rinnovabili che la direttiva sull'efficienza 
energetica prevedono un rafforzamento degli obiettivi, mentre la direttiva sulla tassazione dei prodotti 
energetici sarà rivista rendendo più severi gli obiettivi relativi alle emissioni di CO2 dei veicoli stradali.  

1.3. Sviluppi recenti e futuri 
Negli ultimi decenni l'uso del carbone nel settore energetico europeo è notevolmente diminuito per 
ragioni economiche, a causa del regolamento sulle emissioni e a seguito delle strategie nazionali di 
eliminazione graduale. La quota rappresentata dal carbone (lignite e carbon fossile) nella produzione 
di energia elettrica dell'UE si è ridotta sensibilmente negli ultimi venti anni, passando dal 31 % nel 2000 
al 19 % nel 2018, fino a raggiungere il 14 % nel 2019. Di recente, la riforma dell'EU ETS ha creato 
condizioni economiche ancora più sfavorevoli per il carbone. 

Un fattore importante è rappresentato dal fatto che le strategie nazionali specifiche per il settore del 
carbone puntano oggi a un'eliminazione graduale e definitiva di tale risorsa in molti Stati membri 
dell'UE. Spesso le strategie nazionali assumono la forma di programmi obbligatori di eliminazione 
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graduale, che prevedono chiusure pianificate di centrali a carbone e siti di estrazione. Solo di rado si 
mettono in atto strategie alternative, ad esempio i livelli di prestazione in materia di emissioni 
individuate come strategia di eliminazione graduale. La tabella 1-1 illustra l'andamento del processo di 
eliminazione graduale del carbone negli Stati membri dell'UE. Mentre nove dei 27 Stati membri ne 
fanno già a meno, altri undici avranno chiuso tutte le proprie centrali a carbone entro il 2030. Germania, 
Romania, Polonia e Cechia prevedono attualmente di giungere a un'eliminazione per gradi 
successivamente al 2030. Bulgaria, Croazia e Slovenia non hanno invece ancora definito le proprie 
tempistiche per l'eliminazione del carbone.  

Tabella 1-1: Processi di eliminazione graduale del carbone nei paesi dell'UE 

Privi di 
carbone 

Eliminazio
ne 

graduale 
del 

carbone 
raggiunta 

Eliminazio
ne 

graduale 
del 

carbone 
prevista 
entro il 

2025 

Eliminazio
ne 

graduale 
del 

carbone 
prevista 
entro il 

2030 

Eliminazio
ne 

graduale 
del 

carbone 
prevista 
entro il 

2040 

Eliminazio
ne 

graduale 
del 

carbone 
prevista 
dopo il 

2040 

Eliminazione 
graduale del  
carbone in 

fase di 
valutazione 

Eliminazio
ne 

graduale 
del 

carbone 
non 

prevista 

Cipro Austria Francia Danimarca Cechia Polonia Bulgaria  

Estonia Belgio Ungheria Finlandia Germania  Croazia  

Lettonia Svezia Irlanda Grecia Romania  Slovenia  

Lithuania  Italia Paesi Bassi     

Lussembur
go  Portogallo Spagna     

Malta  Slovacchia      

Fonte: Aggiornamenti tratti da https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/EU-coal-regions/coal-regions-
transition_en; https://beyond-coal.eu/wp-content/uploads/2021/03/Overview-of-national-coal-phase-out-
announcements-Europe-Beyond-Coal-22-March-2021.pdf. 

Per quanto riguarda il gas naturale e l'idrogeno, invece, gli sviluppi strategici pertinenti si verificano a 
livello dell'UE. La Commissione europea ha già avviato il processo di riesame e revisione della direttiva 
2009/73/CE6 (direttiva sul gas) e del regolamento (CE) n. 715/20097 (regolamento sul gas) 
generalmente definito pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato. La Commissione 
ha inoltre già presentato una strategia per l'idrogeno8 e una strategia per l'integrazione del sistema 
energetico9, che costituiranno le basi del prossimo pacchetto.  

Essa ha inoltre avanzato la sua proposta legislativa per la revisione del regolamento (UE) n. 347/201310 
sugli orientamenti per le infrastrutture energetiche transeuropee (regolamento RTE-E).  

                                                             
6  Disponibile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/ALL/?uri=CELEX%3A32009L0073. 
7  Disponibile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/ALL/?uri=celex%3A32009R0715. 
8  Disponibile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0301&from=EN. 
9  Disponibile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0299&from=EN. 
10  Disponibile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:32013R0347&from=en. 

https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/EU-coal-regions/coal-regions-transition_en
https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/EU-coal-regions/coal-regions-transition_en
https://beyond-coal.eu/wp-content/uploads/2021/03/Overview-of-national-coal-phase-out-announcements-Europe-Beyond-Coal-22-March-2021.pdf
https://beyond-coal.eu/wp-content/uploads/2021/03/Overview-of-national-coal-phase-out-announcements-Europe-Beyond-Coal-22-March-2021.pdf
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/ALL/?uri=CELEX%3A32009L0073
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/ALL/?uri=celex:32009R0715
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0301&from=EN
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0299&from=EN
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:32013R0347&from=en
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La strategia per l'idrogeno presentata dalla Commissione nel luglio 2020 indica nello sviluppo 
dell'idrogeno rinnovabile (vale a dire prodotto utilizzando fonti rinnovabili) la principale priorità 
dell'UE, poiché si tratta dell'opzione più compatibile con gli obiettivi climatici dell'Unione. Tuttavia, il 
documento sottolinea anche che nel breve e nel medio periodo potrebbero servire altre forme di 
idrogeno a basse emissioni di carbonio, soprattutto per ridurre rapidamente le emissioni della 
produzione esistente e per sostenere la diffusione, in parallelo e in futuro, dell'idrogeno rinnovabile. La 
Commissione prevede pertanto uno sviluppo graduale nella diffusione dell'idrogeno in Europa, 
caratterizzato da velocità diverse a seconda dei settori e delle regioni. Secondo le previsioni della 
Commissione, detto sviluppo sarà articolato in tre fasi (tabella 1-2). 

Tabella 1-2: Strategia per l'idrogeno della Commissione europea per un'Europa 
climaticamente neutra 

 Periodo 
Elettrolizzatori per 

l'idrogeno rinnovabile 
installati (Gigawatt) 

Produzione di 
idrogeno rinnovabile  

(TWh) 

Principale obiettivo 
settoriale 

Fase 1 2020-
2024 6 33 

Decarbonizzare la 
produzione esistente 
nel settore industriale 

Fase 2 2025-
2030 40 333 

Ricorrere all'idrogeno 
in nuove applicazioni 

d'uso finale 

Fase 3 
2031-
2050 Larga scala Larga scala 

Raggiungere tutti i 
settori difficili da 
decarbonizzare 

Fonte:  Bruegel sulla base dei dati della Commissione europea (2020). 

Parallelamente alla strategia per l'idrogeno, nel luglio 2020 la Commissione ha presentato anche una 
strategia per l'integrazione del sistema energetico volta a proporre misure strategiche per abbattere i 
modelli a compartimenti stagni che si sono rivelati tecnicamente ed economicamente inefficienti e 
coordinare la pianificazione e il funzionamento del sistema energetico nel suo complesso, che 
comprende molteplici vettori energetici, infrastrutture e settori di consumo. La strategia prevede tre 
principi chiave, corredati dalle relative azioni:  

• un sistema energetico circolare, imperniato sull'efficienza energetica;  
• una maggiore elettrificazione diretta dei settori d'uso finale; e 
• l'uso di combustibili rinnovabili e di combustibili a basse emissioni di carbonio, compreso 

l'idrogeno, per applicazioni d'uso finali in cui il riscaldamento o l'elettrificazione diretti non sono 
realizzabili.  

La strategia s'incentra anche sugli aspetti infrastrutturali dell'integrazione del sistema, sottolineando 
che, se da un lato le reti del gas naturale potrebbero essere utilizzate per consentire la miscelazione 
dell'idrogeno, in misura limitata, in una fase di transizione, potrebbero altresì rivelarsi necessarie 
infrastrutture specifiche per lo stoccaggio e il trasporto su vasta scala di idrogeno puro. La strategia 
rimane vaga sul ruolo delle infrastrutture destinate alla CO2, limitandosi a evidenziare la necessità di 
riflettere su come trasportare la CO2 tra siti industriali per un ulteriore utilizzo o verso impianti di 
stoccaggio su vasta scala. 

La Commissione si era già soffermata su tale dimensione infrastrutturale nel dicembre 2020, 
nell'ambito della sua proposta legislativa per la revisione del regolamento RTE-E, che comprendeva 
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una serie di proposte, dall'imposizione per tutti i progetti dell'obbligo di soddisfare criteri di 
sostenibilità obbligatori a un aggiornamento delle categorie di infrastrutture ammissibili al sostegno 
attraverso la politica RTE-E.  

Va inoltre sottolineato che la proposta pone fine al sostegno alle infrastrutture del gas naturale e 
introduce il sostegno a infrastrutture nuove e riconvertite di trasmissione dell'idrogeno e al relativo 
stoccaggio, nonché agli impianti per elettrolizzatori. 

Infine, nella prima parte del 2021 la Commissione ha svolto una consultazione pubblica sulla revisione 
del pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato, basata su una valutazione d'impatto 
iniziale11, che prevede che la revisione si concentri sui seguenti quattro ambiti problematici: i) 
infrastrutture e mercati dell'idrogeno; ii) accesso dei gas rinnovabili e a basse emissioni di carbonio alle 
infrastrutture e al mercato; iii) diritti dei consumatori, concorrenza e trasparenza; iv) mancanza di 
integrazione dei mercati energetici, in particolare attraverso una pianificazione di rete. I risultati della 
consultazione, che si è conclusa nel mese di giugno, forniranno indicazioni per il lavoro della 
Commissione sul pacchetto, la cui adozione è prevista per la fine del 2021. 

  

                                                             
11  Disponibile al seguente indirizzo: https://ec.europa.eu/info/law/better-regulation/have-your-say/initiatives/12911-Gas-networks-

revision-of-EU-rules-on-market-access_en. 

https://ec.europa.eu/info/law/better-regulation/have-your-say/initiatives/12911-Gas-networks-revision-of-EU-rules-on-market-access_en
https://ec.europa.eu/info/law/better-regulation/have-your-say/initiatives/12911-Gas-networks-revision-of-EU-rules-on-market-access_en
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2. SCENARI DI ALTO LIVELLO PER LA DOMANDA DI CARBONE, 
METANO E IDROGENO 

 

2.1. Percorsi per il consumo totale di energia dell'UE fino al 2050 
Le future esigenze infrastrutturali e normative dipenderanno dai livelli di consumo di ciascun 
combustibile (carbone, metano e idrogeno) in ogni settore. I livelli di domanda di tali risorse 
cambieranno radicalmente con il procedere della decarbonizzazione dell'Europa nei prossimi 
trent'anni; vi è tuttavia molta incertezza su quale sarà la situazione finale.  

Il carbone dovrà essere gradualmente eliminato e lo stesso vale anche per grandi volumi di gas 
naturale. Una parte del gas naturale potrebbe essere eventualmente sostituita da altre fonti di metano, 
come il biometano o il metano sintetico, o si potrebbe prevedere una cattura delle emissioni derivanti 
dalla parte in questione. Infine, l'idrogeno potrebbe imporsi come nuovo vettore energetico. 
Attualmente una quota consistente della domanda di energia deriva dal settore dei trasporti ed è 
soddisfatta dal petrolio e dai suoi derivati. Il settore dei trasporti è trattato solo indirettamente dal 
presente studio, poiché i combustibili sintetici (compreso l'idrogeno) o l'energia elettrica potrebbero 
sostituire i derivati del petrolio come combustibili alternativi a zero emissioni di carbonio. 

Inoltre, diversi Stati membri potrebbero adottare percorsi differenti, creando un'incertezza ancora 
maggiore. Ciononostante, la domanda corrente di combustibili, le infrastrutture esistenti e gli attuali 
piani nazionali ed europei (in particolare per il periodo fino al 2030) rimangono indicatori preziosi per 
il futuro. Il presente capitolo si sofferma a esaminare le previsioni europee e nazionali in relazione alla 
domanda di combustibili dei diversi settori fino al 2030 (e, laddove i dati siano disponibili, fino al 2050).  

Le basi principali dell'analisi sono costituite dai piani nazionali per l'energia e il clima (PNEC) e da uno 
degli scenari illustrati dal Centro comune di ricerca (JRC). Lo scenario FF55 MIX elaborato dal JRC è alla 
base della valutazione d'impatto che accompagna la proposta di riduzione del 55 % avanzata dalla 
Commissione per il 2030 e si fonda sull'estensione del sistema di fissazione del prezzo del carbonio 
combinata all'introduzione di altre strategie di decarbonizzazione. I confronti effettuati consentono di 
delineare le differenze fra i vari paesi in termini di punti di partenza e di transizione e di individuare le 
incoerenze tra i piani nazionali (che, secondo la Commissione, non erano in grado di conseguire i vecchi 
obiettivi) e lo scenario a livello dell'UE (che implica la necessità di realizzare nuovi obiettivi più 
ambiziosi).  

PRINCIPALI RISULTANZE 

I percorsi di decarbonizzazione previsti dagli Stati membri nei rispettivi piani nazionali per l'energia 
e il clima (PNEC) mostrano evidenti differenze rispetto ai percorsi ipotizzati dal JRC. In particolare, i 
PNEC prevedono livelli di consumo energetico maggiori per il 2030, quote più elevate di 
combustione dei combustibili fossili nella domanda finale e livelli di energia elettrica inferiori. In 
termini relativi, all'interno dei PNEC il settore dei trasporti rappresenta una quota maggiore del 
consumo di energia finale rispetto ai piani del JRC, un dato probabilmente dovuto a una maggiore 
lentezza dell'elettrificazione dei trasporti nell'ambito dei PNEC.  

La presente analisi conclude che i piani nazionali e gli obiettivi dell'UE fissati dall'alto non sono 
ancora allineati. Si conclude inoltre con altrettanta sicurezza che occorre migliorare la trasparenza 
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2.1.1. Percorso dall'alto verso il basso: UE 
Nel 2019 il consumo di energia finale (FEC) nell'UE-27 ammontava a circa 11 000 TWh12. Più del 35 % di 
tale energia era fornito dal petrolio, con quote significative coperte anche dal carbone e dal gas 
naturale, mentre il 20 % era fornito dall'energia elettrica. La figura 2-1 mostra l'andamento delle quote 
dei diversi combustibili nel consumo di energia finale quale previsto dagli scenari FF55 per il 2030 e il 
2050. 

Come evidente dalla figura, si prevedono riduzioni notevoli e significative del consumo di combustibili 
fossili e aumenti della produzione derivante dall'energia elettrica. Si delinea una trasformazione 
graduale fino al 2030, per poi assistere entro il 2050 a una transizione verso un mix di combustibili 
notevolmente differente rispetto a quello attuale.  

Figura 2-1: Consumo di energia finale per combustibile quale previsto dal JRC (TWh) 
 

 
Nota:  Le stime rappresentano l'interpretazione da parte degli autori dei dati riportati dal JRC13. Per quanto consta agli autori, non sono 

ancora stati pubblicati indicatori complessivi sul consumo di energia finale. Nella figura non sono compresi gli usi di combustibili 
legati al trasporto aereo e marittimo internazionale e gli utilizzi a scopi non energetici.  

Mentre alcuni combustibili, come il petrolio, sono consumati direttamente, l'uso dell'energia elettrica 
richiede in primis la trasformazione di un input energetico distinto, come ad esempio l'energia solare, 
l'energia eolica o il gas naturale. La figura 2-2 illustra l'evoluzione degli input energetici per la 
produzione di elettricità, calore14 e combustibili ottenuti dall'energia elettrica (idrogeno e idrocarburi 
sintetici), che vede il passaggio del mix da una prevalenza dei combustibili fossili nel 2019 all'uso di 
fonti rinnovabili nel 2050. Il notevole aumento dell'input energetico necessario entro il 2050 è da 
                                                             
12  I dati che si riferiscono all'energia sono espressi nell'intero documento in terawatt/ora (TWh) così da poter effettuare confronti tra scenari 

e combustibili differenti. Un TWh corrisponde a 86 000 tonnellate di petrolio equivalente (tep) o a 3 600 terajoule (TJ).  
13   Cfr. https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/app.html#today:EU27/today:EU27.  
14   Con il termine "calore" ci si riferisce al riscaldamento centralizzato e agli impianti termoelettrici, nonché al teleriscaldamento. 
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ricondursi al maggior coinvolgimento degli idrocarburi sintetici e dell'idrogeno nel consumo di energia 
finale. 

Ad esempio, oggi per produrre la ghisa dal minerale di ferro si utilizzano gli altiforni. Gran parte del 
carbone utilizzato negli altiforni non è conteggiato come energia perché il carbone non è utilizzato per 
scaldare il ferro ma per catturare le molecole di ossido. In futuro, questo ruolo potrebbe essere svolto 
dall'idrogeno. Pertanto, mentre l'idrogeno utilizzato per la riduzione dell'ossido di ferro non è 
considerato energia, la produzione di idrogeno a partire dall'energia elettrica è calcolata come uso di 
energia. Per questo motivo sembrerà esservi un notevole aumento dell'uso di energia. 
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Figura 2-2: Scenari del JRC – Energia per l'elettricità, il calore e i combustibili derivati (TWh) 

 
Fonte: https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/app.html#today:EU27/today:EU27. 

2.1.2. Approccio dal basso verso l'alto: Stati membri 
Entro la fine del 201915 gli Stati membri erano tenuti a presentare alla Commissione i propri PNEC, 
illustrando nel dettaglio il programma che intendevano seguire per la trasformazione dei rispettivi 
sistemi energetici entro il 2030. I PNEC sono stati redatti prima che fosse confermata la decisione di 
accelerare la decarbonizzazione16. Tali piani contengono generalmente due stime, di cui una basata 
sulle misure esistenti e una basata sull'eventuale aggiunta di misure supplementari. La presente analisi 
raccoglie i dati riportati nei vari PNEC mettendoli a confronto con gli scenari centralizzati elaborati dal 
JRC.  

La figura 2-3 mostra che gli scenari del JRC prevedono maggiori riduzioni del consumo di energia finale 
rispetto ai PNEC (in media circa -14 %). In altre parole, i PNEC attuali prevedono un consumo di energia 
finale più elevato di circa il 20 % entro il 2030 rispetto agli scenari prospettati dal JRC, che sono in linea 
con i nuovi obiettivi climatici.  

  

                                                             
15  Il 2019 era la scadenza prevista, nonostante alcuni piani siano stati presentati in ritardo.  
16   L'11 dicembre 2020; cfr. https://www.bbc.com/news/world-europe-55273004. 
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Figura 2-3: Previsioni in relazione al consumo di energia finale nel 2030 secondo i PNEC e il 
JRC (in TWh) 

  
Nota: I dati del JRC relativi al consumo di energia finale da parte degli Stati membri nello scenario "Pronti per il 55 %" sono disponibili al 

seguente indirizzo: https://ec.europa.eu/energy/content/excel-files-mix-scenario_en. I numeri dei PNEC sono tratti dal confronto 
dei rispettivi documenti dei paesi. Le percentuali mostrano la riduzione della domanda prevista dallo scenario del JRC rispetto alle 
attuali misure previste dai PNEC.  

I PNEC per i quali sono disponibili dati paragonabili differiscono non solo nel consumo totale di energia 
finale ma anche nella struttura del mix di combustibili. Gli esempi di Germania, Italia, Polonia e Spagna 
mostrano una tendenza generale. I PNEC prevedono livelli più elevati di combustibili fossili e minori 
livelli di energia elettrica (figura 2-4). Gli scenari presentati dal JRC presentano inoltre una quota più 
elevata di fonti di energia rinnovabili nell'ambito del consumo di energia finale.  
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Nel caso della Germania, lo scenario elaborato dal JRC prevederebbe un'eliminazione quasi totale del 
carbone già nel 2030, mentre il PNEC continua a prevederne l'utilizzo per quasi 100 TWh. Per quanto 
riguarda il gas naturale, un combustibile oggetto di accese discussioni nel contesto tedesco17, i valori 
indicati dal JRC e dal PNEC del paese sono molto simili (400 TWh).  

Figura 2-4: Confronto fra le quote dei combustibili nel consumo di energia finale: PNEC 
contro JRC 

 
Nota:   Il grafico mostra il consumo di energia finale. Tra i combustibili fossili sono compresi i combustibili fossili solidi, i prodotti petroliferi 

e il gas naturale. I dati relativi al calore e alle fonti di energia rinnovabili comprendono i biocombustibili e l'uso delle energie 
rinnovabili nel consumo di energia finale non inteso alla produzione di energia elettrica.  

Un altro ambito di divergenza è costituito dalla composizione settoriale del consumo di energia finale. 
La minore domanda di energia finale, le quote più elevate di fonti di energia rinnovabili e le quote 
minori di combustibili fossili possono essere in parte spiegate da una diversità fra gli approcci adottati 
rispetto alla decarbonizzazione del settore dei trasporti. Molti PNEC prevedono infatti per i rispettivi 
paesi un consumo di energia nei trasporti notevolmente più elevato nel 2030 rispetto ai livelli ipotizzati 
nello scenario del JRC (nel caso della Germania, ad esempio, si parla di 700 TWh contro 450 TWh). Tale 
differenza è probabilmente da ricondursi a una minore elettrificazione dei trasporti, che 
determinerebbe un minor consumo di energia finale grazie alla maggiore efficienza del trasporto 
elettrico rispetto a quello alimentato tramite combustibili fossili. 

Pertanto, non vi è ancora una visione unanime su come si evolverà il consumo nazionale di energia fino 
al 2030, su quale sarà l'andamento delle quote dei diversi combustibili e su quali settori passeranno a 
combustibili differenti da quelli attualmente utilizzati. I PNEC e il JRC prevedono livelli relativi di 

                                                             
17  Cfr., ad esempio, il dibattito riguardo al Nord Stream 2 (https://www.cleanenergywire.org/factsheets/gas-pipeline-nord-stream-2-links-

germany-russia-splits-europe). 

https://www.cleanenergywire.org/factsheets/gas-pipeline-nord-stream-2-links-germany-russia-splits-europe
https://www.cleanenergywire.org/factsheets/gas-pipeline-nord-stream-2-links-germany-russia-splits-europe
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domanda simili nel settore industriale. In termini relativi, secondo gli scenari presentati dal JRC, i livelli 
di consumo saranno più elevati nei settori residenziale e terziario (figura 2-5). 

Figura 2-5: Confronto fra le quote del consumo di energia finale rappresentate dai vari 
settori  PNEC contro JRC 

 
Nota: Le cifre riportate rappresentano percentuali dei dati mostrati e non la domanda totale. Tale scelta è dovuta alle incoerenze 

esistenti fra i diversi PNEC. Ad esempio, i settori della pesca e dell'agricoltura sono esclusi poiché i relativi dati non sono presentati 
in maniera uniforme nei vari studi. 

2.1.3. Risultati 
I piani nazionali e gli obiettivi dell'UE non sono ancora allineati. I PNEC prevedono ancora livelli molto 
più elevati di domanda finale di energia e livelli più elevati di consumo di combustibili fossili per 
soddisfare detta domanda e non prevedono i livelli di elettrificazione prospettati dai modelli elaborati 
dal JRC.  

Si può tuttavia concludere con altrettanta sicurezza che occorre migliorare la trasparenza e 
l'armonizzazione dei dati riportati nei PNEC. I PNEC rappresentano uno strumento molto utile per 
fornire informazioni preziose ai fini del coordinamento delle politiche climatiche nei diversi Stati 
membri. Al momento i documenti risultano spesso incoerenti e non riportano misure simili in maniera 
trasparente.  

2.2. Percorsi per il consumo di energia dell'UE dei vari settori fino al 2050  
Oltre ai quattro paesi sopra citati, i modelli del JRC presentano anche un percorso indicativo che illustra 
l'andamento della domanda di energia settoriale all'interno dell'UE (figura 2-6). È evidente che le 
notevoli riduzioni del consumo di energia finale deriveranno dal settore dei trasporti, in gran parte 
grazie all'elettrificazione. Si osservano altresì notevoli riduzioni del consumo di energia finale degli 
edifici, mentre la diminuzione della domanda nell'industria appare in confronto modesta. 
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Figura 2-6: Scenari energetici ipotizzati dal JRC, consumo di energia finale per settore 
(TWh) 

 
Nota:  La figura mostra l'interpretazione da parte degli autori dei dati riportati dal JRC18. L'uso da parte dell'industria a scopi non energetici 

è escluso, come pure i settori del trasporto aereo e marittimo internazionale.  

2.3. Scenari limite  
Gli studi di modellizzazione, come quello del JRC, si occupano di esaminare scenari per offrire 
indicazioni su una serie di percorsi futuri. A seconda degli sviluppi tecnologici, delle preferenze dei 
consumatori e delle scelte politiche effettuate, esistono diversi scenari possibili a zero emissioni nette, 
che implicano livelli differenti di produzione lorda, efficienza energetica e consumo di combustibili.  

Figura 2-7: Rappresentazione schematica della logica degli scenari 

 
Fonte:  Rappresentazione degli autori. I tre scenari differiscono per un gran numero di fattori. L'asse delle y non dovrebbe 

rappresentare una variabile singola, ma piuttosto l'insieme delle variabili che risultano differenti nei diversi scenari.  

                                                             
18  https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/app.html#today:EU27/today:EU27. 
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La presente analisi prende in considerazione tre scenari limite che ipotizzano un percorso plausibile 
per l'evoluzione del sistema energetico che si verificherebbe nel caso in cui tutti gli indicatori fossero 
orientati verso lo sviluppo di un unico combustibile (figura 2-7). Si intende con ciò che in ognuno di 
detti scenari si ipotizza con una certa sicurezza che i combustibili considerati penetreranno nei 
sistemi energetici. Gli scenari esaminati non mirano a rappresentare percorsi ottimali, ma sono intesi 
piuttosto a consentire un confronto tra combustibili differenti in scenari estremi. L'analisi prende in 
esame tre sistemi: un sistema caratterizzato da un'elettrificazione profonda, uno dipendente dall'uso 
dell'idrogeno come combustibile e uno fortemente dipendente dall'uso dei "gas verdi". La tabella 2-1 
offre una panoramica di ciascuno scenario. 

Tabella 2-1: Caratteristiche principali degli scenari considerati 
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Fonte:  Rappresentazione degli autori. 

2.3.1. Elettrificazione totale 
In questo scenario si ipotizza l'elettrificazione della maggior parte della domanda di uso finale. 
Sarebbero pertanto compresi quasi tutti i trasporti stradali, nonché una parte del trasporto aereo e 
marittimo, un'ampia quota della domanda derivante dagli edifici e, ove possibile, i casi industriali. Tale 
scenario comporterebbe un sostanzioso aumento della domanda di energia elettrica sia media che di 
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picco. Sarebbe necessario generare annualmente grandi volumi di energia elettrica da fonti rinnovabili 
e occorrerebbero notevoli investimenti nella capacità e nella resilienza delle reti elettriche. Sarebbe 
inoltre necessario sviluppare fonti di flessibilità stagionale e a breve termine per garantire che le reti 
elettriche siano in grado di soddisfare la domanda in ogni momento. Infine, i settori di uso finale 
dovrebbero investire nelle attrezzature necessarie per l'elettrificazione.  

Nello scenario descritto, l'idrogeno ricoprirebbe un ruolo di nicchia nell'ambito del sistema energetico 
(e non energetico), andando a interessare solo alcuni casi di uso specifici. Ai gas di sintesi sarebbe 
attribuito un ruolo ancora più limitato.  

2.3.2. Importazioni di idrogeno per fornire energia all'UE 

In questo scenario, l'idrogeno diventerebbe un combustibile molto importante nel mix energetico 
dell'UE. Esso sarebbe utilizzato per alimentare una quota significativa dei trasporti, per casi di uso 
industriale e per soddisfare la domanda derivante dall'edilizia. A livello interno, l'idrogeno sarebbe 
utilizzato su larga scala per bilanciare la domanda stagionale delle reti elettriche alimentate da fonti di 
energia rinnovabili.  

Questo scenario richiederebbe investimenti infrastrutturali coordinati, volti ad ammodernare le 
condotte del gas naturale in modo da adattarle al trasporto dell'idrogeno, nonché la costruzione di 
nuove condotte di idrogeno. Inoltre, in caso di rapida accelerazione della domanda di idrogeno, 
difficilmente la produzione all'interno dell'UE potrebbe essere sufficiente. Un'eventuale produzione 
all'interno dell'UE comporterebbe pressioni significative sulle reti elettriche (ipotizzando che la 
produzione di idrogeno a partire dal metano non sia realizzabile entro il 2050). In tal caso, l'UE dovrebbe 
importare grandi volumi di idrogeno dai paesi limitrofi e da paesi interessanti dal punto di vista delle 
fonti di energia rinnovabili.  

2.3.3. Gas verdi nelle condotte esistenti 
Questo scenario prevede l'uso delle reti esistenti del gas naturale, nelle quali attualmente il gas naturale 
sarebbe sostituito da alternative a basse emissioni di carbonio, vale a dire i gas sintetici e i biogas. I gas 
sintetici prevedono la combinazione di diversi processi industriali per ricreare i gas fossili disponibili in 
natura che vengono consumati oggi (la CO2 immessa sarebbe rimossa da altri contesti giungendo 
teoricamente all'azzeramento delle emissioni nette). 

I biogas sono prodotti dalla decomposizione di materiale organico. Poiché detti gas possono essere 
utilizzati nelle reti esistenti del gas naturale, i costi delle infrastrutture di trasmissione/distribuzione non 
sarebbero ingenti. Tuttavia, la produzione di tali gas comporterebbe un notevole consumo di energia, 
oltre a essere economicamente costosa. In questo scenario, quote significative di casi di uso 
residenziale e industriale rimarrebbero sulla rete del gas. Anche i combustibili sintetici liquidi 
avrebbero un ruolo nella decarbonizzazione del settore dei trasporti19.  

                                                             
19  Nel prosieguo del documento ci si riferirà ai tre scenari citati utilizzando, rispettivamente, le diciture "elettrificazione totale", "importazione 

dell'idrogeno" e "gas verdi".  
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3. ELIMINAZIONE GRADUALE DEL CARBONE IN EUROPA 

Vi è ad oggi un ampio consenso sul fatto che porre fine all'uso del carbone nel settore energetico 
dell'Europa sia fondamentale per raggiungere riduzioni rapide e consistenti delle emissioni di GES. 
Nonostante la quota rappresentata dal carbone (lignite e carbon fossile) nella produzione di energia 
elettrica dell'UE sia già diminuita sostanzialmente, passando dal 31 % nel 2000 al 14 % nel 2019, un 
numero relativamente limitato di centrali a carbone è ancora responsabile di una grande quantità di 
emissioni di GES.  

Sulle recenti diminuzioni dell'uso del carbone ha inciso in maniera decisiva una serie di riforme dell'EU 
ETS, che hanno condotto a un notevole aumento dei prezzi della CO2, determinando un 
peggioramento delle condizioni economiche legate all'uso del carbone a partire dal 201820. 

Sulla scia delle forze economiche e dopo oltre dieci anni di bassi prezzi della CO2, molti paesi dell'UE 
hanno presentato piani nazionali ambiziosi per eliminare gradualmente il carbone dal proprio settore 
energetico. Nove Stati membri dell'UE hanno già completamente rinunciato al carbone e altri 11 
chiuderanno tutte le loro centrali a carbone entro il 2030. 

Utilizzando una modellizzazione numerica open-source, la presente analisi mostra in che modo sia 
possibile soddisfare la domanda di energia elettrica dell'UE senza ricorrere alle centrali a carbone. Sulla 
base di tale sistema, si sottolinea qui l'importanza di accelerare la diffusione delle fonti di energia 
rinnovabili.  

Molti degli Stati membri dell'UE che hanno elaborato piani che prevedono eliminazioni tardive del 
carbone dispongono di settori minerari interni. Il sostegno dell'UE a favore della transizione nelle 
regioni minerarie tramite il meccanismo per una transizione giusta offre efficacemente a detti Stati 
membri ulteriori incentivi per compiere progressi verso l'eliminazione graduale del carbone. 

                                                             
20  Al momento della redazione dello studio, l'aumento dei prezzi del gas ha in parte invertito questa tendenza, perché le centrali a carbone 

sono diventate relativamente più economiche rispetto a quelle a gas. 

PRINCIPALI RISULTANZE 

Per raggiungere l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE sarà necessario eliminare 
gradualmente l'uso del carbone nel settore dell'energia elettrica. Pur essendo responsabile di 
meno di un quinto della produzione di energia elettrica e di calore dell'UE, il carbone genera il 50 % 
delle emissioni di gas a effetto serra ad essa associate. La maggior parte degli Stati membri dell'UE 
dispone già di politiche nazionali di abbandono progressivo, che prevedono solitamente un 
programma di eliminazione graduale delle centrali a carbone e una data finale.  

Solo alcuni Stati membri dell'Europa centrale e orientale non hanno stabilito una data finale, o ne 
hanno definita una molto tardiva, per l'eliminazione graduale dell'energia elettrica nazionale 
prodotta attraverso il carbone. I risultati del modello per il settore dell'energia elettrica qui 
sviluppato mostrano come potrebbe presentarsi il futuro sistema in assenza di centrali a carbone. 
È fondamentale garantire una velocità nettamente maggiore di espansione delle fonti di energia 
rinnovabili nei paesi carboniferi. 

Le politiche dell'UE, come ad esempio obiettivi rigorosi in termini di emissioni di CO2 (EU ETS), altri 
obiettivi legati all'inquinamento e una regolamentazione del metano, integrano le politiche 
nazionali di abbandono progressivo offrendo ulteriori motivazioni economiche. Il sostegno dell'UE 
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3.1. Stato attuale dell'uso del carbone 
Nell'UE l'uso del carbone21 è diminuito enormemente negli ultimi decenni22. Dal 1990 la quota del 
carbone nell'approvvigionamento energetico dei 27 Stati membri dell'UE23 si è più che dimezzata, sia 
in termini assoluti (passando da 4 900 TWh nel 1990 a 2 200 TWh nel 2019) che in termini relativi. Nel 
2019 il carbone rappresentava solo il 10 % dell'approvvigionamento di energia, a fronte di un 24 % nel 
1990 (figura 3-1).  

La quota del carbone nell'approvvigionamento energetico varia tuttavia tra gli Stati membri: sette 
paesi dell'Europa centrale e orientale – Polonia, Cechia, Bulgaria, Germania, Slovacchia, Romania e 
Slovenia – sono ancora fortemente dipendenti dal carbone, da cui deriva oltre il 10 % del relativo 
approvvigionamento di energia primaria (figura 3-2). Nella maggior parte dei casi, questa dipendenza 
dal carbone coincide con un grande uso di tale risorsa nel settore dell'energia elettrica e del calore. In 
tutti i paesi citati il carbone è inoltre estratto internamente; ciò vuol dire che il settore carbonifero 
contribuisce anche all'occupazione nazionale e al prodotto interno lordo (PIL) in misura maggiore 
rispetto ai paesi che utilizzano esclusivamente carbone importato24.  
 

Figura 3-1: Andamento della quota di carbone 
nell'approvvigionamento energetico nel tempo 

Figura 3-2: Quota di carbone 
nell'approvvigionamento energetico nel 2019 

  

Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c). 

  

                                                             
21  Nel presente capitolo il termine "carbone" è utilizzato per indicare ugualmente/contemporaneamente sia il carbon fossile che la lignite. 

Nei casi in cui si intenda indicare una sola delle due sottocategorie, questa sarà esplicitamente menzionata. 
22  La presente sezione, a meno che non sia diversamente indicato, si concentra sull'uso del carbone nel suo complesso, vale a dire per la 

produzione di energia e nell'industria. 
23  L'approvvigionamento energetico è definito come la somma di produzione primaria, prodotti recuperati e riciclati e importazioni.  
24  Il carbone viene ancora estratto nei seguenti Stati membri dell'UE: Bulgaria, Cechia, Germania, Grecia, Ungheria, Polonia, Romania, 

Slovenia e Slovacchia. 
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Per quanto riguarda l'origine del carbone usato nell'UE, esistono notevoli differenze fra le diverse 
tipologie di carbone25. La lignite è solitamente utilizzata "a bocca di miniera", ossia nelle vicinanze del 
sito di estrazione (produzione). Pertanto, tutta la lignite consumata dell'UE è prodotta nell'Unione.  

Al contrario, il 68 % del carbon fossile consumato nell'UE viene importato. Solo la Polonia presenta 
tuttora una notevole estrazione interna di carbon fossile, che rappresenta il 94 % dell'estrazione di 
detto materiale nell'UE. La maggior parte del carbone da vapore (termico) viene importata da Russia, 
Colombia, Stati Uniti e Sudafrica. Il carbone da coke, che rappresenta circa un terzo delle importazioni 
totali di carbon fossile dell'UE, viene importato principalmente da Australia, Russia e Stati Uniti (AIE, 
2019a). 

La lignite è utilizzata principalmente nel settore energetico per generare energia elettrica (65 % della 
lignite consumata) e calore ed energia elettrica combinati (24 %) (figura 3-3). La maggior parte della 
lignite restante viene trasformata in agglomerati di lignite. Una parte consistente del carbon fossile 
(44 %) funge da input per generare calore ed energia elettrica, mentre una quantità quasi uguale è 
utilizzata nei processi industriali. Nell'industria il carbon fossile è utilizzato sia per la generazione di 
calore di processo che come materia prima, in particolare nella produzione di coke metallurgico e come 
gas di altoforno per l'industria del ferro e dell'acciaio.  

Figura 3-3: Uso del carbone 

 
Fonte:  Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c). Gli utilizzi del carbone rimanenti per 

raggiungere il 100 % sono costituiti da differenze statistiche, uso per il settore energetico e variazioni delle scorte. 

3.1.1. Settore dell'energia elettrica e generazione di calore 
La maggior parte del carbone bruciato nell'UE è utilizzato per generare energia elettrica e calore (figura 
3-3)26. Negli ultimi decenni, oltre a perdere importanza nell'approvvigionamento energetico totale, il 
carbone ha anche visto ridursi la propria quota nella produzione di energia elettrica e di calore. Se nel 
1990 circa il 35 % dell'energia elettrica lorda era generato attraverso il carbone, nel 2019 tale valore si 
attestava al 15 %. Anche nell'approvvigionamento di calore si è assistito a un simile abbandono del 
carbone. La velocità di riduzione è tuttavia diminuita negli ultimi anni e nel 2019 circa il 22 % della 
produzione di calore derivava ancora dal carbone. Mentre il carbon fossile e la lignite sono parimenti 

                                                             
25  Sulla base delle classiche statistiche europee sul carbone, si opera qui una distinzione fra lignite, carbon fossile e prodotti carbonieri. La 

lignite contiene anche piccole quantità di litantrace sub-bituminoso. Il carbon fossile comprende principalmente (altro) litantrace 
bituminoso (denominato spesso "carbone da vapore" o "carbone termico" sul mercato internazionale), nonché carbone da coke e 
antracite. I prodotti carbonieri derivano dalla trasformazione del carbone e comprendono agglomerati di lignite, agglomerati di carbon 
fossile, coke metallurgico, coke da gas e catrame di carbone minerale. 

26  Poiché la maggior parte dell'approvvigionamento di calore derivante dal carbone è prodotto attraverso impianti di cogenerazione di 
calore e di elettricità, la presente sezione riguarda il ruolo del carbone nel settore dell'energia elettrica e del calore congiuntamente. 
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utilizzati per la produzione di energia elettrica, il primo è il principale tipo di carbone usato per la 
generazione di calore. 

Benché la sua importanza si sia notevolmente ridotta, il carbone rimane ancora fondamentale per i 
sistemi elettrici di alcuni Stati membri. Nel 2019 in sette Stati membri dell'UE (Polonia, Cechia, Bulgaria, 
Germania, Slovenia, Grecia e Romania) più del 20 % dell'energia elettrica totale era ancora prodotta a 
partire dal carbone (figura 3-4). Mentre la maggior parte dei paesi citati fa affidamento sulla 
combustione della lignite interna, la Polonia utilizza grandi quantità di carbon fossile, anch'esso 
estratto nel paese, per la produzione di energia elettrica. Oltre ai sette Stati membri che fanno largo 
uso di carbone, altri dodici Stati membri utilizzano tale risorsa (solitamente carbon fossile importato) 
in piccole quantità nei loro mix energetici. 
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Figura 3-4: Quota di carbone (carbon fossile e lignite) nella produzione interna lorda di energia 
elettrica nel 2019 (in %) 

 

Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (set di dati ngr_bal_peh). 

Per quanto riguarda il calore (riscaldamento degli ambienti e calore industriale), lo scenario dell'UE 
appare ancora più variabile. Mentre la maggior parte dei paesi dell'UE produce calore a partire da altri 
combustibili fossili (gas naturale, petrolio/prodotti petroliferi) o da fonti rinnovabili, alcuni Stati membri 
sono fortemente dipendenti dal carbone: Grecia, Polonia, Cechia, Slovenia, Germania e Slovacchia 
producono oltre il 20 % del proprio calore dal carbone. La Grecia produce quasi il 100 % del suo calore 
dalla lignite, la Polonia il 76% dal carbon fossile, mentre per Cechia e Slovenia la quota di calore 
prodotto dal carbone (nella maggior parte lignite) si aggira attorno al 50 % (figura 3-5). 

Figura 3-5: Quota di carbone (carbon fossile e lignite) nella produzione interna lorda di calore 
nel 2019 (in %) 

 
Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (set di dati ngr_bal_peh). 

Tali cifre mostrano che la sfida della graduale eliminazione del carbone nell'UE si concentra su un 
piccolo numero di Stati membri. In circa due terzi degli Stati membri, il carbone riveste solo un ruolo 
marginale nella produzione di energia elettrica e calore. Tuttavia, i paesi dipendenti dal carbone 
dipendono fortemente da tale risorsa e per svariati aspetti, vale a dire la produzione di energia elettrica, 
il riscaldamento degli ambienti e l'uso industriale, nonché l'occupazione e le attività estrattive interne. 
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3.1.2. Uso del carbone nell'industria e in altri settori 
Come evidente dalla figura 3-3, una quota sostanziale del carbon fossile viene impiegata nei processi 
industriali. Mentre nel settore dell'energia elettrica e del riscaldamento il tipo di carbone più utilizzato 
è il carbone a vapore (carbone termico), nei processi industriali è il carbone da coke a ricoprire un ruolo 
di primo piano. Quasi il 70 % del carbon fossile industriale consumato è costituito da carbone da coke, 
impiegato principalmente come combustibile per i forni a coke nell'industria dell'acciaio. L'uso del 
carbon fossile per la produzione di acciaio si riscontra principalmente in Germania, seguita da Paesi 
Bassi, Polonia e Slovacchia. Benché la presente relazione non si soffermi sull'utilizzo del carbone 
nell'industria, bisogna tenere conto del fatto che la decarbonizzazione della domanda industriale 
costituisce un'altra importante sfida (cfr., ad esempio, Bataille et al., 2018). La necessità di 
decarbonizzare il più possibile l'input energetico per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica 
dell'UE interessa anche l'energia usata per la produzione dell'acciaio e in altri settori. In particolare per 
il settore dell'acciaio, che rappresenta il principale settore industriale che fa uso di carbone, si stanno 
delineando sviluppi tecnologici destinati a sostituire i processi tradizionali con processi che fanno 
ricorso all'idrogeno (cfr. capitolo 5).  

L'uso del carbone in altri settori è molto limitato. Nell'UE le famiglie consumano infatti circa 77 TWh di 
carbone, mentre altri settori, quali l'agricoltura (9 TWh), i servizi (8 TWh), la pesca e il trasporto 
ferroviario (1 TWh), fanno registrare consumi ancora minori. In molti dei citati settori il carbone può 
essere sostituito dall'energia elettrica o dal gas (verde).  

3.1.3. Emissioni di gas a effetto serra derivanti dal carbone 

a. Emissioni di CO2  

Il carbone, in particolare la lignite, è uno dei combustibili fossili utilizzati per produrre energia elettrica 
che generano la maggior quantità di emissioni di CO2. Le emissioni di CO2 generate per produrre 1 MWh 
di energia elettrica dalla lignite si aggirano intorno ai 1 000 kg, mentre le emissioni generate per 
produrre la stessa quantità di energia attraverso il carbon fossile ammontano a circa 750 kg. Le 
emissioni derivanti dalla produzione della stessa quantità di energia elettrica tramite la combustione 
del gas naturale ammontano a solo 350-500 kg di CO2, meno della metà delle emissioni prodotte dalla 
lignite27. Di conseguenza, il carbone è responsabile di meno di un quinto dell'energia elettrica e del 
calore generati nell'UE, ma di metà delle emissioni derivanti dal settore dell'energia elettrica e del 
calore.  

                                                             
27  I dati relativi al contenuto di carbone sono tratti da Kunz et al. (2017), mentre quelli sul rendimento termico da Schröder et al. (2013). 
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Figura 3-6: Quota rappresentata dal carbone nelle emissioni e nella produzione di energia 
elettrica e di calore 

 

Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (ngr_bal_peh) e delle tabelle CRF dell'UE presentate all'UNFCCC 
(disponibili al seguente indirizzo: 
https://www.eea.europa.eu/ds_resolveuid/550712a8ce11432ab2cb7f0143ac478e). Tra le fonti rinnovabili non sono 
compresi la biomassa e i rifiuti rinnovabili; i rifiuti rinnovabili sono compresi nella biomassa. Tra le altre fonti fossili 
sono compresi i rifiuti non rinnovabili.  

Di pari passo con il minore uso del carbone nel sistema energetico europeo, le emissioni di CO2 
derivanti dai combustibili fossili solidi28 sono diminuite nel corso del tempo. La CO2 rilasciata dai 
combustibili fossili solidi è diminuita del 65 %, rispetto al 1990, passando dalle quasi 1 700 Mt registrate 
in tale anno a meno di 750 Mt nel 2019. Malgrado il calo nel lungo termine, le emissioni di CO2 derivanti 
dai combustibili fossili solidi sono ancora responsabili del 20 % delle emissioni totali di gas a effetto 
serra degli Stati membri dell'UE.  

Analogamente a quanto accade con le differenze nella dipendenza dell'approvvigionamento 
energetico dal carbone, le emissioni di CO2 derivanti dall'uso del carbone variano fortemente tra i 
diversi Stati membri. La Germania e la Polonia insieme, ad esempio, emettono oltre il 50 % della CO2 
derivante da combustibili fossili solidi dell'UE. I sei paesi responsabili delle maggiori emissioni di CO2

29 
derivanti dai combustibili fossili solidi causano più del 75 % di tali emissioni, un dato che raggiunge il 
94 % delle emissioni di CO2 se si prendono in considerazione i primi quattordici paesi che emettono di 
più. 

Nonostante la riforma dell'EU ETS realizzata nel 2018 e il successivo aumento dei prezzi della CO2 
abbiano ridotto la redditività economica del carbone (sezione 3.2.1), l'eliminazione di quest'ultimo sarà 
fondamentale per la riduzione delle emissioni di gas a effetto serra dell'UE. 

b. Emissioni di metano 

Negli ultimi dieci anni, la ricerca sull'ambiente a livello globale si è sempre più interessata alle emissioni 
di metano (CH4) e ai relativi effetti in qualità di gas a effetto serra (UNEP, 2021). È ormai chiaro che 
l'effetto dannoso del metano sull'ambiente, il suo cosiddetto potenziale di riscaldamento globale 

                                                             
28  La categoria "combustibili fossili solidi" utilizzata nelle statistiche relative alle emissioni comprende il carbon fossile, la lignite e i prodotti 

carbonieri come il coke metallurgico o gli agglomerati di carbone. Oltre al carbone, detta categoria comprende anche la torba e lo scisto 
bituminoso e le sabbie bituminose, che rivestono un ruolo marginale all'interno dell'UE. 

29  Germania, Polonia, Cechia, Italia, Francia e Paesi Bassi. 
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(GWP), è di gran lunga maggiore del GWP della CO2. Soprattutto nel breve termine (in un arco di tempo 
di 20 anni), il GWP del metano risulta 81 volte maggiore rispetto a quello della CO2 (IPCC, 2021). 
Nell'arco di 100 anni, il GWP del metano sarà ancora 28 volte più elevato di quello della CO2. In altre 
parole, il rilascio di metano ha un impatto enorme sul riscaldamento globale nel brevissimo termine, 
un effetto che è stato sottovalutato fino a poco tempo fa ed è stato quasi ignorato nell'ambito delle 
politiche ambientali e climatiche30. Ad esempio, nonostante sia un gas a effetto serra e uno dei 
cosiddetti gas di Kyoto le cui emissioni sono oggetto di comunicazione all'UNFCCC, il metano non è 
regolamentato dell'EU ETS31. 

La definizione delle politiche si concentra attualmente sulla gestione delle emissioni di metano 
derivanti dall'agricoltura, dagli impianti di trattamento dei rifiuti e dai settori del petrolio e del gas (cfr. 
sezione 4). Le emissioni di metano possono tuttavia verificarsi anche nel settore carbonifero, nel quale 
sono state tradizionalmente considerate un rischio di sicurezza legato all'attività estrattiva. Le emissioni 
fuggitive di metano derivanti dai combustibili fossili (ad esempio dal carbone) nell'UE-27 sono persino 
leggermente maggiori del totale delle emissioni fuggitive derivanti dal petrolio e dal gas naturale. 
Secondo i dati dell'UNFCCC, tali emissioni rappresentano all'incirca il 6 % delle emissioni totali di 
metano dell'UE-27 e circa il 36 % di tutte le emissioni di metano derivanti dal settore energetico32. Si 
tratta di circa l'1,8 % delle emissioni totali di gas a effetto serra dell'UE-27 (cfr. appendice A1 per ulteriori 
dettagli). Le emissioni di metano derivanti dal settore dei combustibili solidi sono diminuite di due terzi 
dal 1990, quando erano responsabili di quasi la metà di tutte le emissioni di metano, in linea con il calo 
dell'importanza del carbone nello stesso periodo.  

Tuttavia, la tendenza al ribasso delle emissioni fuggitive di metano derivanti dai combustibili solidi ha 
fatto registrare un rallentamento a partire dalla fine degli anni 2000. Tale andamento riflette il fatto che 
le perdite di metano non avvengono allo stesso modo in tutti i siti di produzione del carbone, ma 
dipendono dalla geologia (contenuto di metano) dei depositi di carbone. La maggior parte delle 
emissioni di metano nel settore carbonifero dell'UE deriva dalle miniere di carbone sotterranee 
polacche (Kasprzak e Jones, 2020).  

A differenza di altri Stati membri dell'UE, la Polonia ha continuato a produrre e utilizzare grandi quantità 
di carbone, continuando pertanto a generare emissioni fuggitive di metano derivanti dai combustibili 
solidi. Le emissioni fuggitive di metano si verificano tuttavia anche nelle miniere di carbone 
abbandonate e richiedono monitoraggio e ulteriori azioni (Olczak e Piebalgs, 2021). 

3.2. Gli effetti delle politiche ambientali europee sul carbone 

3.2.1. Sistema di scambio di quote di emissione dell'UE 
Per molti anni dopo la creazione dell'EU ETS, avvenuta nel 2005, il prezzo della CO2 è rimasto troppo 
basso e non ha fornito un incentivo abbastanza forte da ridurre l'uso del carbone nell'UE33. Al contrario, 
il basso prezzo della CO2 ha piuttosto promosso l'utilizzo del carbone, disincentivando nel contempo 

                                                             
30  Il metano ha inoltre un impatto ambientale dovuto al fatto che contribuisce alla produzione di ozono, che è a sua volta un potente 

inquinante atmosferico. 
31  Esiste una differenza strutturale fra le emissioni di CO2 quali disciplinate dall'EU ETS e le emissioni fuggitive di metano. L'EU ETS prende 

in considerazione le fonti di emissione puntuali, mentre le emissioni fuggitive di metano spesso si verificano lungo la catena 
infrastrutturale e non sempre possono essere attribuite a un unico luogo di emissione. 

32  Secondo i dati dell'UNFCCC, utilizzando per il calcolo della CO2 equivalente delle emissioni di metano il GWP a breve termine, pari a 81, 
(il GWP a lungo termine è pari a 27), si riscontra che le emissioni fuggitive di metano derivanti dal settore del carbone nell'UE ammontano 
a circa il 3 % (1 %) del livello di emissioni di CO2 all'interno dell'UE. 

33  La presente sezione è incentrata sul carbone nel settore dell'energia elettrica. 
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l'uso del gas naturale. Inoltre, le quote assegnate a titolo gratuito dalla riserva per i nuovi entranti negli 
anni 2000 hanno incentivato la costruzione di nuove centrali a carbone, come quella di Hamburg-
Moorburg, in Germania (Pahle, 2010). 

Dalla riforma dell'EU ETS, avvenuta nel 2018, il prezzo delle quote di CO2 è aumentato notevolmente, 
passando da una cifra di gran lunga inferiore a 10 EUR/tCO2, registrata fino all'inizio del 2018, a un 
prezzo di circa 25 EUR/tCO2 nel 2019 fino a superare poi i 60 EUR/CO2 nel settembre 202134. Tali aumenti 
hanno inciso sulle condizioni economiche del carbone rispetto al gas naturale e ad altre opzioni per la 
produzione di energia elettrica a basse o a zero emissioni di carbonio. Lo "switching price" è il prezzo 
al quale diventa economicamente interessante l'ipotesi di passare (in inglese, "switch") dalla 
produzione di energia elettrica dal carbone alla produzione di energia elettrica a partire dal gas 
naturale35. Il prezzo della CO2 è superiore a tale soglia dal 2019, perlomeno se si mettono a confronto 
centrali a carbone più obsolete e meno efficienti con centrali moderne ed efficienti alimentate a gas 
naturale (linea grigio chiaro nella figura 3-7)36. Benché la lignite presenti un'intensità di carbonio 
maggiore rispetto al carbon fossile, i suoi costi di trasporto e produzione estremamente bassi la 
rendono meno sensibile all'aumento dei prezzi della CO2. Si stima pertanto che per ottenere 
un'eliminazione graduale della lignite per motivi economici sia necessario avere un prezzo della CO2 
ancora più elevato rispetto a quelli registrati negli ultimi tre anni.  

Figura 3-7: Prezzo della CO2 stabilito dall'EU ETS e due ipotetici "switching price" dei 
combustibili (2010-2019) 

 
Fonte: Marcu et al. (2019) 

  

                                                             
34  I prezzi citati sono i prezzi delle quote dell'UE. 
35  Lo "switching price" tiene conto dei costi aggregati legati alla produzione di energia elettrica e indica a quale livello di prezzo della CO2 

la produzione di energia elettrica dal carbone o quella dal gas naturale comportano gli stessi costi. Al di sopra di detto livello di prezzo 
della CO2 risulta più economico passare alla produzione di energia elettrica tramite il gas naturale. I costi inclusi nel calcolo comprendono 
i prezzi dei combustibili (carbone o gas naturale), i costi operativi e i livelli di efficienza delle centrali (vale a dire, quanta energia elettrica 
può essere prodotta dal combustibile di alimentazione) e il prezzo della CO2, che è proporzionale al combustibile immesso. In una centrale 
inefficiente (ossia con un rendimento termico inferiore), è necessario utilizzare una maggiore quantità di combustibile, che comporta a 
sua volta maggiori emissioni di CO2 e spese più elevate per le quote di CO2 rispetto a una centrale più efficiente (vale a dire, con un 
rendimento termico superiore). 

36  La linea di colore grigio scuro mostra lo "switching price" fra una centrale a carbone più efficiente e una centrale a gas naturale meno 
efficiente.  
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Figura 3-8: Differenziali relativi al carico di base (a) e al carico di picco (b) per le centrali a 
carbone (dark spread), comprensivi del prezzo della CO2 (clean dark spread), in 
Germania nel periodo 2013-2021 

a) Dark Spread CARICO DI BASE 
 

 

b) Dark Spread CARICO DI PICCO 
 

 
Fonte:  EnergieInformationsdienst.  

Note:  Prezzi del gas di NCG. In questo caso, le centrali rappresentative hanno tassi di efficienza rappresentativi del 49 % 
(centrali a gas naturale) e del 38 % (centrali a carbon fossile). I dark spread sono calcolati come differenza tra il prezzo 
dell'energia elettrica e il prezzo del carbone. Nel caso dei clean dark spread viene inoltre sottratto il prezzo delle 
quote di emissione della CO2 relativo al medesimo giorno. 
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Il lungo periodo caratterizzato da bassi prezzi della CO2 e condizioni di mercato favorevoli per il carbone 
è evidente anche dall'andamento dei clean dark spread illustrati alla figura 3-8. Il clean dark spread è 
un indicatore standard usato negli scambi di energia che mostra il modello di profitti lordi di una 
centrale a carbone rappresentativa ("dark")37. Più precisamente, si tratta del differenziale ("spread") fra 
il prezzo dell'energia elettrica (ossia i ricavi dell'operatore della centrale) e i costi semplificati sostenuti 
dall'operatore della centrale, costituiti dal prezzo del combustibile (carbone) e dal prezzo delle quote 
di emissione della CO2 ("clean"). Tutti gli altri costi (manutenzione, personale, costi di capitali ecc.) non 
sono tenuti in conto dall'indicatore e devono essere coperti dallo spread. L'indicatore che non 
considera il costo dovuto al prezzo della CO2 è chiamato "dark spread" ed è anch'esso illustrato alla 
figura 3-8.  

Fino al 2018 il clean dark spread (indicato in figura dalla linea grigia) è sempre stato positivo, a indicare 
che gli operatori delle centrali a carbone ottenevano un profitto positivo. Il clean dark spread è 
diventato negativo solo a partire dal 2019, a causa del continuo aumento del prezzo della CO2. Il divario 
fra il dark spread (equivalente al prezzo dell'energia elettrica meno il prezzo del carbone) e il clean dark 
spread (equivalente al prezzo dell'energia elettrica meno il prezzo del carbone meno il prezzo della 
CO2) mostra gli effetti del prezzo della CO2. Tale divario si è ampliato notevolmente dal 2019, 
aumentando in maniera ancora più marcata a partire dal 2020.  

Sia per le ore di carico base che per quelle di carico di picco si sono osservate le stesse tendenze 
generali38. Tuttavia, nei periodi di picco della domanda e anche di recente con l'aumento dei prezzi 
della CO2 che hanno superato i 60 EUR/tCO2, il clean dark spread si è mantenuto positivo perché il 
prezzo di picco dell'energia elettrica era più alto dei costi del combustibile e della CO2 combinati. Ciò 
mostra che per eliminare efficacemente il carbone in tutti i periodi di tempo sarebbe necessario un 
ulteriore aumento dei prezzi della CO2. 

Il basso livello dei prezzi stabiliti dall'EU ETS negli ultimi dieci anni, che sono stati costantemente al di 
sotto dei 10 EUR/tCO2 tra la fine del 2011 e l'inizio del 2018, ha fatto sì che la fissazione del prezzo del 
carbonio non avesse alcun impatto effettivo sulla produzione di energia elettrica dal carbone, sia nel 
dispacciamento a breve termine che nelle decisioni di investimento a lungo termine. In tale contesto, 
molti Stati membri dell'UE hanno preferito optare per politiche alternative volte a ridurre il ruolo del 
carbone, come ad esempio strategie regolamentate di eliminazione graduale. Dette strategie di 
eliminazione graduale presentano tuttavia alcuni svantaggi rispetto ai meccanismi basati sui prezzi. In 
primo luogo, controllano le emissioni solo indirettamente, limitando la capacità installata anziché 
l'effettiva produzione di energia elettrica a partire dai combustibili fossili. In secondo luogo, esse 
portano al pagamento di indennizzi ai proprietari delle centrali, mentre un meccanismo basato sui 
prezzi attribuisce i costi alle unità inquinanti. Al di là dell'EU ETS, uno strumento di questo genere 
basato sui prezzi potrebbe essere messo in atto dagli Stati membri singolarmente, ad esempio 
attraverso prezzi minimi del carbonio a livello nazionale, vale a dire un prezzo minimo sulle emissioni 
di carbonio (per es., Oei et al., 2015). Nel caso della Germania, un prezzo di circa 34 EUR/tCO2 sarebbe 
sufficiente a raggiungere l'obiettivo climatico per il 2030, mentre l'attuale programma di eliminazione 
graduale non è in grado di realizzare detto obiettivo (Osorio et al., 2020). 

L'aumento del livello dei prezzi della CO2 a partire dal 2018 ha a sua volta comportato un effettivo 
peggioramento delle condizioni economiche dell'energia elettrica prodotta a partire dal carbone 

                                                             
37  Gli indicatori relativi allo spread esistono anche per altri tipi di centrali: centrali a gas naturale ("spark spread"), centrali nucleari ("quark 

spread") e centrali a biomassa ("bark spread"). Solo nel caso delle centrali a carbone si parla di "dark spread". 
38  Il carico di picco è un periodo caratterizzato da una domanda molto elevata in cui i prezzi dell'energia elettrica sono solitamente alti (più 

alti che nei periodi di carico base). 
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nell'UE. Ad esempio, ha probabilmente contribuito agli elevati tassi di partecipazione alle aste per 
l'eliminazione graduale del carbon fossile in Germania indette nel 2020 e 2021, nell'ambito delle quali 
persino centrali a carbone di recente apertura, moderne e altamente efficienti come quella di 
Hamburg-Moorburg (aperta nel 2015) si sono impegnate a porre fine alle loro operazioni in cambio del 
pagamento di un bonus39.  

Secondo le previsioni, il prezzo della CO2 aumenterà ulteriormente con la riduzione del massimale 
dell'EU ETS prevista nel pacchetto "Pronti per il 55 %" della Commissione europea. Alcuni analisti 
sostengono che tale aumento condurrà a un'eliminazione quasi totale del carbone entro il 2030 (ad 
esempio, Pietzcker et al., 2021), che sarebbe in linea con l'accordo di Parigi (Climate Analytics, 2017).  

Infine, affinché l'EU ETS possa mantenere un livello di prezzi elevato, è essenziale che i diritti di 
emissione delle centrali a carbone chiuse siano revocati e non siano riassegnati sul mercato ad altri 
soggetti responsabili di emissioni. Tale aspetto è stato sottolineato, ad esempio, da Anke et al. (2020) e 
Keles e Yilmaz (2020), ed è applicato anche nella legislazione tedesca relativa all'eliminazione graduale 
del carbone40. 

3.2.2. Altri limiti all'inquinamento 
La direttiva sulle emissioni industriali, che ha sostituito la direttiva sui grandi impianti di combustione 
(direttiva LCP, in vigore fino alla fine del 2015)41, disciplina l'inquinamento da biossido di zolfo (SO2), 
ossidi di azoto (NOx), polveri e una serie di altri inquinanti (ad esempio, i metalli pesanti)42. Nello 
specifico, per gli impianti di combustione del carbone e della lignite, detta direttiva comprende anche, 
a partire dall'estate 2021, requisiti relativi al controllo delle emissioni di mercurio. Mentre diversi Stati 
membri hanno chiesto deroghe43 in via temporanea, i limiti alle emissioni costringeranno infine gli 
operatori a scegliere fra costosi ammodernamenti dei loro impianti obsoleti volti ridurre 
l'inquinamento e un'accelerazione dello smantellamento dei rispettivi impianti.  

3.2.3. Regolamentazione del metano 
Le emissioni di metano derivanti dal settore del carbone non sono state finora sottoposte ad alcuna 
regolamentazione. Tuttavia, per motivi climatici e sulla base dei risultati degli studi più recenti, occorre 
includere le emissioni di metano derivanti dal carbone nella regolamentazione presente e futura in 
materia di metano. La Commissione europea ha proposto di includere tale aspetto nell'aggiornamento 
della sua strategia per il metano, dal quale si attende una proposta strategica concreta alla fine del 
202144.  

Data l'urgenza di ridurre le emissioni di metano, la normativa dovrebbe andare oltre la mera fissazione 
di norme per il monitoraggio, la comunicazione e la verifica (MRV). Per conseguire l'obiettivo della 
neutralità climatica dell'UE è opportuno limitare quanto prima le emissioni di metano e introdurre una 

                                                             
39  Il regolatore tedesco Bundesnetzagentur ha pubblicato un elenco di impianti alimentati a carbone che hanno ottenuto il pagamento di 

un bonus in cambio di una chiusura precoce degli impianti, disponibile in lingua tedesca al seguente indirizzo: 
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Kohleausstieg/start.html. 

40  Dettagli sulla legislazione federale tedesca in materia di abbandono del carbone sono disponibili al seguente indirizzo: 
https://www.bmwi.de/Redaktion/DE/Artikel/Service/kohleausstiegsgesetz.html (in tedesco). 

41  Direttiva 2001/80/CE concernente la limitazione delle emissioni nell'atmosfera di taluni inquinanti originati dai grandi impianti di 
combustione (direttiva LCP), che sostituisce la direttiva 88/609/CEE sui grandi impianti di combustione quale modificata dalla direttiva 
94/66/CE. 

42  Direttiva 2010/75/UE del Parlamento europeo e del Consiglio, del 24 novembre 2010, relativa alle emissioni industriali (prevenzione e 
riduzione integrate dell'inquinamento). Consultabile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-
content/IT/TXT/?uri=CELEX:32010L0075.  

43  Cfr. https://eeb.org/four-years-of-unnecessary-pollution-eu-governments-fail-to-curb-emissions-from-most-toxic-plants/. 
44  COM(2020)0663 final Comunicazione sulla strategia dell'UE per ridurre le emissioni di metano. 

https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Kohleausstieg/start.html
https://www.bmwi.de/Redaktion/DE/Artikel/Service/kohleausstiegsgesetz.html
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/?uri=CELEX:32010L0075
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/?uri=CELEX:32010L0075
https://eeb.org/four-years-of-unnecessary-pollution-eu-governments-fail-to-curb-emissions-from-most-toxic-plants/
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strategia volta a ridurre le emissioni. Tale strategia potrebbe, ad esempio, ispirarsi all'EU ETS 
prevedendo un sistema di limitazione e scambio del metano, integrare il metano nell'EU ETS o adottare 
un approccio differente, ad esempio imponendo limitazioni alle intensità di metano delle unità di 
produzione (di carbone). 

3.3. Stato attuale delle strategie nazionali per l'eliminazione graduale 
del carbone 

Le decisioni a favore dell'eliminazione graduale del carbone inviano al mercato e alla comunità politica 
internazionale un segnale di credibilità in relazione alla politica climatica e ciò costituisce uno dei 
principali motivi per cui molti Stati membri dell'UE hanno operato scelte di questo tipo. Tale decisione 
è stata assunta da molti paesi in tutto il mondo, diversi dei quali nell'ambito della Powering Past Coal 
Alliance, su pressione della società civile che non è intenzionata ad attendere l'adozione di politiche 
intersettoriali, come le limitazioni alle emissioni di CO2, per affrontare adeguatamente il problema della 
produzione di energia elettrica dal carbone. L'eliminazione graduale della produzione di energia 
elettrica dal carbone porta con sé anche il vantaggio di fronteggiare efficacemente altre sfide ed 
esternalità legate alla combustione e all'estrazione del carbone, quali l'inquinamento e i relativi effetti 
sulla salute e il degrado del suolo. Il continuo calo dei costi delle fonti di energia rinnovabili cui si è 
assistito negli ultimi vent'anni è un fattore che ha convinto i responsabili politici nazionali e altri 
portatori di interessi della possibilità concreta di eliminare gradualmente il carbone in molti Stati 
membri dell'UE. 

Lo stato attuale delle decisioni di eliminazione graduale del carbone a livello nazionale differisce fra i 
diversi Stati membri dell'UE (figura 3-9). In alcuni casi il carbone rivestiva un ruolo marginale nel mix 
energetico e dell'energia elettrica per varie ragioni, ad esempio per via della mancata disponibilità di 
tale risorsa a livello locale (ad esempio nei paesi baltici e sulle isole del Mediterraneo).  

In alcuni casi le vecchie centrali a carbone sono state sostituite piuttosto facilmente da fonti di energia 
disponibili a livello nazionale (come nel caso di Austria e Belgio). La situazione appare comunque molto 
dinamica e di recente si sono registrati alcuni impegni aggiuntivi a favore di eliminazioni in tempi 
relativamente brevi nell'ambito del processo di elaborazione dei piani nazionali per la ripresa e la 
resilienza (PNRR) in risposta alla crisi della COVID-19 e in zone in cui la disponibilità di fondi 
supplementari dell'UE potrebbe contribuire a sostenere la transizione energetica (come nel caso della 
Romania).  
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Figura 3-9: Status dell'eliminazione graduale del carbone negli Stati membri dell'UE 
aggiornato al settembre 2021 

 
Fonte:  Rappresentazione degli autori. Cartina vuota reperita da Bing (Microsoft). I valori numerici indicano le capacità 

installate delle centrali a lignite e a carbon fossile nel 2020. I dati relativi alle capacità delle centrali sono tratti dalla 
piattaforma per la trasparenza della Rete europea di gestori di sistemi di trasmissione dell'energia elettrica (sezione 
"Installed Generation Capacity Aggregated", capacità di produzione installata aggregata [14.1.A]), disponibile al 
seguente indirizzo: https://transparency.entsoe.eu/generation/r2/installedGenerationCapacityAggregation/show. 

In Polonia sono in corso dibattiti sull'ipotesi di anticipare l'impegno per l'eliminazione graduale del 
carbone, attualmente prevista per il 2049, e un numero crescente di indicatori mostra la possibilità di 
conseguire detta eliminazione prima del 2040. A tal proposito, l'aspetto più importante è costituito dal 
fatto che nel giugno 2021 l'operatore PGE ha deciso di procedere alla chiusura della centrale di 
Bełchatów, la più grande centrale a carbone del paese, nel 2036, innescando in tal modo la definizione 
di piani di eliminazione graduale più rapidi per le miniere di lignite connesse all'impianto45. Secondo 
alcune fonti, la decisione sarebbe stata influenzata dalla volontà di chiedere finanziamenti a titolo del 
Fondo dell'UE per una transizione giusta46. In ogni caso, anche i fattori economici (costi di estrazione 
molto elevati combinati a prezzi del carbone e dell'energia elettrica bassi e regolamentati) rivestono 
senza dubbio un ruolo rilevante in tale scelta. Il governo polacco si è mostrato disponibile a salvare le 
centrali a carbone non redditizie, una scelta che sarebbe tuttavia incompatibile con le norme in materia 
di aiuti di Stato per l'energia e la tutela ambientale. 

In Cechia una commissione nazionale per il carbone composta da più portatori di interessi e attiva dal 
2019 ha suggerito nel maggio 2021 di fissare la data per l'eliminazione definitiva di tale risorsa al 2038, 
come in Germania.  

                                                             
45  Cfr. informazioni raccolte dal Global Energy Monitor e pubblicate al seguente indirizzo: 

https://www.gem.wiki/Belchatow_power_complex (ultima consultazione il 1° agosto 2021). 
46  Cfr. comunicato stampa dell'azienda PGE, consultabile all'indirizzo: https://www.gkpge.pl/Press-Center/press-releases/corporate/pge-

group-just-transition-for-belchatow-region-becoming-a-fact (ultima consultazione il 1° agosto 2021). PGE è una società quotata in borsa 
e oltre il 50 % delle sue azioni è di proprietà dello Stato polacco (informazioni disponibili all'indirizzo: https://www.gkpge.pl/Investor-
Relations/Shares/Shareholders). 

https://transparency.entsoe.eu/generation/r2/installedGenerationCapacityAggregation/show
https://www.gem.wiki/Belchatow_power_complex
https://www.gkpge.pl/Press-Center/press-releases/corporate/pge-group-just-transition-for-belchatow-region-becoming-a-fact
https://www.gkpge.pl/Press-Center/press-releases/corporate/pge-group-just-transition-for-belchatow-region-becoming-a-fact
https://www.gkpge.pl/Investor-Relations/Shares/Shareholders
https://www.gkpge.pl/Investor-Relations/Shares/Shareholders
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Parti del governo hanno tuttavia respinto la data indicata, chiedendo di avanzare proposte alternative 
che prevedano una data precedente per l'eliminazione del carbone47. La decisione finale spetterà al 
governo emerso dalle elezioni dell'ottobre 2021. Nel frattempo, una delle due società carbonifere del 
paese, l'azienda CEZ, di proprietà dello Stato, ha annunciato una notevole riduzione della quota di 
carbone nel proprio mix di produzione, che, secondo i piani, dovrebbe passare dal 36 % della sua 
capacità nel 2020 al 25 % entro il 2025, fino ad arrivare al 12,5 % entro il 203048. La decisione si inserisce 
nella scia di una tendenza all'abbandono delle centrali a carbone che si osserva nel paese.  

In Slovenia si sta attualmente discutendo dell'ipotesi di anticipare l'eliminazione graduale del carbone 
(prevista dal PNEC per il 2050). In tal senso sono state avanzate svariate proposte, la più ambiziosa delle 
quali prevede l'eliminazione graduale per il 2033. Nel paese si trova una regione di estrazione della 
lignite e qualsiasi progresso nell'eliminazione graduale del carbone dipenderà dalle opportunità di 
occupazione e reddito alternative create, delineate in una bozza di piano territoriale nell'ambito 
dell'iniziativa per le regioni carbonifere in transizione della Commissione europea. 

In Romania la situazione è molto dinamica. Fino alla primavera del 2021 il paese non aveva ancora 
assunto alcun impegno a favore dell'eliminazione graduale del carbone. Nel giugno 2021 il governo 
rumeno ha presentato alla Commissione europea un piano nazionale per la ripresa e la resilienza 
(PNRR) che mira a eliminare gradualmente il carbone dal settore dell'energia elettrica entro il 2032 e a 
chiudere ancora prima, vale a dire nel 2022, le miniere di carbone del paese. Tali decisioni sono state 
adottate dopo che l'aumento dei prezzi della CO2 ha comportato un netto peggioramento degli aspetti 
economici legati al carbone rumeno. La Romania auspica di ottenere sostegno dai fondi dell'UE, in 
particolare per assistere la transizione delle regioni minerarie. Tuttavia, i dettagli della citata 
eliminazione non sono ancora chiari e altre politiche, come l'espansione quasi inesistente delle fonti di 
energia rinnovabili e il piano di ristrutturazione dell'azienda Complexul Energetic Oltenia, di proprietà 
dello Stato, elaborato dal governo, continuano a essere in contrasto con l'annuncio dell'eliminazione 
del carbone49. Secondo alcune fonti, a una "commissione per il carbone" simile a quelle operanti in 
Germania e in Cechia sarà affidato il compito di definire i dettagli della questione50.  

La Bulgaria presenta una situazione molto complessa, dovuta alla presenza di grandi attività di 
estrazione di carbone e all'elevato livello di occupazione ad esse legato, oltre a una quota elevata di 
carbone nel mix dell'energia elettrica, il tutto accompagnato, allo stesso tempo, da una quasi totale 
mancanza di espansione della capacità delle fonti di energia rinnovabili negli ultimi nove anni. I governi 
passati hanno optato per una strategia attendista, senza prendere alcuna decisione in merito 
all'eliminazione graduale del carbone. Oggi il settore carbonifero bulgaro si trova in una situazione di 
pressione economica a causa dell'aumento dei prezzi della CO2. I decisori politici bulgari vedono inoltre 
la possibilità di ottenere un eventuale sostegno a titolo dei fondi dell'UE per promuovere la transizione 
delle regioni minerarie. Tuttavia, in assenza di un governo stabile51, il paese non può assumere alcun 
impegno in relazione a una data esatta di eliminazione graduale del carbone o a un programma in tal 
senso. 

                                                             
47  Notizia basata suIle informazioni disponibili all'indirizzo: https://www.nasdaq.com/articles/czech-government-to-look-at-speedier-coal-

exit-than-2038-target-2021-05-24 (ultima consultazione il 1° agosto 2021). 
48  Cfr. comunicato stampa di CEZ, disponibile all'indirizzo: https://www.cez.cz/en/media/press-releases/cez-presents-clean-energy-of-

tomorrow-its-production-portfolio-is-to-be-rebuilt-to-low-emissions-by-2030-144329 (ultima consultazione il 1° agosto 2021). 
49  Cfr. l'annuncio della notizia, disponibile all'indirizzo: https://beyond-coal.eu/2021/06/03/romania-confirms-it-is-ditching-coal/.  
50  Cfr. l'annuncio della notizia, disponibile all'indirizzo: https://www.euractiv.com/section/energy/news/romania-will-phase-out-coal-by-

2032/.  
51  Le prossime elezioni parlamentari in Bulgaria sono previste per novembre 2021. Saranno le terze elezioni nazionali ad avere luogo nel 

2021.  

https://www.nasdaq.com/articles/czech-government-to-look-at-speedier-coal-exit-than-2038-target-2021-05-24
https://www.nasdaq.com/articles/czech-government-to-look-at-speedier-coal-exit-than-2038-target-2021-05-24
https://www.cez.cz/en/media/press-releases/cez-presents-clean-energy-of-tomorrow-its-production-portfolio-is-to-be-rebuilt-to-low-emissions-by-2030-144329
https://www.cez.cz/en/media/press-releases/cez-presents-clean-energy-of-tomorrow-its-production-portfolio-is-to-be-rebuilt-to-low-emissions-by-2030-144329
https://beyond-coal.eu/2021/06/03/romania-confirms-it-is-ditching-coal/
https://www.euractiv.com/section/energy/news/romania-will-phase-out-coal-by-2032/
https://www.euractiv.com/section/energy/news/romania-will-phase-out-coal-by-2032/
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La Croazia è entrata a far parte della Powering Past Coal Alliance (PPCA) internazionale nel giugno 
2021 e sta ora lavorando, insieme alla PPCA, a una strategia per l'eliminazione graduale del carbone e 
alla fissazione di una data per il conseguimento di tale obiettivo52. Al momento la Croazia non ha fissato 
alcuna data per l'eliminazione graduale del carbone; secondo alcune fonti, tale data sarebbe tuttavia 
prevista per i primi anni '30 del 200053. 

Infine, in Germania, durante la campagna elettorale in vista delle elezioni federali svoltasi nell'estate 
del 2021, politici di vari partiti, compreso il partito conservatore che faceva parte del governo uscente, 
si sono detti concordi sul fatto che l'effettiva eliminazione graduale del carbone dovrà avvenire prima 
del 2038.  

Rimane ora da constatare se si tratterà di una semplice realtà economica o se, piuttosto, si provvederà 
a elaborare scelte politiche e attività legislative rinnovate. Alcuni osservatori ritengono che 
l'aggiornamento della legge sul clima dell'estate 2021 comporti implicitamente l'abbandono del 
carbone entro il 203054. 

In sintesi, dalla valutazione dei dibattiti in corso all'interno degli Stati membri emerge che gli aspetti 
economici legati all'aumento dei prezzi della CO2 e alla diminuzione dei costi delle energie rinnovabili 
hanno esercitato un'ulteriore pressione sui rispettivi settori carboniferi, che erano già oggetto di accese 
discussioni dovute all'obiettivo della neutralità climatica. Il sostegno dell'UE a favore della transizione 
delle regioni minerarie offre un efficace incentivo supplementare.  

3.4. Effetti della futura eliminazione graduale del carbone negli Stati 
membri dell'UE 

3.4.1. Effetti sul settore dell'energia elettrica 

a. Stato attuale del parco di centrali a carbone 

L'eliminazione graduale del carbone costituisce un cambiamento fondamentale per il settore 
dell'energia elettrica degli Stati membri dell'UE che sono ancora fortemente dipendenti da tale risorsa. 
Sarà necessario effettuare grandi investimenti infrastrutturali per sostituire le centrali a carbone. Come 
evidenziato nella sezione 3.1 del presente capitolo, benché molti Stati membri dell'UE utilizzino il 
carbone per produrre energia elettrica, solo un numero limitato di paesi dispone ancora di 
un'infrastruttura ampia e attiva di centrali a carbone. 

Diversi Stati membri dell'UE dispongono ancora di capacità installate di lignite e carbon fossile, con 
capacità molto significative in Germania (oltre 45GW)55, Polonia (oltre 30GW), Cechia (circa 10GW) e 
Spagna (circa 10GW) (figura 3-9). La sostituzione della lignite e del carbon fossile rappresenta una sfida 
complessa in particolare per svariati Stati membri dell'Europa centrale e orientale, poiché dette risorse 

                                                             
52  Cfr. l'annuncio della Powering Past Coal Alliance, disponibile all'indirizzo: https://www.poweringpastcoal.org/news/press-release/spain-

heads-list-of-new-powering-past-coal-alliance-members.  
53  Cfr. la notizia riportata sul sito web di Euractiv il 28 giugno 2021, disponibile all'indirizzo: https://www.euractiv.com/section/climate-

environment/opinion/the-eu-must-tell-the-world-it-will-power-past-coal-by-2030/. 
54  Non è ancora chiaro quale settore o quali settori contribuiranno all'ulteriore riduzione delle emissioni imposta dall'aggiornamento della 

legge tedesca sul clima. Alla luce delle elevate emissioni derivanti dal settore del carbone e della continua espansione delle fonti di 
energia rinnovabili in Germania, molti osservatori ritengono che la gran parte dell'ulteriore riduzione delle emissioni dovrebbe giungere 
dal settore carbonifero. Un'analisi di questo tipo è disponibile all'indirizzo: https://www.euractiv.com/section/climate-
environment/opinion/the-eu-must-tell-the-world-it-will-power-past-coal-by-2030/. Al momento delle elezioni parlamentari del 
settembre 2021 non era stato tuttavia portato a termine alcun aggiornamento della legge sull'abbandono del carbone. 

55  Di questi 45GW, solo 33GW sono attualmente operativi sul mercato dell'energia elettrica. Le restanti centrali elettriche costituiscono 
capacità di riserva che possono essere riattivate dagli operatori della rete di trasmissione per garantire la sicurezza 
dell'approvvigionamento. 

https://www.poweringpastcoal.org/news/press-release/spain-heads-list-of-new-powering-past-coal-alliance-members
https://www.poweringpastcoal.org/news/press-release/spain-heads-list-of-new-powering-past-coal-alliance-members
https://www.euractiv.com/section/climate-environment/opinion/the-eu-must-tell-the-world-it-will-power-past-coal-by-2030/
https://www.euractiv.com/section/climate-environment/opinion/the-eu-must-tell-the-world-it-will-power-past-coal-by-2030/
https://www.euractiv.com/section/climate-environment/opinion/the-eu-must-tell-the-world-it-will-power-past-coal-by-2030/
https://www.euractiv.com/section/climate-environment/opinion/the-eu-must-tell-the-world-it-will-power-past-coal-by-2030/
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rappresentano ancora una quota notevole della capacità totale installata delle centrali, nello specifico 
il 71 % in Polonia, il 46 % in Cechia, il 35 % in Bulgaria e il 25 % in Slovenia (figura 3-10). 

Figura 3-10: Capacità installata delle centrali a carbone nel 2019, espressa in MW 

 

Fonte:  Calcoli degli autori sulla base dei dati riportati nella piattaforma per la trasparenza della Rete europea di gestori di 
sistemi di trasmissione dell'energia elettrica (sezione "Installed Generation Capacity Aggregated", capacità di 
produzione installata aggregata [14.1.A]), disponibile al seguente indirizzo: 
https://transparency.entsoe.eu/generation/r2/installedGenerationCapacityAggregation/show. 

Le centrali a lignite sono tradizionalmente utilizzate come centrali per il carico base, mentre le centrali 
a carbon fossile vengono impiegate anche come fonti di approvvigionamento flessibili con cicli 
giornalieri in caso di indisponibilità delle fonti di energia rinnovabili. Emerge pertanto la questione 
cruciale di come sostituire la produzione di energia elettrica basata sul carbone nei prossimi decenni. 
Tale questione dipende ovviamente da numerosi fattori: considerazioni politiche, fattibilità economica 
(ad esempio, prezzo del carbonio) e considerazioni legate alla sicurezza dell'approvvigionamento. 

b. Dipendenza dalle importazioni 

Nelle discussioni relative all'eliminazione graduale del carbone nell'UE la questione della dipendenza 
dalle importazioni riveste un ruolo di primo piano per molti paesi. A tal proposito, è fondamentale 
operare una distinzione fra lignite e carbon fossile. La prima è impiegata nella maggior parte dei casi 
per produrre energia elettrica e calore ed è utilizzata nelle vicinanze del sito di estrazione (figura 3-11). 
A causa del suo basso contenuto energetico, il trasporto della lignite su lunghe distanze non è 
economicamente vantaggioso. 
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Figura 3-11: Uso della lignite e del carbon fossile nell'UE nel 2019  

 

Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (nrg_cb_sff). 

Nel caso del carbon fossile, la situazione è notevolmente diversa. Dieci Stati membri dell'UE usano ogni 
anno 1 Mt o più di carbon fossile per produrre energia elettrica e calore. 

Diversamente dalla lignite, il carbon fossile viene estratto solo in Cechia e Polonia; quest'ultima, nello 
specifico, ha una produzione di venti volte superiore rispetto a quella della Cechia. Pertanto, quasi tutti 
gli Stati membri dell'UE ricorrono a carbon fossile importato per produrre energia elettrica e calore56. 

I paesi che estraggono carbone (carbon fossile e lignite) potrebbero decidere di sostituire le proprie 
centrali a carbone con centrali a gas. Tale scelta, tuttavia, comporterebbe non solo una maggiore 
dipendenza dalle importazioni, vista la mancanza di fonti di gas naturale a livello nazionale, ma anche 
il rischio dell'abbandono di attività legate al gas naturale. I restanti paesi carboniferi si trovano 
nell'Europa centrale e orientale dove, vista la disponibilità di un'infrastruttura di gasdotti, le 
importazioni di gas naturale provengono principalmente dalla Russia, che può essere considerata un 
fornitore rischioso. In tale situazione, la sostituzione delle centrali a carbone con fonti di energia 
rinnovabili disponibili a livello nazionale (energia eolica, energica solare, energia da biomassa) 
consentirebbe non solo di scongiurare il rischio dell'abbandono delle attività legate alle fonti fossili, ma 
anche di ridurre la dipendenza dalle importazioni. 

c. Il futuro parco di centrali elettriche dell'UE 

Gli Stati membri dell'UE che dipendono ancora dal carbone per la produzione di energia elettrica (e 
calore) dovranno sostituire nel medio e lungo termine le proprie centrali a carbone con capacità di 
produzione a basse emissioni di carbonio per poter efficacemente ridurre le emissioni di gas a effetto 
serra. A meno che non siano importate grandi quantità di energia elettrica (una soluzione addirittura 
impossibile nel caso del calore), si prospettano diverse opzioni per tale sostituzione: (1) la sostituzione 
delle centrali a carbone con centrali a gas nel breve e medio termine, che saranno a loro volta in gran 
parte sostituite da fonti di energia rinnovabili nel lungo termine, dando luogo a eventuali abbandoni 
di attività; (2) la sostituzione diretta delle centrali a carbone con fonti di energia rinnovabili; (3) la 

                                                             
56  La Polonia e la Cechia esportano quantità molto ridotte di carbon fossile. In Polonia circa il 60 % del carbon fossile consumato viene 

utilizzato per la produzione di energia elettrica e calore, mentre la Cechia impiega per l'energia elettrica e il calore solamente il 30 % del 
carbon fossile consumato. In aggiunta a quello che estraggono a livello nazionale, entrambi i paesi importano anche grandi quantità di 
carbon fossile. 
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sostituzione con l'energia nucleare. Benché l'energia nucleare possa essere considerata una fonte 
stabile di energia elettrica a basse emissioni di carbonio, essa porta con sé numerosi problemi e in 
diversi Stati membri dell'UE è in vigore una moratoria in relazione al suo uso. Inoltre, i tempi di 
costruzione estremamente lunghi delle centrali nucleari in Europa, gli elevatissimi costi di investimento 
che esse richiedono, nonché la questione irrisolta dello stoccaggio finale delle scorie nucleari e il rischio 
di incidenti catastrofici, fra gli altri aspetti, rendono l'energia nucleare una fonte meno conveniente 
rispetto alle fonti di energia rinnovabili. Gli autori non ritengono, pertanto, che l'opzione del nucleare 
assumerà maggiore importanza negli anni a venire. 

Si userà in questa sede il modello numerico semplificato open-source DIETER del settore dell'energia 
elettrica57 per analizzare il futuro sistema dell'energia elettrica nell'UE e nei suoi Stati membri. Poiché 
l'eliminazione graduale del carbone rappresenta una questione fondamentale per la neutralità 
climatica dell'UE, i risultati di tale modello si applicano a tutti e tre gli scenari limite. Il modello consente 
di determinare, partendo da specifiche premesse, la futura capacità ottimale del parco per la 
produzione di energia elettrica 58. I risultati emersi dai calcoli svolti dal modello (illustrati nella figura 
3-12), mostrano: 

• come potrebbe presentarsi un sistema di energia elettrica privo di carbone nell'UE; 
• che gli investimenti necessari per sostituire il carbone differiscono da paese a paese; e 
• che per ridurre le emissioni di gas a effetto serra derivanti dal sistema di energia elettrica dell'UE 

sono necessarie ingenti capacità supplementari di centrali alimentate da fonti di energia 
rinnovabili.  

  

                                                             
57  Per delineare il sistema elettrico europeo si è fatto ricorso nella presente analisi al "Dispatch and Investment Evaluation Tool with 

Endogenous Renewables" (DIETER, strumento di valutazione del dispacciamento e degli investimenti con fonti di energia rinnovabili 
endogene), un modello di espansione e dispacciamento delle capacità del sistema elettrico europeo. Per ulteriori informazioni consultare 
l'appendice A1 e Zerrahn e Schill (2017). 

58  I tre anni scelti come obiettivo dell'osservazione differiscono principalmente nella quota ipotizzata di energia elettrica da fonti rinnovabili 
prodotta sul totale dell'energia elettrica consumata. Per il 2050 è stato ipotizzato un livello di energia elettrica da fonti rinnovabili pari a 
"quasi il 100 %", mentre per gli anni 2030 e 2040 sono state ipotizzate quote intermedie nell'eventuale progresso dalle quote attuali, 
registrate nel 2020, a quelle previste per il 2050. Per le fonti delle ipotesi e dei dati presentati si rimanda all'appendice A1. 
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Figura 3-12: Parchi ottimali di centrali elettriche in anni differenti 

 
 
Fonte: Calcoli degli autori. 
Note: Gli assi verticali sono diversi per ogni paese. La figura mostra il parco di centrali elettriche (e di stoccaggio) che 

comporta costi ridotti al minimo per i paesi che attualmente presentano ancora notevoli capacità di centrali a 
carbone. Benché il modello elaborato comprenda un insieme più ampio di paesi37, in questa sede ne sono riportati 
solo alcuni. Il modello presenta parchi di energia ottimali per tre diversi anni (2030, 2040 e 2050). La colonna 
contrassegnata dal termine "now" (ora) illustra il parco attuale.  

 

Entro il 2030 la maggior parte delle centrali a carbone potrebbe essere scomparsa dal sistema. Tuttavia, 
l'eliminazione graduale del carbone e la continua decarbonizzazione del sistema energetico (quali 
ipotizzate negli scenari simulati ai fini della presente analisi) richiedono una forte espansione delle 
capacità di produzione di energia elettrica in tutti i paesi.  

Le necessità di investimento sono tuttavia differenti nel breve periodo: i paesi che dispongono già di 
grandi impianti fotovoltaici ed eolici (come la Germania), di centrali idroelettriche (come la Romania) o 
di centrali nucleari o a gas potranno sostituire le centrali a carbone in maniera relativamente facile con 
investimenti aggiuntivi limitati. Se sia preferibile investire in ulteriori centrali a gas o concentrare tutti 
gli investimenti sull'espansione delle fonti di energia rinnovabili è una questione che dipende dal paese 
preso in esame. Nei paesi in cui il carbone riveste un ruolo centrale nel sistema dell'energia elettrica, in 
primo luogo la Polonia, saranno necessari ingenti investimenti nel breve periodo per sostituire il 
carbone. 

I risultati del modello qui elaborato sono in linea con le risultanze di altri studi. Czyżak e Wrona (2021) 
hanno concluso che la Polonia può ridurre al 13 % la sua quota di carbone nella produzione di energia 
elettrica entro il 2030, per poi eliminare completamente tale risorsa entro il 2035. I due autori hanno 
tuttavia osservato che nuovi investimenti in centrali a gas non risultano convenienti, dal momento che 
nel corso degli anni '30 del 2000 esse saranno rimpiazzate dal punto di vista economico dalle fonti di 
energia rinnovabili. Analogamente, Koenig et al (2020) hanno concluso che il 2032 rappresenta una 
data realistica per l'eliminazione graduale della lignite come fonte di energia elettrica in Germania, 
Polonia e Cechia. 

d. Diffusione delle energie rinnovabili 

Per eliminare gradualmente il carbone, ma anche per decarbonizzare il settore europeo dell'energia 
elettrica nel suo complesso, è fondamentale mobilitare sostanziosi investimenti nelle centrali elettriche 
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alimentate da fonti di energia rinnovabili (energia solare fotovoltaica ed energia eolica). Ciò vale in 
particolare per i paesi che sono ancora dipendenti dal carbone. Tutti e tre gli scenari presentati nel 
capitolo 2 ricorrono a grandi quantità di energia elettrica da fonti rinnovabili. Come illustrato nella 
figura 3-12, la dimensione complessiva dei parchi di centrali elettriche dei paesi dovrà aumentare 
notevolmente. Poiché gli impianti fotovoltaici e le centrali eoliche offrono un minor numero di ore a 
pieno carico all'anno rispetto alle centrali a carbone e a gas, il parco degli impianti energetici dovrà 
essere estesa in misura maggiore rispetto alle capacità fossili eliminate.  

I risultati illustrati nella figura 3-12 sono indicativi e non rappresentano previsioni precise: benché, 
prendendo in considerazione solo specifici costi di investimento, per alcuni paesi l'energia fotovoltaica 
sembri essere un'opzione migliore rispetto a quella eolica, i paesi potrebbero decidere di favorire altre 
tecnologie. 

Per raggiungere gli obiettivi di decarbonizzazione dell'UE è necessario che i paesi europei inizino 
immediatamente a diffondere quantità significative di energie rinnovabili: i tassi di investimento nelle 
centrali alimentate da fonti di energia rinnovabili dovranno essere superiori ai tassi di espansione 
registrati negli ultimi anni. Victoria et al. (2020)59 sostengono che i tassi di installazione di impianti solari 
fotovoltaici e di impianti eolici, sia onshore che offshore, dovranno aumentare raggiungendo livelli 
superiori ai massimi storici. La figura 3-13 illustra a livello grafico quanto appena detto: i tassi storici di 
installazione di centrali elettriche alimentate da fonti di energia rinnovabili sono inferiori a quelli che 
saranno necessari in futuro. Tuttavia, in passato alcuni Stati membri hanno raggiunto tassi di 
installazione significativi: l'Italia ha fatto registrare un aumento di 10 GW di capacità degli impianti solari 
fotovoltaici in un solo anno (2010), mentre la Germania ha raggiunto tassi di installazione di impianti 
solari fotovoltaici molto elevati (> 7 GW ogni anno) negli anni 2010, 2011 e 2012.  

Figura 3-13: Tassi di installazione delle energie rinnovabili nell'UE necessari per ottenere la 
decarbonizzazione dell'energia 

 
 
Fonte: Illustrazione degli autori sulla base dello studio di Victoria et al (2020). 
  

                                                             
59  Sebbene l'analisi svolta da Victoria et al. (2020) si basi su ipotesi, dati e modelli differenti rispetto a quelli utilizzati nel presente studio, da 

entrambe le analisi emerge la necessità di ambiziosi investimenti nelle centrali elettriche alimentate da fonti di energia rinnovabili. 
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3.4.2. Altri effetti economici e transizione nelle regioni carbonifere  
In diversi Stati membri che dispongono di attività carbonifere nazionali l'eliminazione graduale del 
carbone non rappresenta solo una sfida per il settore dell'energia elettrica, ma comporta anche 
implicazioni per le transizioni regionali e l'occupazione. L'UE ha iniziato a offrire sostegno a tali regioni 
attraverso il meccanismo per una transizione giusta. Il carbone viene ancora estratto nei seguenti Stati 
membri dell'UE: Bulgaria, Cechia, Germania, Grecia, Ungheria, Polonia, Romania, Slovenia e Slovacchia. 

Malgrado l'importanza rivestita da tale attività a livello regionale, la quota complessiva dell'estrazione 
di carbone nell'economia e nell'occupazione dell'UE è limitata. Secondo Alves Dias et al. (2018), nell'UE 
circa 237 000 persone sono attualmente impiegate nel settore carbonifero, la maggior parte delle quali 
(185 000 persone) sono impiegate nell'estrazione di carbone. Si tratta dello 0,1 % dell'occupazione 
totale dell'UE. Altre 215 000 persone svolgono attività lavorative legate indirettamente al settore 
carbonifero, una cifra che rappresenta un altro 0,1 % dell'occupazione totale dell'UE.  

In altre parole, il processo di eliminazione graduale del carbone oggi in atto mette a rischio un numero 
di posti di lavoro notevolmente inferiore rispetto a quelli messi a repentaglio in precedenti transizioni 
economiche, che hanno comportato la perdita di milioni di posti. I posti di lavoro legati all'estrazione 
del carbone nell'UE sono in gran parte già stati persi.  

La sfida consisterà ora nel trovare occupazioni alternative per i lavoratori delle miniere di carbone nel 
breve periodo. Le misure di transizione dovranno includere il sostegno alla creazione di imprese in 
settori che valorizzino le competenze derivanti dal settore dell'estrazione del carbone così come misure 
di riqualificazione e istruzione nel tentativo di superare la cosiddetta "maledizione delle risorse" a livello 
regionale. In ogni caso, solitamente ci si può attendere effetti positivi solo dopo un certo numero di 
anni. Analogamente, Kapetaki et al. (2020) hanno stimato che diffondendo centrali elettriche 
alimentate da fonti di energia rinnovabili entro il 2030 sarebbe possibile creare lo stesso numero di 
posti di lavoro messi attualmente a rischio dal processo di eliminazione graduale del carbone. Entro il 
2050 il numero dei nuovi posti di lavoro creati potrebbe persino raddoppiare. Gli autori dello studio 
menzionato hanno inoltre rilevato che le regioni europee interessate dall'eliminazione graduale del 
carbone dispongono di un elevato potenziale tecnico per le energie rinnovabili e, qualora tale 
potenziale venisse sfruttato appieno, potrebbero fornire più della metà degli impianti aggiuntivi 
necessari a livello dell'UE per conseguire la neutralità in termini di emissioni di carbonio entro il 2050. 
La figura 3-14 mostra i potenziali tecnici per l'installazione di impianti solari fotovoltaici montati a terra 
nelle regioni carbonifere europee. 
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Figura 3-14: Potenziale tecnico cumulativo (GW) per impianti solari fotovoltaici montati a terra 
nelle regioni carbonifere 

Oltre a questa prospettiva di transizione nel lungo termine, l'UE sostiene le regioni attualmente in 
transizione mediante finanziamenti e trasferimento delle conoscenze. Il trasferimento delle 
conoscenze e lo sviluppo delle capacità locali sono organizzati dalla Commissione europea tramite 
l'iniziativa per le regioni carbonifere in transizione60.  

In termini di sostegno monetario, nel nuovo periodo di finanziamento 2021-2027 è possibile sfruttare 
diversi fondi, alcuni dei quali appositamente dedicati alle regioni carbonifere, nello specifico: 

• nell'ambito del meccanismo per una transizione giusta61: 

                                                             
60  Ulteriori informazioni sull'iniziativa per le regioni carbonifere in transizione sono disponibili, in lingua inglese, all'indirizzo 

https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/EU-coal-regions/initiative-for-coal-regions-in-transition_en e sulla pagina web del 
segretariato per l'assistenza tecnica alle regioni in transizione, accessibile all'indirizzo: https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-
coal/eu-coal-regions/secretariat-technical-assistance-regions-transition-start_en).  

61  Ulteriori informazioni sul meccanismo per una transizione giusta sono disponibili all'indirizzo 
https://ec.europa.eu/info/strategy/priorities-2019-2024/european-green-deal/finance-and-green-deal/just-transition-mechanism/just-
transition-funding-sources_it.  

https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/EU-coal-regions/initiative-for-coal-regions-in-transition_en
https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/eu-coal-regions/secretariat-technical-assistance-regions-transition-start_en
https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/eu-coal-regions/secretariat-technical-assistance-regions-transition-start_en
https://ec.europa.eu/info/strategy/priorities-2019-2024/european-green-deal/finance-and-green-deal/just-transition-mechanism/just-transition-funding-sources_it
https://ec.europa.eu/info/strategy/priorities-2019-2024/european-green-deal/finance-and-green-deal/just-transition-mechanism/just-transition-funding-sources_it
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a. il fondo per una transizione giusta (JTF), con un bilancio di 17,5 miliardi di EUR; 
b. un apposito regime InvestEU volto a promuovere gli investimenti privati; e 
c. lo strumento di prestito per il settore pubblico utilizzato dalla Banca europea per gli 

investimenti (BEI), che associa una componente di sovvenzione, del valore di 
1,5 miliardi di EUR, e una componente di prestito, del valore di 10 miliardi di EUR, 
destinate esclusivamente agli enti pubblici; 

• i fondi regionali "tradizionali"; e 
• finanziamenti nell'ambito del piano di ripresa dell'UE per l'Europa (Next Generation EU). 

L'assegnazione dei finanziamenti a titolo del fondo per una transizione giusta si basa principalmente 
sull'intensità di gas a effetto serra dell'economia e sull'occupazione nei settori ad alta intensità di 
carbonio e nel settore dell'estrazione di carbone. Tali condizioni sono intese a garantire che le regioni 
destinatarie del sostegno siano effettivamente quelle maggiormente colpite dalla transizione. Una 
distribuzione di fondi subordinata ai piani di eliminazione graduale del carbone e alla fissazione di date 
per il conseguimento di tale obiettivo incentiva i paesi a optare per un'effettiva eliminazione del 
carbone.  

Oltre che attraverso i regimi di sostegno mirati nel contesto del meccanismo per una transizione giusta, 
la transizione nelle regioni carbonifere può essere sostenuta anche tramite il pacchetto di incentivi 
Next Generation EU, una misura che coinvolge tutti i settori economici.  

Il 37 % dei prestiti e delle sovvenzioni erogati a titolo del dispositivo per la ripresa e la resilienza deve 
essere infatti indirizzato a investimenti volti a contrastare i cambiamenti climatici. Tale strumento 
potrebbe essere utilizzato per sostenere la transizione, ma anche per incentivare i paesi a eliminare il 
carbone più rapidamente di quanto attualmente previsto.  

I dibattiti emersi di recente in alcuni Stati membri riguardo all'eliminazione graduale del carbone 
mostrano che il sostegno alla transizione potrebbe costituire un punto di svolta in grado di spingere i 
paesi a optare per un'eliminazione graduale (precoce) del carbone nell'attuale contesto economico 
sfavorevole per tale risorsa. Tale sostegno deve pertanto essere mantenuto nei prossimi anni, così 
come la richiesta di decisioni chiare di eliminazione graduale.  

3.5. Conclusioni: il processo di eliminazione graduale del carbone è stato 
avviato ma necessita di ulteriore sostegno 

Gli autori ritengono che l'eliminazione graduale del carbone sia ben avviata nell'intera Europa, ma 
necessiti di un maggiore sostegno per essere realizzata in tutti gli Stati membri. Alcuni Stati membri, in 
particolare la Bulgaria e la Polonia, sono più in ritardo di altri con la decisione in merito a un programma 
di eliminazione graduale del carbone o con la fissazione della data entro la quale raggiungere tale 
obiettivo. Tuttavia, oltre alla pressione generata dagli impegni climatici contenuti nell'accordo di Parigi, 
dalla conferenza sul clima COP 26 di Glasgow (novembre 2021) e dall'obiettivo della neutralità climatica 
dell'UE, saranno i fattori economici in gioco a spingere ancor di più tali paesi a compiere ulteriori 
progressi nell'ambito dell'eliminazione graduale del carbone. In particolare, il prezzo in confronto 
elevato della CO2, che si prevede rimarrà alto ove fossero mantenute le riforme dell'EU ETS, e il continuo 
calo dei costi delle energie rinnovabili offriranno incentivi economici ad abbandonare il carbone. 

È tuttavia importante che la futura revisione dell'EU ETS sia in linea con l'obiettivo del pacchetto dell'UE 
"Pronti per il 55 %" e imponga, di conseguenza, limitazioni più stringenti. Un limite sufficientemente 
rigoroso nell'ambito dell'EU ETS potrebbe portare all'eliminazione graduale del carbone entro il 2030, 
poiché renderebbe le centrali a carbone non redditizie. Occorre inoltre impedire agli Stati membri che 
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sono ancora dipendenti dal carbone di tenere artificiosamente in vita imprese carbonifere 
antieconomiche offrendo a queste ultime sovvenzioni e altri aiuti di Stato. 

Il sostegno alle regioni minerarie tramite il meccanismo per una transizione giusta dell'UE incentiva 
inoltre l'abbandono graduale dell'estrazione del carbone a livello nazionale. 

L'eliminazione delle lacune esistenti e l'inclusione del metano (CH4) derivante dal settore del carbone 
nell'EU ETS o in un sistema alternativo per il controllo dell'inquinamento potrebbero offrire ulteriori 
incentivi per una più rapida eliminazione del carbone. Inoltre, nei prossimi anni la direttiva sulle 
emissioni industriali escluderà ulteriormente dal sistema i vecchi impianti inquinanti. 

Utilizzando una modellazione numerica open-source, la presente analisi mostra come si potrebbe 
realizzare un'eliminazione graduale del carbone in tutta Europa, che porterebbe a un cambiamento 
drastico dei sistemi energetici degli Stati membri. È importante osservare che per sostituire le centrali 
a carbone smantellate sarà necessario installare notevoli capacità di fonti di energia rinnovabili e 
sviluppare possibilità di stoccaggio dell'energia elettrica. L'espansione delle energie rinnovabili vive da 
qualche tempo una situazione di stallo in alcuni paesi carboniferi, come la Bulgaria e la Romania, ma 
anche la Germania negli ultimi anni, e pertanto deve essere rapidamente accelerata. Poiché la 
produzione di energie rinnovabili offre fattori di capacità minori, occorrerà un'espansione delle 
capacità più che proporzionale. La sostituzione delle capacità di energia elettrica derivanti dal carbone 
con centrali alimentate a gas naturale potrebbe costituire un'opzione solo a breve termine, che sarebbe 
tuttavia incompatibile con l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE per il 2050. Analogamente, 
anche nel settore del riscaldamento la sostituzione del carbone con il gas naturale rappresenta solo 
un'opzione a breve termine, che rischia di creare dipendenze dai combustibili fossili e l'abbandono di 
attività nel percorso verso il 2050 e che andrebbe pertanto evitata. 

Il prosieguo e l'accelerazione dell'espansione delle capacità di energia elettrica da fonti rinnovabili 
costituiscono una questione della massima importanza. L'aumento dei tassi di installazione delle 
energie rinnovabili è fondamentale per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE.  

Pertanto, occorrerà offrire un maggiore sostegno per garantire la necessaria espansione delle capacità 
delle energie rinnovabili; nello specifico:  

• sarà necessario fissare obiettivi nazionali in materia di energie rinnovabili che offrano incentivi 
più chiari;  

• i costi di investimento e i costi dei prestiti per i progetti rinnovabili nei paesi dipendenti dal 
carbone dovranno essere ridotti, in particolare negli Stati membri dell'Europa centrale e 
orientale; e 

• il mercato interno dell'energia dovrà essere rafforzato migliorando le condizioni di accesso al 
mercato per i nuovi entranti, compresi gli attori del settore delle energie rinnovabili. 

Una questione che non sarà possibile analizzare nel presente studio è quella dell'eliminazione graduale 
del carbone nel settore industriale, in particolare nella produzione dell'acciaio. Un'alternativa all'attuale 
produzione dell'acciaio, caratterizzata da un'alta intensità di carbone, è rappresentata da una 
combinazione di energia elettrica (come input energetico), idrogeno e riciclaggio dei rottami metallici, 
una soluzione attualmente in fase di sviluppo in tutta Europa (si veda anche il capitolo 5). 

Nel prossimo capitolo si illustrerà per quale motivo il gas naturale di origine fossile non può 
rappresentare un'opzione a lungo termine per i settori dell'energia elettrica e del calore dell'UE. 
Pertanto, le attuali capacità di carbone non dovrebbero essere sostituite da capacità di gas naturale. Le 
capacità di produzione perdurano spesso oltre 30 anni, vale a dire oltre l'anno stabilito dall'UE per il 
conseguimento della neutralità climatica.  
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Pertanto, per essere compatibili con gli obiettivi a lungo termine dell'UE, l'energia elettrica e il calore 
prodotti a partire dal carbone dovranno essere sostituiti da una produzione tramite fonti di energia 
rinnovabili.  
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4. DECARBONIZZAZIONE DELL'USO DEL METANO IN EUROPA 

 

Contrariamente a quanto accade nel settore carbonifero, in cui gli obiettivi di eliminazione graduale 
del carbone derivano da strategie nazionali, saranno probabilmente le politiche dell'UE a mostrare la 
via nella definizione del quadro per la decarbonizzazione del settore del gas. Oltre alla revisione della 
direttiva sul gas e del regolamento sul gas62, il settore sarà oggetto di numerose misure strategiche 
legate al clima, tra cui la fissazione di obiettivi di riduzione delle emissioni dei gas a effetto serra e la 
revisione dell'EU ETS, come pure la regolamentazione sul metano, in via di definizione, da applicare alle 
importazioni di gas naturale. Inoltre, l'interazione con l'idrogeno, altro combustibile di natura gassosa, 
e la separazione da esso dovranno essere chiarite negli anni a venire. Tali processi politici, che sono 
presi in considerazione nella presente analisi, saranno fondamentali per stabilire il percorso del gas nei 
prossimi decenni. 

Si stanno tuttavia compiendo sforzi per affrontare in maniera diretta il ruolo della diminuzione del gas 
naturale fossile, analogamente a quanto sta accadendo per il carbone. In particolare, l'organizzazione 

                                                             
62  Direttiva 2009/73/CE sul gas e regolamento (CE) n. 715/2009. 

PRINCIPALI RISULTANZE 

Affinché l'UE possa raggiungere la neutralità climatica entro il 2050 sarà necessario porre fine 
all'uso del gas naturale nel sistema energetico europeo. Esistono diverse opzioni per 
decarbonizzare l'uso del gas naturale. La presente analisi considera improbabile l'uso del gas 
naturale in combinazione con la cattura e lo stoccaggio del carbonio (CCS) a causa dei progressi 
virtualmente inesistenti nel campo della ricerca e dello sviluppo nella catena del valore per la 
tecnologia CCS. Il gas naturale è costituito quasi completamente da metano (CH4) e potrebbe 
essere sostituito da altri combustibili, non fossili, che hanno anch'essi un elevato contenuto di CH4. 
Il biogas/biometano sono oggi già usati, ma offrono un potenziale limitato. Anche il metano 
sintetico (gas di sintesi) ottenuto dal processo di metanazione dell'idrogeno potrebbe 
eventualmente sostituire il gas naturale, ma comporta costi elevati e offre basse efficienze di 
trasformazione. È quindi più probabile che possa essere l'idrogeno verde, un gas diverso che 
presenta tuttavia proprietà simili e comporta costi inferiori, a sostituire il gas naturale in svariati usi 
finali. Inoltre, numerosi usi finali che fanno attualmente affidamento sul gas naturale potrebbero 
essere elettrificati in un futuro climaticamente neutro.  

Nel medio termine, è opportuno tenere in considerazione le emissioni relative all'impronta del gas 
naturale per affrontare in maniera complessiva l'effetto delle attività di estrazione, trasporto e uso 
del gas naturale sul clima. Oltre alle emissioni di CO2 derivanti dalle attività di combustione, anche 
le emissioni fuggitive di metano lungo la catena del valore rappresentano gas a effetto serra 
dannosi. Pur essendo notevolmente più dannoso della CO2, il metano non è attualmente incluso 
nell'EU ETS né in altri sistemi di controllo dell'inquinamento. Le emissioni fuggitive di metano 
derivanti dall'importazione del gas naturale si verificano nella maggior parte dei casi al di fuori 
dell'Unione europea. Un monitoraggio complessivo delle emissioni di metano e obblighi in materia 
di comunicazione per le importazioni di gas naturale, quali previsti dalla strategia per il metano 
della Commissione europea, costituiscono un importante primo passo a tal proposito. Come 
prossimo passo per incentivare la riduzione degli effetti climatici dannosi sarà necessario stabilire 
un prezzo per le emissioni di metano lungo il ciclo di vita del gas naturale. 
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Beyond Oil and Gas Alliance (BOGA), che è stata annunciata nel settembre 202163 e sarà lanciata nel 
novembre 2021 in occasione della COP26 da Danimarca e Costa Rica in qualità di membri fondatori, 
potrebbe essere plasmata sull'esempio della Powering Past Coal Alliance (PPCA)64. Come la PPCA è 
riuscita a mobilitare l'impegno di numerosi elettori a favore di una decisa eliminazione del carbone, 
così anche la BOGA mirerà a raggiungere consumatori e produttori di gas naturale. 

Il gas naturale di origine fossile è costituito quasi al 100 % da metano (CH4). Nel presente capitolo ci si 
soffermerà sul futuro del metano derivante da varie fonti, siano esse fossili (gas naturale), biogeniche 
(biometano)65 o costituite da idrogeno sottoposto a metanizzazione (anche chiamato gas sintetico, e-
gas o combustibile energetico). Il biometano e il gas sintetico sono qui chiamati "gas verdi". L'idrogeno 
(H2), a cui si fa spesso riferimento nelle discussioni in materia di gas verdi, è un combustibile differente 
che richiede infrastrutture in qualche modo diverse da quelle necessarie per il CH4. L'idrogeno sarà 
pertanto oggetto di analisi nel capitolo 5. 

Alla luce dell'obiettivo della neutralità in termini di emissioni di gas a effetto serra dell'UE, l'uso del gas 
naturale, al momento piuttosto diffuso, dovrà essere ridotto nei prossimi decenni. Come nel caso del 
carbone, la questione della sostituzione nei diversi settori della domanda risulta fondamentale e 
potrebbe rivelarsi ancora più complessa per via della grande varietà di utilizzi del gas naturale:  

• nel settore industriale, sia come materia prima che come combustibile (ad esempio per la 
produzione di calore di processo); 

• nel settore dell'energia elettrica, sia per la produzione del carico di base che come riserva volta 
a garantire flessibilità per le fonti di energia rinnovabili di carattere intermittente; 

• nel riscaldamento degli ambienti; e, 
• in misura ridotta, nei trasporti. 

Il gas naturale potrebbe essere sostituito da metano derivante da fonti "verdi" (biometano o gas 
sintetico ottenuto tramite energia elettrica da fonti rinnovabili) e, in alcuni settori della domanda, 
anche dall'idrogeno. Inoltre, i processi che oggi sono alimentati dal gas naturale potrebbero essere 
sostituiti da processi basati sull'energia elettrica, ad esempio nel riscaldamento degli ambienti e nella 
produzione di calore industriale. Tali alternative comportano costi diversi, sia operativi che di 
investimento, nonché specifici vantaggi e svantaggi. 

Il presente studio analizza il futuro del gas naturale, dei gas verdi (CH4) e dell'infrastruttura del gas 
seguendo l'approccio degli scenari introdotto al capitolo 2. Detta analisi si soffermerà a esaminare gli 
effetti della sostituzione del gas naturale in ognuno dei tre scenari considerati, valutando, in particolare, 
l'impatto sulla domanda, sulle importazioni e sull'infrastruttura del gas naturale, nonché sulla fornitura 
e sulla domanda dei gas verdi. La maggior parte del gas naturale consumato attualmente nell'UE è 
importata. Pertanto, una riduzione dei consumi nel lungo periodo influenzerà fortemente le 
importazioni, le relazioni con gli importatori e l'utilizzo delle infrastrutture usate per l'importazione. La 
presente analisi rileva che alcune delle attuali importazioni di gas naturale saranno in futuro sostituite 
da importazioni di gas verdi (idrogeno, gas di sintesi). 

Il settore del gas naturale dipende da infrastrutture specifiche delle attività (gasdotti, stoccaggio 
sotterraneo, terminal di GNL), che sono attualmente disciplinate all'interno dell'UE dalla direttiva sul 

                                                             
63  L'annuncio della creazione della BOGA in occasione dell'Energy Action Day (giornata per l'azione in materia energetica), il 16 settembre 

2021, è disponibile all'indirizzo: https://www.irena.org/events/2021/Sep/Energy-Action-Day-2021). 
64  Maggiori informazioni sulla PPCA sono disponibili all'indirizzo https://www.poweringpastcoal.org/. 
65  Il biometano presenta un elevato contenuto di metano e può essere utilizzato in modo intercambiabile con il gas naturale (CH4). Il biogas, 

al contrario, presenta un minore contenuto di CH4 ed è utilizzato a livello locale, nel sito di produzione, senza essere trasportato tramite 
condotte di trasmissione e distribuzione. 

https://www.irena.org/events/2021/Sep/Energy-Action-Day-2021
https://www.poweringpastcoal.org/
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gas (2009/73/CE) e dal regolamento sul gas ((CE) n. 715/2009). L'uso di tali attività infrastrutturali subirà 
modifiche sostanziali di diversa natura, a seconda dello scenario. La revisione delle norme vigenti in un 
ampio pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato dovrebbe contribuire a garantire 
una transizione ordinata dalla situazione attuale a qualsiasi condizione futura per il 2050. Il presente 
studio prende in esame i punti principali di tale transizione. 

4.1. Uso, approvvigionamento e infrastrutture del gas naturale oggi 
Il settore del gas naturale è caratterizzato da una catena del valore complessa (figura 4-1). Le 
infrastrutture di trasporto, in forma di gasdotti e terminal (di importazione) del gas naturale liquefatto 
(GNL), rivestono un ruolo importante. Le riserve di gas naturale rimanenti nell'UE sono molto limitate e 
la maggior parte del gas naturale consumato nell'UE è importata attraverso i gasdotti o i terminal di 
GNL (si veda sotto). L'infrastruttura per il trasporto del gas naturale è altamente specifica, vale a dire i 
gasdotti e i terminal di GNL possono essere utilizzati solo per trasportare gas e non possono essere 
impiegati per altri vettori energetici. 

Il prodotto commerciale "gas naturale" presenta un contenuto di metano pari a circa il 95 % (87 %-
99 %)66. Benché i depositi di gas naturale possano avere un contenuto di metano inferiore e contenere 
impurità, il gas in questione viene sottoposto a una lavorazione per essere purificato e portato al 
contenuto energetico standard. La produzione e la lavorazione della maggior parte del gas naturale 
consumato oggi in Europa avvengono al di fuori dell'UE. Sulle lunghe distanze il gas naturale può 
essere trasportato in condotte ad alta pressione (gasdotti di trasmissione), oppure via mare come GNL 
(raffreddato fino a raggiungere una temperatura inferiore ai -162 °C). Il gas naturale viene liquefatto 
per essere trasformato in GNL sul mercato delle esportazioni, mentre viene rigassificato nel mercato 
delle importazioni. L'UE non dispone di terminal di liquefazione (se ne trova uno in Norvegia), mentre 
possiede 27 terminal di rigassificazione (GIIGNL, 2021). 

Figura 4-1: Catena del valore del gas naturale 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. 

Nella fase finale della catena del valore, il gas naturale viene consumato, il che comporta spesso una 
combustione (ossia, viene usato per il suo contenuto energetico), in uno dei seguenti tre settori: 
produzione di energia elettrica e calore, industria, o uso da parte di consumatori più piccoli che 

                                                             
66  Un'eccezione al contenuto standard di metano, pari a circa il 95 %, e al relativo potere calorifico, pari a circa 11,1 kWh/m³, è costituito dal 

cosiddetto gas L (gas a basso potere calorifico), tuttora prodotto e consumato nei Paesi Bassi e nella Germania occidentale, la cui 
eliminazione è tuttavia prevista entro il 2030. Il gas L presenta un contenuto di metano inferiore all'87 % (80-87 %) e, di conseguenza, un 
potere calorifico massimo di 8.9 kWh/m³. 
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ricevono il gas naturale attraverso le condotte di distribuzione. Il commercio di gas naturale, fra 
esportatori e importatori ma anche fra operatori del mercato del gas naturale e grandi consumatori, 
avviene o nell'ambito di contratti a lungo termine o attraverso i mercati delle materie prime sviluppatisi 
con successo negli ultimi dieci anni sul mercato interno dell'energia dell'UE (Stern and Rogers, 2017; 
Heather, 2019). 

Il gas naturale rappresenta circa un quinto dell'approvvigionamento energetico totale dell'UE. Tale 
quota è aumentata di cinque punti percentuali dal 1990, rimanendo tuttavia relativamente costante 
negli ultimi 20 anni. In termini assoluti, il gas naturale immesso nel sistema energetico è aumentato 
quasi del 50 % fra il 1990 e il 2019 (passando da 3 200 TWh a 4 800 TWh).  
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Figura 4-3: Andamento del gas naturale 
nell'approvvigionamento energetico nel 
corso del tempo 

 
Fonte:  Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat 

(banca dati ngr_bal_c). 

Nota:  Il calcolo della quota è stato effettuato sommandoimportazioni e produzione. 

4.1.1. Approvvigionamento di gas naturale e biogas/biometano nell'UE oggi  
L'UE è un grande importatore netto di gas naturale. Pur persistendo ancora in alcuni paesi, la 
produzione nazionale è diminuita notevolmente negli ultimi anni per via di problemi geologici (Paesi 
Bassi) e moratorie locali sulle tecnologie di fracking (Germania), nonché a causa di una generale 
diminuzione delle riserve67. Pertanto, oltre l'80 % dell'approvvigionamento totale di gas naturale 
dell'UE deriva dalle importazioni (nel 2019 tale quota ammontava all'88 %). La principale fonte di detto 
gas è la Russia, seguita da Norvegia e Algeria (figura 4-4), che dispongono tutte di ampie capacità di 
condotte per la consegna nell'UE.  

  

                                                             
67  All'interno dell'UE si registrano notevoli attività di estrazione di gas naturale di origine fossile a livello nazionale nei seguenti Stati membri 

(elencati in ordine decrescente sulla base del livello di produzione registrato nel 2018 secondo AIE 2019b, con livelli di produzione 
superiori a 9 TWh/anno): Paesi Bassi, Romania, Germania, Polonia, Italia, Danimarca, Irlanda, Ungheria e Austria.  
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Figura 4-4: Paesi esportatori di gas naturale di origine fossile verso l'UE nel 2019 

 
Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_ti_gas). 

Le importazioni di GNL rivestono un'importanza maggiore o minore all'interno dell'UE a seconda delle 
condizioni del mercato a livello globale, vale a dire del prezzo (relativo) in Asia, regione concorrente in 
termini di domanda, e delle disponibilità o carenze nell'approvvigionamento mondiale. Nel 2019 e nel 2020 
le importazioni di GNL sono state di gran lunga al di sopra della media a causa di un aumento delle capacità 
di esportazione globali del GNL (negli Stati Uniti, in Russia e in Australia) e dei bassi prezzi di tale risorsa in 
Asia a causa di condizioni meteorologiche miti nella stagione invernale (all'incirca 1 000 TWh, pari a circa un 
quarto dell'approvvigionamento totale di gas naturale nell'UE). Le capacità di importazione disponibili 
consentirebbero importazioni di GNL pari a circa il doppio di quelle menzionate.  

Figura 4-5: Produzione di biogas nell'UE-27 (1990-2019) 

 
Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c). 
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La produzione di biogas all'interno dell'UE è aumentata negli ultimi anni. Nel 2019 si registrava infatti 
una produzione di circa 160 TWh, un livello circa dieci volte maggiore rispetto a quello registrato nel 
2000. Tale quota rappresenta tuttavia solo un esiguo 3 % dell'approvvigionamento di gas dell'UE. 
Ciononostante, l'Europa è la maggiore regione produttrice di biogas al mondo (AIE, 2020a).  

La maggior parte della produzione avviene in Germania, da cui proviene oltre la metà del biogas 
disponibile nell'UE e che è anche il maggior paese produttore al mondo. Anche in Italia la produzione 
di biogas ha conosciuto un rapido aumento negli ultimi dieci anni.  

Il biogas viene prodotto a partire da un'ampia varietà di fonti, tecnologie e processi. Ad oggi, le 
principali fonti di biogas in Europa sono rappresentate dalle colture (colture energetiche, residui di 
raccolto e colture di rotazione, che costituiscono quasi la metà della produzione totale), dal concime 
animale (un terzo della produzione totale), dai rifiuti solidi urbani (circa il 10 % della produzione totale) 
e dalle acque reflue urbane (circa il 5 % della produzione totale). 

Più precisamente, nel presente studio si opera una distinzione fra biometano e biogas68. Il biometano 
presenta lo stesso contenuto, molto elevato, di metano del gas naturale (> 90 %) e può essere 
introdotto nel sistema di condotte del gas naturale. Il biogas, al contrario, è una miscela di metano, CO2 
e piccole quantità di altri gas combustibili. Oggi solo una piccola parte del biogas è trasformata in 
biometano (circa il 10 %), con quote notevolmente più elevate in Danimarca e Svezia. Il biogas a basso 
contenuto di metano è usato localmente, nei pressi del sito di produzione, vale a dire senza essere 
trasportato attraverso una rete di condotte. La maggior parte del biogas/biometano (quasi l'80 %) è in 
effetti utilizzato per la produzione di energia elettrica e calore. 

4.1.2. Catena del valore delle infrastrutture 
Come illustrato nella figura 4-1, il settore del gas naturale dipende da infrastrutture specifiche delle 
attività (gasdotti, stoccaggio sotterraneo, terminal di GNL) che sono sottoposte a regolamentazione 
(accessi, tariffe, separazione). La "specificità dell'attività" è un concetto che indica che un'attività non 
può essere usata o può difficilmente essere usata per usi alternativi o da combustibili alternativi. Tali 
specificità si possono riscontrare nelle catene del valore di tutti i settori energetici. La conversione delle 
attività legate al gas naturale in attività legate ad altri gas comporterà costi maggiori o minori ove detti 
gas non siano principalmente metano (ad esempio, nel caso della conversione all'idrogeno). Inoltre, 
non tutti i tipi di attività possono essere convertiti per essere utilizzati da gas diversi dal metano. Ciò è 
vero in particolare nel caso dello stoccaggio sotterraneo del gas. 

Il sistema europeo di gasdotti presenta attualmente capacità maggiori del necessario in molti luoghi 
ma, allo stesso tempo, carenze in altri. Fra il 2008 e il 2020 il tasso medio di utilizzo dei punti 
transfrontalieri europei è stato solo del 30 %69. I dati sulla trasparenza rivelano infatti che, nonostante 
la spinta per un'espansione efficiente delle capacità e le dotazioni derivanti dai diversi pacchetti 
sull'energia dell'UE, le capacità superiori al necessario sono state spesso utilizzate per garantire la 
sicurezza dell'approvvigionamento, ma anche per migliorare l'accesso al mercato del fornitore 
dominante, vale a dire la Russia.  

Le capacità bidirezionali (flusso invertito) sono state utilizzate solo in tempi relativamente recenti, a 
partire dalla crisi in Crimea nel 2014, come misura di sicurezza per garantire un approvvigionamento 

                                                             
68  I dati Eurostat non operano alcuna distinzione fra biogas e biometano, ma esaminano le due risorse congiuntamente.  
69  Cfr. l'indirizzo https://www.iea.org/reports/gas-trade-flows , al quale sono forniti i dati relativi ai flussi dei gasdotti in corrispondenza dei 

punti transfrontalieri europei.  

https://www.iea.org/reports/gas-trade-flows
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supplementare, benché in modo non uniforme in tutta Europa. Le capacità di flusso invertito sono 
concentrate nelle capacità da e per l'Ucraina e nei pressi della Germania.  

Il motivo per cui tali capacità sono limitate non è da ricondursi a fattori economici, vale a dire perché è 
relativamente economico aggiungere capacità di compressione in direzione opposta nei gasdotti 
esistenti. Le ragioni alla base delle scarse capacità di flusso invertito disponibili risiedono piuttosto 
nell'esercizio del potere di mercato e nelle limitazioni all'ingresso sul mercato imposte dagli operatori 
già insediati, nonché nelle tensioni (geo)politiche e in analoghe divergenze fra i regolatori nazionali. Il 
settore del commercio del gas ha un gran potenziale di miglioramento dell'efficienza, accompagnato 
in effetti da un potenziale di espansione delle capacità di commercio del gas a un costo relativamente 
basso, che potrà essere sfruttato se gli Stati membri dell'UE riusciranno a creare flussi invertiti come 
previsto dal mercato interno dell'energia.  

4.1.3. Utilizzo del gas metano oggi 
Circa il 60 % del gas naturale è usato direttamente nel consumo di energia finale senza essere 
precedentemente trasformato. La figura 4-6 mostra i settori che consumano gas naturale, includendo 
sia i settori di consumo finale che quelli di trasformazione, come la produzione di energia elettrica e 
calore. Il settore industriale impiega circa il 22 % dell'approvvigionamento totale di gas naturale. Se la 
maggior parte del consumo industriale (96 %) è da ricondurre a scopi energetici, il 4 % è dovuto invece 
a usi non energetici. Le famiglie consumano circa un quinto dell'approvvigionamento di gas naturale, 
mentre un quarto dell'approvvigionamento è impiegato come input per la produzione di energia 
elettrica e calore. La cogenerazione di calore ed elettricità consuma una quota 
dell'approvvigionamento pari al 15 %, gli impianti per la sola produzione di energia elettrica una quota 
del 13 % e gli impianti per la sola produzione di calore una percentuale del 2 %. 

Figura 4-6: Uso del gas naturale nell'Unione europea (UE-27) nel 2019 

 

Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c). 

Nell'ambito dell'uso industriale del gas fossile si può distinguere tra applicazioni energetiche (96 % 
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materie prime per l'industria chimica e petrolchimica70. Tuttavia, il gas fossile è utilizzato 
principalmente come input a scopi energetici, ad esempio per la produzione di calore di processo. 
Anche in questo ambito è l'industria chimica e petrolchimica ad assorbire la maggior parte del gas 
fossile, sebbene anche altri settori, fra cui quelli del cemento, del ferro e dell'acciaio, consumano gas 
naturale su vasta scala. 

Figura 4-7: Uso industriale del gas naturale di origine fossile 

 
Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c). 

4.1.4. Emissioni di gas a effetto serra derivanti dalla catena del valore del gas naturale 
Il gas naturale è tipicamente consumato tramite combustione, che genera emissioni di CO2. Inoltre, il 
gas naturale è costituito per la maggior parte da metano (~95 %), che è già di per sé un potente gas a 
effetto serra con un potenziale di riscaldamento nettamente superiore rispetto a quello della CO2 e che 
potrebbe inoltre fuoriuscire dalle attività di produzione e trasporto del gas naturale (emissioni fuggitive 
di metano).  

a. Emissioni di CO2 

Dal 1990 le emissioni di CO2 derivanti dal consumo di gas naturale hanno fatto registrare un aumento 
del 34 % (figura 4-8), un dato che riflette l'uso crescente di gas naturale a cui si è assistito negli anni '90 
e 2000. Nel 2019 dalla combustione del gas naturale sono state rilasciate 776 Mt di CO2, una quantità 
maggiore rispetto alle emissioni di CO2 derivanti dal carbone (739 Mt).  

                                                             
70  La quota di gas naturale usato come materia prima è nettamente più elevata negli Stati Uniti, dove il gas naturale è usato come materia 

prima in sostituzione del petrolio grezzo per un maggior numero di prodotti petrolchimici (intermedi), come ad esempio la nafta. 
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Figura 4-8: Andamento delle emissioni di CO2 derivanti dal gas naturale nel corso del tempo 

 
Fonte:  Calcoli degli autori sulla base delle informazioni disponibili agli indirizzi https://ourworldindata.org/emissions-by-

fuel e https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/data-viewers/greenhouse-gases-viewer. 

Figura 4-9: Emissioni di CO2 derivanti dalla combustione di gas naturale per paese nel 2019, 
espresse in Mt 

 
Fonte:  Calcoli degli autori sulla base delle informazioni disponibili agli indirizzi https://ourworldindata.org/emissions-by-

fuel e https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/data-viewers/greenhouse-gases-viewer. 
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Le perdite di metano dalle infrastrutture del gas naturale dovute a tecnologie di bassa qualità, a una 
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della loro natura involontaria, le emissioni derivanti da tali perdite sono solitamente definite "emissioni 
fuggitive". I paesi firmatari della UNFCCC sono tenuti a riferire in merito alle proprie emissioni fuggitive 
di CH4 nell'ambito delle rispettive relazioni sull'inventario dei gas a effetto serra. Tuttavia, tale 
rendicontazione non è solitamente basata su misurazioni e le emissioni di CH4 non sono generalmente 
sottoposte a verifiche. Nell'ambito della rendicontazione delle emissioni fuggitive derivanti dal settore 
energetico, si distingue fra il settore dei combustibili solidi (vale a dire il carbone, cfr. capitolo 3) e il 
settore del petrolio e del gas. Se si considera il potenziale di riscaldamento a 100 anni, ciascuno di detti 
settori è responsabile di una quantità di emissioni di CH4 equivalente a circa l'1 % delle emissioni di CO2 
dell'UE (su un periodo di 20 anni detta proporzione è invece pari a circa il 2 %, cfr. anche appendice A1). 
Nel 2019 all'interno dell'UE sono state registrate emissioni fuggitive di metano derivanti dai settori del 
petrolio e del gas per circa 0,85 Mt. I settori del petrolio e del gas sono responsabili congiuntamente di 
un terzo delle emissioni di CH4 derivanti dal settore energetico e di circa il 6 % delle emissioni totali di 
metano dell'UE quali segnalate all'UNFCCC. Altri settori responsabili di considerevoli emissioni di 
metano sono quelli dell'agricoltura e dei rifiuti. 

La maggior parte delle perdite di metano nel settore del gas naturale non avviene entro i confini 
dell'UE, ma piuttosto nei paesi di esportazione e di transito dai quali l'UE importa il gas naturale. Di 
conseguenza, data la notevole rilevanza delle importazioni per l'UE, per tenere conto adeguatamente 
delle emissioni di GES causate dall'uso di gas naturale nell'UE è opportuno considerare anche 
l'impronta di CH4 lungo l'intera catena del valore. La strategia per il metano della Commissione europea 
promette l'elaborazione di proposte legislative volte ad affrontare la questione delle perdite di metano 
derivanti dalle importazioni di gas naturale, in primo luogo chiedendo una rendicontazione certificata 
delle emissioni di metano associate alle importazioni di gas naturale e, in termini generali, migliorando 
il monitoraggio, la comunicazione e la verifica delle emissioni di metano71.  

Al momento la conoscenza e la misurazione delle emissioni di metano a livello globale sono molto 
limitate. Attualmente è in fase di sviluppo ad opera di una serie di parti un'infrastruttura per 
l'esecuzione di misurazioni del metano via satellite, che dovrebbe entrare in funzione entro il 2023. Nel 
frattempo, le informazioni disponibili si riducono quasi esclusivamente ad alcune stime difficili da 
verificare raccolte dall'Agenzia internazionale per l'energia nel suo Methane Tracker, creato nel 202072. 
Secondo alcune stime, nel settore del gas naturale sarebbe possibile, a costi relativamente ridotti, 
abbattere (ridurre) fino a circa il 75 % delle perdite di CH4

73. 

Sarebbe opportuno prendere in considerazione strumenti strategici di più ampio respiro rispetto alla 
rendicontazione delle emissioni, quali ad esempio la fissazione del prezzo (tassazione) del contenuto 
di metano delle importazioni di gas naturale. Per poter fungere da incentivo alla riduzione delle perdite, 
un simile prezzo franco frontiera del metano dovrebbe essere proporzionale al contenuto di metano 
delle importazioni di gas naturale in questione. Greif ed Ecke (2021) hanno stimato gli effetti di diversi 
livelli di prezzo franco frontiera del metano. Stando ai dati, imprecisi e non verificati, relativi alle perdite 
di CH4 riportati dal Methane Tracker dell'AIE, la Russia e gli Stati Uniti sarebbero i paesi maggiormente 
colpiti da un'imposta sul CH4 alla frontiera dell'UE. La Norvegia, l'unico paese a essere dotato di un 
sistema di tassazione e monitoraggio del CH4, non ne subirebbe quasi alcuna ripercussione e potrebbe 
persino aumentare le sue esportazioni verso l'UE laddove disponesse di maggiori capacità di 
produzione e di esportazione. Secondo le stime, i paesi esportatori del Medio Oriente (ad esempio il 
                                                             
71  Comunicazione della Commissione al Parlamento europeo, al Consiglio, al Comitato economico e sociale europeo e al Comitato delle 

regioni sulla strategia dell'UE per ridurre le emissioni di metano. COM(2020)0663 final. Bruxelles, 14.10.2020. Disponibile all'indirizzo: 
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0663&from=IT. 

72  AIE, Methane Tracker (online). Consultabile all'indirizzo: https://www.iea.org/reports/methane-tracker-2021. 
73  Cfr. la sezione "Abatement and Regulation" del Methane Tracker dell'AIE. Consultabile all'indirizzo: https://www.iea.org/reports/methane-

tracker-2021/methane-abatement-and-regulation. 

https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0663&from=IT
https://www.iea.org/reports/methane-tracker-2021
https://www.iea.org/reports/methane-tracker-2021/methane-abatement-and-regulation
https://www.iea.org/reports/methane-tracker-2021/methane-abatement-and-regulation
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Qatar) presentano una quantità ridotta di emissioni fuggitive di metano e potrebbero pertanto 
beneficiare di tale scelta ed esportare una maggiore quantità di gas naturale (GNL) verso l'UE (Greif ed 
Ecke, 2021). In ogni caso, per poter ottenere una riduzione efficace del contenuto di CH4 delle 
importazioni di gas naturale dell'UE, un'eventuale tassa sul CH4 dovrebbe essere consistente: sulla base 
del potenziale di riscaldamento globale a 20 anni (ossia con il GWP del CH4 81 volte superiore a quello 
della CO2), un'imposta alla frontiera di 25 EUR/tCO2eq. porterebbe a una riduzione del 18 % 
dell'impronta di CH4 derivante dal consumo di gas naturale dell'UE. Un'imposta alla frontiera di 
100 EUR/tCO2eq. porterebbe a una riduzione del 48 % dell'impronta di CH4 legata al consumo di gas 
naturale dell'UE. Questo sarebbe il risultato, da un lato, della sostituzione delle importazioni 
provenienti da Russia e Stati Uniti, che presentano un elevato livello di perdite, con importazioni 
caratterizzate da un basso livello di perdite provenienti dal Medio Oriente e, dall'altro, di una piccola 
riduzione dei consumi, inferiore al 5 %, con uno scenario di 25 EUR/tCO2eq. (8 % nel caso di 
100 EUR/tCO2eq.). 

4.2. Potenziale di decarbonizzazione del gas naturale  
Nella presente sezione saranno brevemente esaminate le diverse opzioni per la sostituzione 
dell'attuale uso di gas naturale con alternative a basse emissioni di carbonio o a zero emissioni di 
carbonio. Dette alternative spaziano dalla prosecuzione dell'uso del gas naturale, con l'abbattimento 
(cattura) di gran parte delle emissioni ad esso associate tramite un processo di cattura e stoccaggio del 
carbonio (CCS) (sezione 4.2.1), alla prosecuzione dell'uso del metano o dei gas, generati tuttavia da 
fonti rinnovabili, vale a dire biometano, metano sintetico o idrogeno (sezione 1.2.2), fino alla 
sostituzione del metano con un vettore energetico alternativo, segnatamente l'energia elettrica da 
fonti rinnovabili (sezione 1.2.3). Per ciascuna delle citate opzioni saranno brevemente analizzati i 
potenziali, i costi e i limiti della sostituzione per i vari settori di domanda del gas naturale: riscaldamento 
degli ambienti, industria, produzione di energia e trasporti. 

4.2.1. Gas naturale e cattura e stoccaggio del carbonio 
Nei paesi che producono ed esportano gas naturale (fra cui Norvegia, Australia, Stati Uniti, Regno Unito 
e Russia) quella della cattura e dello stoccaggio del carbonio è considerata una tecnologia che può 
contribuire a mantenere lo status quo dell'utilizzo del gas naturale. 

Tale percezione ignora tuttavia svariati problemi legati a detta tecnologia che portano gli autori del 
presente studio a concludere che la cattura e lo stoccaggio del carbonio non rappresentino un'opzione 
realistica per la maggior parte dei settori dell'UE.  

Di seguito si illustrano alcuni dei problemi a cui si fa riferimento: 

• la cattura del carbonio non è una tecnologia di lavoro operativa a livello commerciale in tutto 
il mondo o in qualsiasi settore (Holz et al., 2018a)74. In altre parole, vi è ancora una notevole 
necessità di attività di ricerca, sviluppo e diffusione (ossia progetti di dimostrazione e progetti 

                                                             
74  Per quanto riguarda l'Europa, l'associazione "Oil & Gas Europe" ha fornito nel luglio 2021 un elenco di progetti, accessibile all'indirizzo: 

https://www.oilandgaseurope.org/wp-content/uploads/2020/06/Map-of-EU-CCS-Projects.pdf. Solo tre dei progetti elencati sono 
operativi e tutti sono associati al recupero di petrolio e/o gas naturale (e non all'uso/alla combustione dei combustibili fossili). Gli elenchi 
dei progetti in programma erano nutriti anche negli anni 2000, quando a livello nazionale e dell'UE erano disponibili corposi 
finanziamenti a sostegno di tali tecnologie. Ciononostante, nessuno dei progetti in questione è stato realizzato. A livello globale, l'AIE 
fornisce una mappa dei progetti di CCS nella produzione di energia, consultabile all'indirizzo https://www.iea.org/reports/ccus-in-power. 
La mappa mostra che sono stati avviati due progetti, dei quali uno si trova in Canada (l'impianto Boundary Dam, che supera per una 
piccola unità di produzione la soglia necessaria per essere considerato "di portata commerciale") e un altro negli Stati Uniti (l'impianto 
Petra Nova, chiuso nel 2020 dopo tre anni di operatività). Due progetti non sono sufficienti per trarre insegnamenti adeguati.  

https://www.oilandgaseurope.org/wp-content/uploads/2020/06/Map-of-EU-CCS-Projects.pdf
https://www.iea.org/reports/ccus-in-power
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pilota) prima di poter ipotizzare un ampio uso di questa tecnologia a prezzi ragionevoli (Kelsall, 
2020). Potrebbero inoltre presentarsi ulteriori ostacoli nello sviluppo della tecnologia stessa; 

• qualsiasi tecnologia di cattura ad oggi conosciuta presenta tassi di cattura della CO2 di gran 
lunga inferiori al 100 %75. In altre parole, rimarrebbero emissioni residue di GES, in contrasto 
con l'obiettivo della piena decarbonizzazione; 

• lo stoccaggio sotterraneo del carbonio su scala commerciale è stato realizzato finora solo nei 
giacimenti di petrolio o di gas operativi (recupero assistito del petrolio/del gas) e non in 
corrispondenza di altre formazioni geologiche. Sono necessarie ulteriori attività di ricerca e 
sviluppo in relazione alla sicurezza geologica di tali operazioni (cfr. anche Cao et al, 2020); 

• in vaste zone dell'UE si riscontra una forte opposizione allo stoccaggio sotterraneo della CO2. Il 
quadro giuridico europeo, costituito dalla direttiva sulla cattura e lo stoccaggio del carbonio76 
lascia pertanto agli Stati membri il compito di legiferare a tale riguardo. Nella maggior parte 
degli Stati membri dell'UE, le competenze sono conferite alle autorità regionali, che ricevono 
pressioni dalla società civile e dagli elettori affinché non consentano lo stoccaggio sotterraneo 
della CO2

77; 

• il commercio transfrontaliero e il trasporto offshore della CO2 non sono attualmente consentiti 
(Heffron et al, 2018; Banks et al, 2017); e, 

• per ottenere una catena del valore per la tecnologia CCS efficace sotto il profilo dei costi, è 
necessario collegare grandi fonti puntuali ed estesi pozzi di stoccaggio tramite condotte di CO2 
(Holz et al., 2018b). Al momento non sono tuttavia disponibili condotte di tale tipo. Inoltre i 
sistemi di condotte non sono sufficientemente flessibili per potersi facilmente adattare quando 
i pozzi di stoccaggio sono pieni. 

Per questi motivi, la diffusione della tecnologia CCS nel settore energetico è diventata difficilmente 
percorribile, dal momento che sono diventate competitive sotto il profilo dei costi altre alternative 
prive di carbonio, in particolare l'energia elettrica da fonti rinnovabili e le misure di integrazione della 
rete ad essa correlate. Inoltre, la diminuzione dei costi sembra essere più dinamica di quella a cui si 
assiste nel settore dell'idrogeno verde. Nei passaggi seguenti ci si soffermerà pertanto sulle possibilità 
di sostituire il gas naturale con i gas rinnovabili o con l'energia elettrica.  

Di conseguenza, negli scenari estremi qui esaminati (capitolo 6 e sezione 1.3) si ipotizza che la cattura 
e lo stoccaggio del carbonio (CCS) non siano necessari per via della disponibilità di altre alternative più 
facilmente realizzabili.  

Tuttavia, negli scenari intermedi (che non sono oggetto di discussione nella presente analisi) tale 
tecnologia potrebbe avere un ruolo da svolgere, in particolare nelle attività industriali difficili da 
decarbonizzare. È infatti ormai ampiamente riconosciuto che, se fossero sviluppate e diffuse in maniera 
efficace, la tecnologia CCS si concentrerebbe sui settori difficili da decarbonizzare come quello 
dell'industria (ad esempio, nel settore del cemento). Dalla prospettiva di un'organizzazione di mercato, 
lo sviluppo di progetti di CCS integrati su piccola scala a livello industriale, quale discusso in Jagu & 

                                                             
75  Si stima che i tassi di cattura si aggirino intorno al 90 %; ciò vuol dire che circa il 10 % delle emissioni di CO2 non viene catturato. Si veda, 

ad esempio, Lockwood (2017) o il Climate Portal del MIT, consultabile online all'indirizzo: https://climate.mit.edu/ask-mit/how-efficient-
carbon-capture-and-storage. 

76  Direttiva 2009/31/CE del Parlamento europeo e del Consiglio, del 23 aprile 2009, relativa allo stoccaggio geologico di biossido di carbonio. 
Consultabile all'indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/?uri=CELEX%3A32009L0031. 

77  Vögele et al. (2017) prendono in esame il problema dell'accettazione del CCS da parte dell'opinione pubblica nel caso della Germania. 

https://climate.mit.edu/ask-mit/how-efficient-carbon-capture-and-storage
https://climate.mit.edu/ask-mit/how-efficient-carbon-capture-and-storage
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/?uri=CELEX%3A32009L0031
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Massol (2020), risulta essere più probabile rispetto allo sviluppo su larga scala di un'infrastruttura 
paneuropea di condotte e stoccaggio di CO2.  

Inoltre, l'utilizzo della CO2 catturata, vale a dire la messa in atto di una catena del valore per la cattura e 
l'utilizzo del carbonio (CCU), ridurrebbe alcune delle sfide associate alla tecnologia CCS, in particolare 
per quanto riguarda lo stoccaggio. L'introduzione di un pagamento a carico degli utenti per la CO2 
catturata potrebbe persino ridurre il costo della tecnologia CCS (Holz et al., 2021). Tuttavia, finora la 
cattura e l'utilizzo del carbonio (CCU) sono stati realizzati solo tramite il recupero assistito del petrolio 
(o del gas), vale a dire migliorando i tassi di recupero nei giacimenti di petrolio e/o gas naturale. Benché 
si possano prevedere altri usi per la CO2 catturata, ad esempio nell'industria alimentare, in cui questa è 
utilizzata come input (ad esempio per la gassificazione delle bevande), detti usi non sono stati ancora 
messi in atto. 

4.2.2. Sostituzione del gas naturale con altri gas (idrogeno, gas di sintesi, biometano) 
Il gas naturale di origine fossile può essere sostituito senza problemi dal metano derivante da altre 
fonti, come ad esempio il metano sintetico ("gas di sintesi") o il biometano. Il metano potrebbe inoltre 
essere sostituito dall'idrogeno in numerose applicazioni, dal momento che le due risorse presentano 
varie analogie, tra cui il fatto di trovarsi allo stato gassoso. L'idrogeno sarà discusso nel dettaglio al 
capitolo 6. Prima di presentare le diverse possibilità di sostituzione per altri gas nei principali settori di 
domanda del gas, si procederà a illustrare i metodi di produzione utilizzati per ottenere i gas alternativi.  

Il metano sintetico prodotto per via elettrochimica è ottenuto dalla metanazione dell'idrogeno, che 
prevede l'utilizzo dell'idrogeno e della CO2 come input (Götz et al., 2016). Se gli input sono privi di 
emissioni di GES nell'arco del loro ciclo di vita, ad esempio se sono ottenuti da un'elettrolisi realizzata 
tramite energia elettrica da fonti rinnovabili, anche il prodotto finale sarà privo di emissioni di GES. Dato 
il ruolo speciale rivestito dall'energia elettrica (da fonti rinnovabili) nel processo di produzione 
dell'idrogeno, questo percorso di produzione del gas di sintesi può essere definito "conversione 
dell'energia elettrica in gas" o "conversione dell'energia elettrica in metano". La CO2 utilizzata come 
materia prima può derivare dall'atmosfera (cattura diretta dall'aria), dalla biomassa (ad esempio nel 
caso degli impianti di gassificazione della biomassa o di purificazione del biogas) o dalle tecnologie di 
cattura del carbonio (ad esempio, applicate alla combustione dei combustibili fossili). 

L'ulteriore processo di metanazione rende il gas sintetico ottenuto dall'idrogeno e dalla CO2 più costoso 
dell'idrogeno. Schiebahn et al. (2016) stimano che i costi per un sistema completo di conversione 
dell'energia elettrica in metano, che includa i processi di elettrolisi, metanazione, compressione e altri 
processi, si aggirino intorno ai 2 000 EUR/kWel. Tuttavia, tale processo non è attualmente operativo su 
scala commerciale e vi è ancora una grande incertezza sui costi di ciascuno dei componenti del sistema. 
Evangelopoulou et al. (2019) hanno stimato che, in generale, le tecnologie coinvolte nel processo 
presentano un livello medio di maturità tecnologica. Se si considerano inoltre la bassa efficienza 
energetica generale, gli elevati costi di investimento e l'ingente fabbisogno di energia elettrica, si può 
dedurre che il metano prodotto attraverso la conversione dell'energia elettrica rivestirà probabilmente 
solo un ruolo marginale.  

L'altro gas verde o gas rinnovabile alternativo è costituito dal biogas/biometano. L'AIE (2020a) ha 
previsto una forte e rapida crescita della produzione e del consumo di biometano sia a livello europeo 
che a livello mondiale. Il biometano presenta un contenuto di metano molto elevato (>90 %) ed è 
equivalente al metano ottenuto da fonti fossili o tramite metanazione. Già oggi piccoli volumi di detta 
risorsa sono introdotti nei gasdotti. In alcuni paesi il biometano è considerato uno strumento utile per 
la decarbonizzazione dei trasporti a gas e sono previste politiche statali intese a promuovere l'iniezione 
di biometano nelle reti del gas naturale (ad esempio, in Germania, in Italia e nei Paesi Bassi).  
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Il biometano è ottenuto dalla "purificazione" del biogas (vale a dire, attraverso la rimozione della CO2 e 
di altri gas in modo da aumentare la concentrazione di metano), o attraverso la gassificazione della 
biomassa solida. Secondo le stime dell'AIE, il potenziale futuro del biometano nell'UE e nelle regioni ad 
essa limitrofe è di gran lunga superiore ai volumi di produzione attuali. Dalla produzione di biometano 
tramite la purificazione del biogas si ottiene come prodotto collaterale CO2 in una forma relativamente 
concentrata.  

Insieme all'idrogeno, detta CO2 potrebbe essere utilizzata per produrre un flusso aggiuntivo di metano 
(AIE, 2020a). Un'altra opzione potrebbe essere rappresentata dallo stoccaggio sotterraneo della CO2, in 
modo da rendere il biometano una fonte di energia a emissioni negative di CO2 (BECCS, bioenergia con 
cattura e stoccaggio del carbonio). 

La produzione di biometano comporta tuttavia costi elevati. A seconda della fonte e della tecnologia 
utilizzate, i costi del biometano possono superare gli attuali prezzi del gas naturale. Il prezzo medio per 
la produzione di biometano ammonta oggi a circa 55 EUR/MWh (AIE, 2020a), dove solo il biometano 
ottenuto dalle discariche (rifiuti solidi) non supera la soglia dei 45 EUR/MWh e, in alcuni casi, persino 
dei 30 EUR/MWh. L'AIE prevede che vi sarà una notevole riduzione dei costi a livello globale e che 
un'ampia quota della produzione futura si aggirerà attorno al prezzo di 30 EUR/MWh. In particolare, il 
processo di gassificazione termica della biomassa solida, ad oggi immaturo, offre un grande potenziale 
per future riduzioni dei costi (AIE, 2020a). Tuttavia, per le tecnologie pertinenti in Europa, l'AIE non si 
aspetta un analogo calo dei costi, che potrebbero anche rimanere al di sopra dei 45 EUR/MWh (AIE, 
2020a). 

Affinché le fonti sostenibili possano rivestire un ruolo più rilevante, sarà necessario ricorrere a fonti di 
produzione differenti. Oltre alle fonti attualmente utilizzate, come le acque reflue urbane, i rifiuti solidi 
urbani e il concime animale, anche altre fonti, tra cui la biomassa legnosa e i residui di raccolto, 
svolgeranno un ruolo maggiore. Allo stesso tempo, per una produzione sostenibile di 
biogas/biometano è necessario ridurre l'uso diretto dei raccolti, per evitare la concorrenza con gli usi 
alimentari. 

Oltre a quella del biometano, ci si attende un'ulteriore espansione anche della produzione del biogas 
nei prossimi decenni, sebbene a un ritmo più lento. Il biogas è il gas a basso contenuto di metano 
ottenuto per via biochimica. Il biogas continuerà a soddisfare la domanda locale di calore ed energia, 
in particolare nelle zone in cui l'energia elettrica da fonti rinnovabili non può garantire il 100 % 
dell'approvvigionamento energetico. Nonostante il loro potenziale crescente e le ulteriori riduzioni dei 
costi, il biogas e il biometano continueranno probabilmente a rivestire un ruolo piuttosto marginale 
nella sostituzione del gas naturale. Nello specifico, i costi ad essi legati rimarranno infatti con tutta 
probabilità superiori a quelli di altre alternative rinnovabili come l'energia elettrica e l'idrogeno. 
Tuttavia, politiche di sostegno che possano compensare parte dei costi potrebbero far uscire il 
biogas/biometano dalla loro nicchia. 

Fendt et al. (2016) hanno messo a confronto i costi e i dati di efficienza di questi due tipi di metano 
rinnovabile. Per il biometano ottenuto per via biochimica tradizionale (ossia attraverso la purificazione 
del biogas) gli autori dello studio in questione hanno stimato livelli di efficienza compresi fra il 55 % e 
il 57 %, con un potenziale di miglioramento superiore all'80 %, mentre per il biometano ottenuto dalla 
gassificazione hanno previsto livelli di efficienza leggermente più elevati con valori massimi del 70 % 
oggi e del 75 % in futuro. Nel caso della conversione dell'energia elettrica in metano (vale a dire la 
metanazione dell'idrogeno) si prevedono futuri livelli di efficienza compresi fra il 54 % e il 60 %, con un 
miglioramento futuro che potrebbe toccare quota 78 %. Ovviamente, oltre ai progressi tecnologici 
ottenuti grazie all'apprendimento, nella produzione di metano rinnovabile prevalgono gli effetti di 
scala, che determinano una riduzione dei costi di produzione e investimento di pari passo 



Decarbonizzazione dell'energia 
 

 71 PE 695.469 

all'aumentare delle dimensioni degli impianti. I costi di produzione variano fra 5,9 e 13,7 centesimi di 
EUR/kWh (produzione del biometano per via biochimica), 5,6 e 37 centesimi di EUR/kWh (produzione 
del biometano per via termochimica), e 8,2 e 93 centesimi di EUR/kWh (conversione dell'energia 
elettrica in metano) (Fendt et al., 2016). Pertanto, sebbene nessuno dei percorsi di produzione 
rinnovabili possa competere con gli attuali prezzi del gas naturale, tutte le opzioni sono in grado di 
offrire metano a zero emissioni di carbonio. 

L'utilizzo del metano ottenuto da tali fonti rinnovabili consentirà di continuare a impiegare le 
infrastrutture esistenti per il trasporto e lo stoccaggio a lungo termine (interstagionale) e nelle 
apparecchiature dell'utente finale. Il rischio di abbandono delle attività emergerà solo se l'uso del 
metano rinnovabile sarà notevolmente inferiore, o limitato solo a regioni specifiche, rispetto ai livelli di 
domanda odierni. 

a. Lato della domanda 

1. Industria 

Il metano sintetico può sostituire il gas naturale di origine fossile nel settore industriale, determinando 
potenzialmente una notevole riduzione del fattore di emissione (Fleiter et al., 2019). 

Il principale vantaggio che il metano sintetico offre rispetto all'idrogeno puro consiste nel fatto che 
esso può essere fornito utilizzando la rete del gas naturale esistente e può utilizzare gli impianti di 
stoccaggio sotterraneo esistenti per lo stoccaggio a lungo termine (interstagionale). Ciò comporta costi 
di investimento minori per le infrastrutture di trasporto. Inoltre, una sostituzione del gas naturale di 
origine fossile con il metano sintetico richiederebbe minori cambiamenti ai processi di produzione 
industriali rispetto ad altre opzioni di decarbonizzazione per il settore industriale, come ad esempio 
l'elettrificazione diretta. Pertanto, i costi di investimento ricadrebbero sul lato dell'offerta, mentre gli 
utenti industriali potrebbero mantenere le proprie apparecchiature. Tuttavia, alla luce dell'ingente 
fabbisogno di energia elettrica e dei costi del processo di metanazione, l'utilizzo del metano sintetico 
in sostituzione del gas naturale per tutti gli usi industriali di tale risorsa potrà difficilmente risultare 
conveniente dal punto di vista economico (Bataille et al, 2018). Il metano sintetico rappresenta 
piuttosto un'alternativa utile per specifici processi e sottosettori industriali per i quali un'elettrificazione 
diretta non è tecnicamente realizzabile o non è auspicabile sotto il profilo economico.  

La maggior parte del gas naturale fossile impiegato nel settore industriale è usata per generare calore 
e vapore (Mantzos et al., 2018). Mentre il fabbisogno di calore a bassa temperatura può essere 
soddisfatto attraverso l'elettrificazione con le tecnologie esistenti e consolidate, l'idrogeno e il metano 
sintetico sono utili per fornire calore a temperature superiori ai 1 000 °C (Maddedu et al., 2019). La 
domanda delle alte temperature deriva principalmente dalla combustione dei clinker nell'industria del 
cemento, dalla produzione dell'acciaio primario negli altiforni e dalla fusione dell'alluminio (Honoré, 
2019). Altri combustibili, come la biomassa o i rifiuti, risultano meno costosi del metano sintetico per la 
produzione dei clinker (Hübner e von Roon, 2021). Il metano sintetico può essere usato come agente 
riduttore negli altiforni tradizionali per la produzione di acciaio primario. Il potenziale di riduzione delle 
emissioni di GES è tuttavia limitato. Per decarbonizzare completamente la produzione dell'acciaio sono 
necessarie altre tecnologie, come la riduzione diretta del minerale di ferro in reattori che non effettuano 
combustioni alimentati a idrogeno (Bailera et al, 2021). Un'altra possibilità consiste nella sostituzione 
dell'acciaio primario con l'acciaio secondario, che viene prodotto rifondendo rottami metallici in forni 
elettrici ad arco, un processo che può essere elettrificato al 100 % (Maddedu et al., 2019).  

Il settore chimico dipende in grande misura dal gas naturale di origine fossile, che, pur essendo 
utilizzato nella maggior parte dei casi per i processi legati all'energia, è impiegato anche come materia 
prima (cfr. figura 4-6). Benché l'industria chimica fabbrichi molti prodotti diversi ricorrendo a processi 
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differenti, la maggior parte delle emissioni del settore è riconducibile alla produzione di ammoniaca, 
metanolo, propilene, etilene e benzene/toluene/xilene (BTX) (Schiffer e Manthiram, 2017). 
L'ammoniaca è prodotta dall'idrogeno e dall'azoto contenuti nell'aria. Attualmente l'idrogeno è fornito 
principalmente a partire dal gas naturale di origine fossile tramite una reazione di reforming con vapore 
del metano (cfr. capitolo 5 sull'idrogeno). Pertanto, per decarbonizzare la produzione di ammoniaca è 
necessario sostituire l'idrogeno ottenuto attraverso tale processo con idrogeno ottenuto tramite 
elettrolisi ricorrendo alle energie rinnovabili. Il metanolo è prodotto dall'associazione fra idrogeno e 
monossido di carbonio o biossido di carbonio (Parigi et al., 2019). Analogamente a quanto detto per la 
produzione di ammoniaca, anche nella produzione del metanolo sarebbe fondamentale passare 
all'utilizzo di idrogeno basato su fonti di energia rinnovabili. Tale processo consente inoltre di utilizzare 
la CO2, che può essere ottenuta dalle emissioni catturate da altri processi di produzione oppure per 
cattura diretta dall'aria. Il metanolo sintetico può essere impiegato come materia prima per la 
produzione di propilene, etilene e BTX, attualmente prodotto tramite steam-cracking della nafta (Chan 
et al., 2019). Il processo di produzione di olefina a partire dal metanolo è già consolidato a livello 
commerciale e potrebbe comportare una riduzione delle emissioni di GES pari quasi al 50 %. Ove la CO2 
necessaria per la produzione di metanolo fosse catturata dall'aria, le emissioni potrebbero persino 
essere negative (Dechema, 2017). I costi di questo percorso di produzione sono di oltre 1 000 EUR per 
tonnellata di etilene, mentre sono compresi fra 1 300 EUR e 2 800 EUR nel caso del BTX e, pertanto, non 
sono ancora competitivi rispetto ai costi di una produzione ottenuta partendo da materie prime basate 
sui combustibili fossili (Dechema, 2017).  

2. Domanda di energia elettrica e calore 

L'uso dei gas verdi (metano sintetico o idrogeno) nella produzione di energia elettrica porta con sé il 
grande vantaggio di offrire un combustibile dispacciabile e stoccato in periodi in cui è necessario 
disporre di flessibilità, come ad esempio nei casi di scarsa disponibilità di energia da fonti rinnovabili 
(come accade nei cosiddetti momenti "Dunkelflaute", nei quali non si può contare sulla presenza di sole 
e vento). A tale scopo, i gas verdi possono essere utilizzati allo stesso modo del gas naturale fossile 
durante il periodo di transizione. Nello svolgimento di tale funzione, i gas verdi sono in concorrenza 
con altri strumenti in grado di garantire flessibilità, fra cui lo stoccaggio elettrico (centrali idroelettriche 
con impianti ad accumulo, batterie) e la gestione della domanda. In tale contesto i gas verdi sono 
spesso definiti "gas ottenuti da elettricità" (o "X ottenuto da elettricità"). 

L'uso del metano sintetico come combustibile di alimentazione per la produzione di energia elettrica 
è evidentemente molto inefficiente, poiché si sommano diverse perdite di efficienza legate alle varie 
conversioni, nello specifico la conversione dell'energia elettrica da fonti rinnovabili in idrogeno e la 
conversione dell'idrogeno in metano sintetico, seguite dalla combustione nelle centrali elettriche volta 
a ottenere nuovamente energia elettrica. Al momento la conversione tramite elettrolizzatori offre 
un'efficienza minore del 65 %. Secondo Gorre et al. (2019), tali valori sono destinati ad aumentare in 
futuro, raggiungendo quota 75 % nel 2030 e 78 % nel 2050. Le perdite di energia elettrica legate alla 
produzione iniziale di idrogeno e alla seguente produzione del metano sintetico si aggirano intorno al 
20 %-30 %. La riconversione del metano sintetico in energia elettrica può avvenire in turbine a gas a 
ciclo combinato (CCGT) o in turbine a gas a ciclo aperto (OCGT). Mentre nel caso delle prime l'efficienza 
della conversione è superiore al 60 %, nel caso delle seconde, anche ove si tratti di strutture moderne, 
l'efficienza della conversione raggiunge solo un valore compreso fra il 35 % e il 40 %. In sintesi, 
l'efficienza aggregata di queste fasi di conversione è leggermente superiore al 30 %, il che significa che 
quasi il 60 % dell'energia elettrica prodotta inizialmente va perso.  

Lo stesso vale ovviamente per la produzione di idrogeno dall'energia elettrica da fonti rinnovabili e per 
la successiva combustione di tale idrogeno. In questo caso, le turbine a gas a ciclo aperto potrebbero 
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essere eventualmente sostituite dalle celle a combustibile. Tuttavia, poiché la loro efficienza è di poco 
superiore al 60 %, l'efficienza finale è pari a circa il 45 %-50 %. Inoltre, poiché l'idrogeno si diffonde 
nell'aria, questa catena del valore presenta perdite maggiori. Di conseguenza, l'uso dei gas sintetici 
come strumento per lo stoccaggio a lungo termine (interstagionale) comporta costi elevati. 

Inoltre, i costi di produzione del metano sintetico sono notevolmente più elevati degli attuali prezzi del 
gas naturale. Analogamente, anche la produzione di energia elettrica dal biogas/biometano comporta 
costi elevati a causa dei costi di produzione relativamente alti del combustibile biogenico. A seconda 
dello specifico tipo di impianto di produzione di biogas/biometano e della materia prima utilizzata, i 
costi livellati per la produzione di energia elettrica si attestano, secondo le stime, fra 43 EUR/MWh e 
160 EUR/MWh (AIE, 2020a). Una vasta parte di questo intervallo è superiore al costo della produzione a 
partire dal vento e dagli impianti solari fotovoltaici su scala industriale, che ha fatto registrare un netto 
calo negli ultimi anni78. Tuttavia, a differenza degli impianti eolici e solari fotovoltaici, le centrali a biogas 
possono operare in modo flessibile e, di conseguenza, offrono servizi di bilanciamento e altri servizi 
ausiliari alla rete dell'energia elettrica (AIE, 2020a).  

Analogamente, nel caso del calore, ove si riscontra una domanda di calore locale un impianto di 
cogenerazione di calore e di elettricità alimentato a biogas può essere gestito senza costi elevati e in 
modo più efficiente rispetto a una centrale che produce esclusivamente energia elettrica. Questo 
perché un impianto di cogenerazione di calore e di elettricità può offrire un livello di efficienza 
energetica di circa il 35 % nella produzione di energia elettrica, più un ulteriore 40 %-50 % quando il 
calore di scarto viene impiegato in modo produttivo. 

Gli impianti di cogenerazione di calore e di elettricità e le centrali a idrogeno offrono risultati migliori 
in termini economici rispetto a quelle alimentate dal metano sintetico, perché nella catena del valore 
è necessario eseguire una fase di conversione in meno. Le perdite di conversione "risparmiate" 
compensano abbondantemente la minore densità energetica dell'idrogeno.  

Certamente sia il metano sintetico che l'idrogeno dovranno essere stoccati per un certo periodo di 
tempo fra la loro produzione e il loro uso nelle turbine a gas. Nel caso del metano sintetico, si può 
ricorrere all'intera capacità di stoccaggio sotterraneo del gas disponibile in Europa. Nel 2017 l'UE aveva 
una capacità massima utile di oltre 977 TWh nello stoccaggio sotterraneo del gas (AIE, 2019b). La 
grande maggioranza della capacità di stoccaggio del gas nell'UE si riscontra nei giacimenti di petrolio 
e gas esauriti (68 %), mentre le miniere di sale offrono solo una piccola quota, pari al 17 %, di poco 
superiore a quella delle falde acquifere (15 %). Al contrario, solo le miniere di sale sono adatte per lo 
stoccaggio dell'idrogeno (cfr. Caglayan et al., 2020), vale a dire circa 166 TWh di capacità operativa, 
nella maggior parte dei casi situata in Germania (83 % dei 166 TWh). 

3. Settore dei trasporti 

Il gas naturale trova scarso utilizzo nel settore dei trasporti (vale a dire nel trasporto stradale, ferroviario, 
marittimo e aereo). Tuttavia esiste al momento un mercato crescente, benché a livelli molto bassi, di 
navi e autocarri alimentati a GNL. Il GNL (gas naturale liquefatto raffreddato fino a raggiungere una 
temperatura inferiore a -161 °C) costituisce un'alternativa all'olio combustibile pesante che comporta 
minori emissioni e può contribuire al rispetto delle norme in materia di emissioni nelle zone costiere 
sottoposte a controllo delle emissioni.  

                                                             
78  Nel 2020 i costi livellati della produzione di energia elettrica ammontavano a 48 EUR/MWh nel caso della produzione da impianti solari 

fotovoltaici su scala industriale, 33 EUR/MWh nel caso della produzione da energia eolica onshore e 71 EUR/MWh nel caso della 
produzione da energia eolica offshore (IRENA ,2020). Conversione euro-dollaro a un tasso di cambio di 0,85 EUR/dollaro. 
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Analogamente, secondo i dati, gli autocarri adibiti alle attività di distribuzione alimentati a GNL 
provocano un inquinamento locale minore rispetto agli autocarri a diesel, un aspetto particolarmente 
interessante per le aree urbane. Tuttavia, anche i protagonisti del settore del trasporto marittimo, come 
l'amministratore delegato della società Maersk, hanno invocato l'uso di combustibili privi di fonti fossili 
nel settore79. Una scelta di questo tipo escluderebbe anche il GNL. 

Il metano sintetico potrebbe tecnicamente sostituire il gas naturale di origine fossile negli stessi usi 
oggetto di domanda nel settore dei trasporti. Inoltre, il metano sintetico è in grado di sostituire i 
prodotti petroliferi. Esso potrebbe essere utilizzato con gli stessi tipi di motore a combustione interna 
impiegati attualmente, limitando in tal modo la necessità di promuovere lo sviluppo tecnologico per 
individuare sistemi di propulsione alternativi.  

Tuttavia, i costi cumulativi della produzione di metano sintetico e del raffreddamento alle temperature 
del GNL con tutta probabilità non diminuiranno a un livello che consentirebbe al GNL sintetico di 
competere con altre alternative prive di metano, come l'idrogeno, l'ammoniaca o l'elettrificazione. 
Oltre ai costi diretti, i molteplici processi di trasformazione previsti nella catena di produzione del GNL 
sintetico comporterebbero un accumulo di perdite elevate (derivanti dall'elettrolisi e successivamente 
dalla metanazione e dal raffreddamento). 

b. Infrastrutture di trasporto 

Il metano sintetico, sia quello derivante dalla metanazione dell'idrogeno che quello derivante da fonti 
biogeniche, può utilizzare le attuali infrastrutture del gas naturale (fossile) perché è costituito da 
metano quasi puro. Il biometano è in effetti già introdotto in piccole quantità nella rete europea del 
gas naturale. In altre parole, il trasporto, e anche lo stoccaggio, del metano sintetico nelle infrastrutture 
del gas naturale esistenti non comporterebbe alcun costo di conversione.  

Al momento sono in corso studi sulle potenziali sfide legate alla conversione delle condotte del gas 
naturale all'uso per il trasporto di idrogeno (si veda anche il capitolo 5). Per le condotte di trasmissione 
ad alta pressione che coprono lunghe distanze, Cerniauskas et al. (2020) hanno concluso, in seguito a 
un'analisi approfondita dei materiali utilizzati nel sistema di condotte del gas naturale in Germania, che 
la maggior parte delle condotte può essere convertita al trasporto dell'idrogeno, malgrado 
quest'ultimo presenti proprietà differenti (e, in particolare, malgrado la tendenza dell'idrogeno a 
dissolversi in molti metalli e a disperdersi, che causa il cosiddetto infragilimento da idrogeno dei 
materiali). Tuttavia, la conversione all'idrogeno delle infrastrutture del metano comporterebbe 
comunque alcuni costi, poiché determinati elementi dell'infrastruttura di rete dovrebbero essere 
sostituiti (ad esempio, le valvole). Per quanto riguarda la rete di distribuzione, i risultati dei primi studi 
effettuati su progetti in corso indicano anche che le condotte (realizzate con materiali plastici) e le 
attrezzature per la distribuzione del gas naturale, perlomeno quelle di recente costruzione, possono 
essere convertite all'uso per l'idrogeno80. Anche in questo caso, il potenziale di conversione sembra 
dipendere dai materiali con cui sono state realizzate le condotte. 

  

                                                             
79  Cfr., ad esempio, la trascrizione di un'intervista all'amministratore delegato di Maersk, disponibile all'indirizzo: 

https://newsrnd.com/business/2021-09-08-maersk-boss-skou--%22we-have-to-ban-new-ships-with-fossil-fuels%22.SkT8j-Uzt.html 
(ultima consultazione il 13 settembre 2021).  

80  Cfr. progetto HYPOS in Germania: https://www.hypos-eastgermany.de/en. 

https://it.wikipedia.org/wiki/Infragilimento_da_idrogeno
https://newsrnd.com/business/2021-09-08-maersk-boss-skou--%22we-have-to-ban-new-ships-with-fossil-fuels%22.SkT8j-Uzt.html
https://www.hypos-eastgermany.de/en
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4.2.3. Sostituzione del gas naturale con l'energia elettrica 

a. Industria 

Il rapido calo dei costi della produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili porta all'elettrificazione 
dei processi industriali come percorso fondamentale per conseguire l'azzeramento delle emissioni di 
GES in questo settore. A tal proposito, si può distinguere fra elettrificazione diretta, vale a dire la 
sostituzione dei processi di produzione basati sui combustibili fossili con tecnologie che fanno uso 
dell'energia elettrica, ed elettrificazione indiretta, come ad esempio la produzione di combustibili 
sintetici e idrogeno a partire dall'energia elettrica. Mentre questi ultimi processi sono trattati nel 
capitolo 1.2.2, la presente sezione prende in considerazione solo l'elettrificazione diretta. 
L'elettrificazione diretta è probabilmente più efficiente ed efficace sotto il profilo dei costi per la 
maggior parte dei processi di produzione industriale rispetto ai metodi di elettrificazione indiretta, vista 
la scarsa efficienza di conversione di questi ultimi.  

Come menzionato precedentemente, il gas naturale è utilizzato principalmente per la produzione di 
calore. In particolare, il fabbisogno di calore a bassa temperatura (sotto i 400 °C) può essere elettrificato 
grazie alle tecnologie esistenti, come caldaie elettriche o pompe di calore. Rientra in questa casistica la 
maggior parte degli impieghi di gas naturale nei settori alimentare, tessile e del legno e nell'industria 
della fabbricazione di pasta per carta e carta. Inoltre, i forni elettrificati, come i forni a resistenza, a 
induzione e ad arco, possono fornire calore a una temperatura superiore a 400 °C, necessario per la 
cottura delle ceramiche e la fusione dei metalli. Queste tecnologie consentono di elettrificare circa il 
78 % della domanda di energia industriale, fatta eccezione per le materie prime (Madeddu et al., 2020). 
Nel caso invece del fabbisogno di calore ad alta temperatura, il potenziale di elettrificazione dipende 
dal settore specifico preso in esame. Nell'industria del ferro e dell'acciaio, la produzione di acciaio 
secondario a partire dai rottami metallici è completamente elettrificabile e già oggi competitiva (Wei 
et al., 2019). L'elettrificazione diretta della produzione di acciaio primario attraverso la riduzione 
elettrolitica del ferro è stata testata in progetti pilota, mentre il metodo di produzione che prevede 
l'utilizzo dell'idrogeno per la riduzione del minerale di ferro offre una maggiore maturità tecnologica 
(Philibert, 2019). Per quanto riguarda l'industria del cemento è invece possibile generare il calore ad 
alta temperatura necessario per la produzione dei clinker, ma le tecnologie in questione sono ancora 
in fase di studio (Madeddu et al., 2020). Pertanto, la biomassa o la produzione di diversi tipi di cemento 
che non dipendono dalla combustione dei clinker offrono alternative maggiormente realizzabili (Chan 
et al., 2019). 

Ricorrendo a tecnologie disponibili e mature un'ampia parte dell'uso del gas naturale potrebbe essere 
sostituita con l'elettrificazione diretta. Ostacoli consistenti sono tuttavia costituiti dal prezzo elevato 
dell'energia elettrica rispetto a quello del gas naturale di origine fossile e dagli alti costi di investimento.  

b. Domanda di energia elettrica 

Coprire l'approvvigionamento di energia elettrica con energia al 100 % da fonti rinnovabili è possibile 
(Zappa et al., 2019). Una sfida fondamentale sarà costituita dall'aumento della domanda di energia 
elettrica di picco dovuto all'elettrificazione dei settori residenziale, industriale e dei trasporti (Madeddu 
et al., 2020). A causa dell'intermittenza della fornitura dell'energia elettrica derivante da fonti 
rinnovabili, sono necessari impianti o strutture di stoccaggio che garantiscano l'energia elettrica in 
maniera flessibile. Le centrali a gas naturale offrono una fonte dispacciabile di questo tipo, dal 
momento che la produzione da esse offerta può essere incrementata in pochi minuti e che esse 
comportano costi operativi relativamente bassi. Tuttavia, sono disponibili anche altre tecnologie che 
non generano emissioni di gas a effetto serra.  
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Un'opzione è rappresentata dallo stoccaggio dell'energia elettrica, che converte l'elettricità in una 
forma tale da permetterne lo stoccaggio per poi fornirla in un momento successivo (Luo et al., 2015). 
Questo metodo comprende una vasta gamma di tecnologie, che offrono livelli di efficienza di 
conversione differenti. Mentre nella maggior parte dei casi i metodi di stoccaggio elettrico, come le 
centrali idroelettriche con impianti ad accumulo o le batterie, non possono essere potenziati per 
immagazzinare una quantità di energia sufficiente a rimediare a una carenza di fonti di energia 
rinnovabili per più di un paio d'ore, gli impianti a idrogeno potrebbero consentire uno stoccaggio 
sufficiente per diverse settimane (Schill, 2020).  

Gli impianti di stoccaggio sono particolarmente importanti nel caso in cui l'approvvigionamento di 
energia elettrica sia assicurato tramite quote elevate di fonti di energia rinnovabili (superiori all'80 %). 
Nel caso in cui le fonti rinnovabili rappresentino quote inferiori, altre opzioni di flessibilità, come la 
diffusione di linee di trasmissione o la gestione della domanda, offrono invece alternative più efficienti 
(Schill e Zerrahn, 2018). La conversione dell'energia elettrica in metano sintetico o idrogeno ("gas 
ottenuto da elettricità") costituisce una soluzione plausibile per bilanciare le differenze fra la domanda 
e l'offerta di energia elettrica su lunghe distanze e per lunghi periodi di tempo (si veda anche il capitolo 
5). Tali tecnologie, al momento ancora costose, entro il 2050 potrebbero diventare efficienti in termini 
di costi rispetto alle centrali a gas naturale fossile (Maeder e Boulouchos, 2021). 

c. Domanda di riscaldamento 

Oggigiorno il gas naturale di origine fossile è ampiamente usato per la produzione di calore, sia nelle 
centrali per la produzione di calore su larga scala (o negli impianti per la cogenerazione di calore e di 
elettricità) per i sistemi di teleriscaldamento che nelle caldaie delle abitazioni private. Esiste un largo 
consenso sul fatto che, nel lungo periodo, le abitazioni private potranno essere efficacemente 
riscaldate attraverso pompe di calore alimentate dall'energia elettrica. Anche per i sistemi di 
teleriscaldamento su larga scala si prevede un approvvigionamento da fonti rinnovabili (energia 
elettrica), quali pompe di calore su larga scala alimentate dall'energia elettrica con varie fonti di calore 
(aria, terreno, acqua marina, acque di scolo, acqua geotermica).  

Tali sistemi potrebbero essere accompagnati dalla fornitura di raffreddamento. Per conseguire un 
approvvigionamento di calore derivante al 100 % da fonti rinnovabili saranno necessarie ulteriori 
innovazioni e riduzioni dei costi, ad esempio nelle tecnologie per lo stoccaggio del calore.  

La transizione alle fonti di energia rinnovabili nel settore del riscaldamento richiederà in ogni caso 
incentivi adeguati. L'attuale sistema presenta forti dipendenze dal percorso seguito e, nell'ondata di 
eliminazione graduale del carbone a cui si sta assistendo, molti paesi stanno offrendo sostegno per la 
conversione di centrali per la produzione di (energia elettrica e) calore alimentate a carbone in centrali 
a gas naturale. Dato il lungo periodo di vita delle centrali per la produzione di calore e degli impianti 
per la cogenerazione di calore e di elettricità (solitamente superiore ai 30 anni), la conversione in 
centrali a gas naturale crea oggi un effetto di lock-in dei combustibili fossili.  

d. Settore dei trasporti 

Vi è oggigiorno un generale consenso sul fatto che la decarbonizzazione del settore dei trasporti sarà 
conseguita in gran parte attraverso l'elettrificazione (Agora Verkehrswende, 2020). Le tecnologie delle 
batterie sono in continuo miglioramento e la diffusione delle infrastrutture di ricarica a ritmi sempre 
più veloci ha creato effetti di lock-in nella tecnologia.  

Gli attuali sforzi di elettrificazione sono più visibili nel settore del trasporto privato (automobili). 
Tuttavia, il gas naturale, sotto forma di GNL, è utilizzato nel trasporto pesante di merci, ad esempio nel 
trasporto urbano su autocarri (distribuzione pesante). Lo sviluppo delle batterie sta tuttavia 
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procedendo anche per i veicoli pesanti che richiedono un'elevata fornitura di energia (per via del peso 
ingente) ma che non devono coprire lunghe distanze (perché servono solo clienti locali), e sono già 
disponibili i primi parchi di prova. Analogamente, si stanno sviluppando attività di ricerca e sviluppo e 
progetti pilota nel settore del trasporto costiero su nave, in particolare in relazione ai traghetti. In 
generale, l'attuale miglioramento delle tecnologie delle batterie indica che il gas naturale potrà essere 
sostituito dall'energia elettrica nel medio termine e nel lungo termine entro il 2050. 

4.3. Sviluppo della domanda e dell'offerta di metano in tre scenari 
estremi 

Nel seguente paragrafo sarà analizzato il potenziale andamento della fornitura di gas metano da qui al 
2050. Nelle sezioni 1.3.1 – 1.3.3 ci si è soffermati sul futuro ruolo del gas metano sintetico. I tre scenari 
limite esaminati presentano caratteristiche generali molto differenti, ad esempio per quanto riguarda 
il ruolo dell'elettrificazione e dell'idrogeno. Nel capitolo 2 è stata presentata un'introduzione a detti 
scenari, mentre il capitolo 6 illustrerà una panoramica su vari settori, mostrando i principali risultati 
pertinenti per il settore del gas. La figura 4-10 mostra i principali risultati pertinenti per il settore del 
gas. 

Nell'andamento del gas naturale di origine fossile e del metano sintetico si riscontrano tuttavia alcune 
tendenze comuni a tutti gli scenari. In altre parole, si tratta di sviluppi che si prevede si verificheranno 
in ogni circostanza, per via dell'obiettivo della neutralità climatica dell'UE, del potenziale tecnico della 
produzione di biogas/gas sintetico nell'UE e nelle regioni ad essa limitrofe, dei fattori economici legati 
alle infrastrutture, dello sviluppo della tecnologia CCS e dei costi relativi del gas sintetico e 
dell'idrogeno.  

Di seguito si illustrano le tendenze a cui si fa riferimento: 

• l'uso del gas naturale di origine fossile sarà completamente eliminato entro il 2050 per 
conseguire l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE; 

• l'UE necessiterà di una forte espansione della produzione di energia elettrica da fonti 
rinnovabili, che sarà consumata o utilizzata per produrre H2 o metano sintetico (si veda anche 
il capitolo 6); 

• entro il 2050 nell'UE il gas naturale di origine fossile non sarà più impiegato per produrre 
energia elettrica. Nel 2030 le centrali a gas naturale contribuiranno ancora a offrire flessibilità 
ai sistemi di energia elettrica caratterizzati da una quota crescente di energie rinnovabili, 
nonché alla produzione (cogenerazione) di calore (ed energia elettrica) nei sistemi di 
teleriscaldamento in tutta Europa. La produzione di energia elettrica alimentata dal metano 
cesserà completamente entro il 2050; ciò vuol dire che il gas sintetico non sostituirà il gas 
naturale di origine fossile nella produzione di energia elettrica.  

Sarà piuttosto l'idrogeno a svolgere il ruolo di fornitore di flessibilità per il settore dell'energia 
elettrica, aggiungendosi ad altre opzioni di flessibilità, fra cui l'espansione della rete elettrica, 
la gestione della domanda, lo stoccaggio tramite impianti di accumulo e batterie ecc.; 

• il gas naturale di origine fossile non sarà più utilizzato come input energetico nell'industria 
(ossia per la combustione) e sarà sostituito da processi alternativi basati sull'energia elettrica, 
sull'idrogeno o sul gas sintetico, con quote variabili di detti processi a seconda dello scenario 
in questione; 
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• il gas sintetico sostituirà in gran parte il gas naturale di origine fossile come materia prima nei 
processi industriali, benché non necessariamente in maniera totale e in misura variabile a 
seconda dello scenario in questione; 

• entro il 2050 nell'UE il gas naturale di origine fossile non sarà più utilizzato per la produzione di 
idrogeno (grigio o blu) nei processi di reforming con vapore del metano o di pirolisi. Entro il 
2050 l'idrogeno sarà prodotto esclusivamente dall'elettrolisi dell'energia elettrica da fonti 
rinnovabili (cfr. capitolo 5). Si tratta di un cambiamento necessario per conseguire l'obiettivo 
della neutralità climatica; 

• visti gli ampi sistemi di condotte del gas naturale esistenti (sia per la trasmissione ad alta 
pressione che per la distribuzione a bassa pressione), nonché le generose capacità di 
importazione di GNL nell'UE, non saranno necessari ulteriori investimenti nelle infrastrutture di 
trasporto del metano al di là di quelle già esistenti e di quelle in fase di costruzione all'interno 
dell'UE; e 

• al giorno d'oggi il gas naturale di origine fossile trova uno scarso utilizzo nel settore dei 
trasporti. Tale uso sarà completamente eliminato entro il 2050 e sarà sostituito da energia 
elettrica, idrogeno e gas di sintesi in percentuali variabili a seconda dello scenario in questione. 

Figura 4-10: Panoramica delle traiettorie dei diversi scenari e degli esiti per il settore del 
metano 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. 

4.3.1. Elettrificazione totale 
Lo scenario di un'elettrificazione totale prevede l'elettrificazione entro il 2050 di tutti gli usi del gas 
naturale che possono essere serviti anche dall'energia elettrica. Nei casi in cui non si possa procedere 
all'elettrificazione e qualora nel 2050 siano necessari combustibili di alimentazione gassosi, il 
combustibile scelto è l'idrogeno verde, poiché offre costi di produzione inferiori a quelli del metano 
sintetico.  
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Ciò implicherà l'assenza di qualsiasi uso del gas naturale come input energetico in un'UE 
completamente elettrificata nel 2050. Piccole quantità di gas naturale saranno ancora usate come 
materie prime nel settore dell'industria, dal momento che il gas naturale offre alcuni vantaggi in termini 
di costi rispetto al metano sintetico. Tuttavia, anche una parte del metano sintetico che può essere 
prodotta ai costi più bassi fra quelli compresi nella gamma interessata (ad esempio il biometano) sarà 
utilizzata come materia prima, ove disponibile. In sintesi, circa un terzo del metano impiegato come 
materia prima proverrà dal gas naturale di origine fossile, mentre due terzi deriveranno dal metano 
sintetico. Volumi molto limitati di metano sintetico saranno inoltre utilizzati come input energetico 
nell'industria.  

Una parte del metano sintetico, circa un quarto, sarà importata dalle regioni limitrofe. In ogni caso, i 
volumi totali della domanda di metano saranno molto limitati (pari a meno di un decimo della 
domanda di gas naturale odierna), pertanto la grande maggioranza delle infrastrutture del gas naturale 
usata per la fornitura verso l'UE e al suo interno sarà abbandonata. L'idrogeno, che riveste un ruolo, 
benché limitato, anche nello scenario dell'elettrificazione totale, non impedirà l'abbandono della 
maggior parte delle attività legate al trasporto e allo stoccaggio del gas naturale. 

Nella transizione verso l'elettrificazione totale il gas naturale continuerà a essere utilizzato per tutto il 
prossimo decennio, benché con volumi leggermente minori già entro il 2030, visti i rapidi progressi del 
processo di elettrificazione. Il gas naturale potrà offrire flessibilità mentre il sistema energetico dell'UE 
aumenterà la sua quota di fonti di energia rinnovabili.  

4.3.2. Importazioni di idrogeno per fornire energia all'UE 
Questo scenario prevede la sostituzione su larga scala del gas naturale con l'idrogeno in diversi usi in 
tutta l'economia e, di conseguenza, un utilizzo molto scarso del gas naturale e del metano sintetico nel 
2050. Come nel caso dello scenario dell'elettrificazione totale, in questa condizione rimarrebbero solo 
piccoli volumi di domanda industriale per l'uso energetico (metano sintetico) e per le materie prime 
(metano sintetico e gas naturale di origine fossile). Nel 2050, nello scenario di un mondo a idrogeno, il 
metano sintetico e il gas naturale fornirebbero in totale solo un decimo dei livelli di 
approvvigionamento odierni.  

Nello scenario caratterizzato dalle importazioni di idrogeno, si ipotizza che, oltre all'idrogeno, sarebbe 
importato anche circa il 50 % del metano sintetico. Dati i volumi relativamente ridotti di consumo di 
metano sintetico in tale scenario, così come nello scenario dell'elettrificazione totale, la maggior parte 
delle infrastrutture del gas naturale diventerebbe superflua. Tuttavia, nello scenario caratterizzato dalle 
importazioni dell'idrogeno, alcune delle infrastrutture del gas naturale potrebbero essere riconvertite 
per il trasporto e lo stoccaggio dell'idrogeno. Sebbene siano ancora in corso studi per stabilire la 
quantità esatta delle infrastrutture che potrebbero essere convertite, tale operazione sembrerebbe 
essere possibile su una più ampia parte delle condotte (cfr., ad esempio, Cerniauskas et al., 2019), in 
particolare nelle reti di distribuzione che presentano condotte moderne in plastica (anziché in metallo). 
La possibilità di conversione è invece minore nel caso dello stoccaggio, perché solo circa il 17 % della 
capacità di stoccaggio sotterraneo del gas attualmente disponibile può essere impiegata dall'idrogeno, 
segnatamente le miniere di sale. 

4.3.3. Gas verdi nelle vecchie condotte 
Lo scenario dei gas verdi comprende un utilizzo ampio e diffuso del metano sintetico in tutti i settori 
dell'economia. La domanda totale di metano sintetico nel 2050 sarebbe in tal caso dieci volte superiore 
a quella prevista negli altri due scenari e sarebbe uguale o lievemente superiore alla domanda di gas 
naturale odierna. Contrariamente a quanto accade nello scenario odierno dominato dal gas naturale, 
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la quota di importazioni del metano sintetico sarebbe relativamente ridotta, attestandosi all'incirca 
intorno al 50 %. In altre parole, la dipendenza dal metano importato si ridurrebbe notevolmente.  

Per quanto riguarda l'edilizia, nel 2050 l'energia elettrica sarebbe il principale vettore energetico anche 
nello scenario dei gas verdi, grazie a livelli di efficienza maggiori e minori costi dei combustibili. In tale 
ambito persisterebbe comunque un certo uso del metano (sintetico), che dipenderebbe dalle reti di 
distribuzione di specifiche regioni.  

Inoltre, lo scenario caratterizzato dai gas verdi è l'unico degli scenari estremi a prevedere nel 2050 
l'utilizzo del metano sintetico per la produzione di energia elettrica, benché in volumi moderati, 
sottolineando l'importanza di tale risorsa come combustibile di flessibilità che può essere dispacciato 
nei periodi in cui le fonti di energia rinnovabili offrono un approvvigionamento ridotto perché è già 
disponibile dallo stoccaggio. 

Oltre ai settori dell'edilizia e dell'industria, da cui proviene oggi una grande domanda di metano, una 
quota consistente del metano sintetico sarà inoltre utilizzata per soddisfare la domanda del settore dei 
trasporti. Per quest'ultimo settore, si ipotizza che nello scenario dei gas verdi si continuerà a utilizzare 
veicoli dotati di motori a combustione interna. Questa tecnologia tradizionale offre un'efficienza "dal 
serbatoio alla ruota" di solo il 30 %, un dato molto inferiore rispetto a quello dei veicoli elettrici (~90 %) 
o delle celle a combustibile (~60 %) e richiede pertanto una gran quantità di combustibile sotto forma 
di gas sintetico.  

4.4. Conclusioni: prossimi passi nella strategia dell'UE per il gas 
Nel presente capitolo si è spiegato nel dettaglio che l'uso del gas naturale dovrà terminare entro il 2050 
e che il gas naturale potrà essere sostituito con diverse alternative, nello specifico: 

• con il metano sintetico derivante da fonti diverse e costose (metano biogenico o idrogeno 
metanizzato), in modo facile ma in quantità probabilmente limitate;  

• con l'idrogeno, in modo relativamente semplice, ma incontrando alcune difficoltà dovute alle 
caratteristiche differenti dell'idrogeno, che richiederebbero la conversione delle attività 
infrastrutturali del gas naturale (in particolare condotte e attrezzature ad esse legate) e a costi 
di produzione moderati una volta che saranno disponibili elettrolisi e produzione di energia 
elettrica da fonti rinnovabili su larga scala (si veda anche il capitolo 5); e 

• con l'energia elettrica in numerosi usi finali, ad esempio nella fornitura di riscaldamento, in 
svariati processi industriali, ecc. a costi di approvvigionamento modesti, ma con la necessità 
di una conversione degli usi finali, a costi più o meno elevati.  

Con tutta probabilità lo scenario che si delineerà entro il 2050 sarà un misto fra queste opzioni. 
Pertanto, le strategie adottate oggi devono garantire la possibilità di mettere in atto tutte le opzioni.  

Il settore del gas naturale dipende da infrastrutture specifiche delle attività (gasdotti, stoccaggio 
sotterraneo, terminal di GNL) che sono attualmente disciplinate dalla direttiva sul gas (2009/73/CE) e 
dal regolamento sul gas ((CE) n. 715/2009). L'uso di tali attività infrastrutturali subirà modifiche 
sostanziali di diversa natura, a seconda dello scenario. Ad esempio, nello scenario caratterizzato dalle 
importazioni di idrogeno, una possibilità consisterà nella riconversione delle condotte del gas naturale, 
mentre un'altra opzione consisterà nello sviluppo ex novo di una rete di condotte di idrogeno. Nello 
scenario che prevede l'uso delle vecchie condotte per i gas verdi, al contrario, l'attuale sistema di 
condotte potrebbe continuare a essere impiegato. Occorre valutare tuttavia se il potenziale di 
produzione dei gas verdi sia sufficientemente elevato da giustificare, dal punto di vista economico, la 
prosecuzione delle attività del sistema europeo di gasdotti, caratterizzato da una notevole estensione 
e densità. Gli autori della presente analisi non hanno riscontrato, neppure nello scenario con la 
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maggiore intensità di gas, gli stessi grandi volumi di gas metano usati al giorno d'oggi. Analogamente, 
la necessità di condotte per il trasporto dell'idrogeno non è paragonabile ai volumi di gas naturale di 
origine fossile trasportati attualmente. 

I risultati quantitativi della presente analisi sono in certa misura in contrasto con le previsioni 
dell'attuale revisione delle norme relative al mercato del gas nel quadro del pacchetto sul mercato 
dell'idrogeno e del gas decarbonizzato, che parte dal presupposto che entro il 2050 i combustibili di 
natura gassosa rivestiranno un ruolo importante. Gli autori concordano sul fatto che un nuovo quadro 
normativo costituito dalla direttiva sul gas in relazione a un pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del 
gas decarbonizzato dovrebbe contribuire a garantire una transizione ordinata dall'attuale scenario 
dominato dal gas naturale a qualsiasi condizione futura per il 2050. Benché le norme del mercato 
interno non siano da mettere in discussione, sarà necessario prevedere disposizioni aggiuntive. Sarà 
importante e necessario stabilire un quadro per affrontare l'abbandono delle attività legate ai gas fossili 
(ossia le attività infrastrutturali inutilizzate che non possono essere riconvertite in attività legate 
all'idrogeno o ad altri gas o liquidi diversi dal metano).  

In tale contesto dovranno pertanto essere esaminate questioni quali la compensazione economica a 
favore della attività prematuramente abbandonate e l'obbligo di eliminare o riconvertire determinate 
attività. Come sempre, il diavolo sarà nei dettagli. Ad esempio, sarà necessario stabilire quando 
un'attività sia da considerarsi "prematuramente" dismessa, un compito complesso in un settore in cui 
la maggior parte dei dati e delle informazioni è di natura privata e riservata. Data l'incertezza sugli 
sviluppi futuri evidenziata dagli scenari qui presentati, gli autori raccomandano di procedere nei 
prossimi anni a una revisione regolare (ossia una valutazione e un adattamento) del quadro normativo 
relativo ai gas metano e idrogeno. 

Alla luce della necessità di interrompere il consumo del gas naturale di origine fossile nei prossimi 
vent'anni, qualsiasi costruzione o attività di nuova realizzazione relativa al gas naturale fossile deve 
essere arrestata poiché potrebbe dover essere dismessa nell'arco di un breve periodo di tempo. Per 
questo motivo, il regolamento RTE-E rivisto e i criteri per i progetti di interesse comune (PCI) non 
includono più attività legate al gas naturale. L'UE potrebbe considerare l'ipotesi di sostenere un insieme 
molto limitato di infrastrutture che contribuiscano a migliorare il mercato interno dell'energia, ad 
esempio le capacità di flusso invertito, l'ingresso di nuove condotte negli attuali mercati monopolistici 
e misure simili, ma ciò dovrebbe avvenire in un contesto differente e con restrizioni molto limitate e 
attentamente congegnate. La possibilità di conversione all'idrogeno (maturità per l'H2) potrebbe 
inoltre costituire un ulteriore criterio per ottenere sostegno in questo caso.  

Oltre alle infrastrutture di trasporto, anche le attività di consumo (apparecchiature) usate dai 
consumatori finali di gas naturale saranno interessate da un eventuale passaggio dall'uso del metano 
(CH4) come combustibile all'uso dell'idrogeno (H2) o dell'energia elettrica. Anche in questo caso si 
incappa in una sfida normativa che consiste in come incentivare o invitare i consumatori (nei contesti 
domestici, industriali e commerciali) a partecipare a un eventuale cambiamento di combustibile e di 
apparecchiature. L'organizzazione della transizione (ossia del cambiamento) avviene generalmente 
attraverso gli impianti, sotto la supervisione dei regolatori nazionali. Tuttavia, si tratta chiaramente di 
un caso di coordinamento delle attività nazionali e subnazionali e dei regolatori nazionali a livello 
regionale (fra più paesi) o persino dell'UE. 

Nonostante il loro crescente potenziale e le ulteriori riduzioni dei costi, il biogas e il biometano 
continueranno probabilmente a rivestire un ruolo piuttosto marginale nella sostituzione del gas 
naturale. 
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Ciò dipende in particolare dal fatto che i costi rimarranno probabilmente superiori rispetto a quelli di 
altre alternative rinnovabili come l'energia elettrica e l'idrogeno. Tuttavia, politiche di sostegno che 
contribuiscano a compensare parte dei costi potrebbero far uscire il biogas/biometano dalla loro 
nicchia. 

Nel breve periodo, è improbabile che si assisterà a numerose eliminazioni graduali del gas fossile 
nazionale come avvenuto per il carbone, nonostante un certo attivismo e l'adozione di alcune misure 
tempestive in tal senso (come ad esempio la BOGA, Beyond Oil and Gas Alliance, che sarà lanciata in 
occasione della COP 26 nel novembre 2021). Risulta piuttosto necessario fissare prezzi globali migliori 
delle esternalità causate dall'uso del gas naturale al fine di offrire incentivi economici per ridurne il 
consumo. In particolare, ciò include la fissazione del prezzo delle emissioni fuggitive di CH4 a monte 
derivanti dal gas naturale consumato in Europa, comprese le relative importazioni che risultano 
predominanti nel consumo dell'UE, con una quota superiore all'80 %. A tal fine sono necessari, in primo 
luogo, il monitoraggio, la comunicazione e la verifica dell'impronta di metano delle importazioni di gas 
naturale e, in secondo luogo, una fissazione dei prezzi.  
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5. IL RUOLO DELL'IDROGENO NELLA DECARBONIZZAZIONE 

5.1. Situazione odierna  
Nel 2018 la domanda di idrogeno nell'UE era pari a 330 TWh (Hydrogen Europe, 2021), dei quali circa 
100Mt legati alle emissioni di CO2

81. La domanda è guidata dalla necessità di idrogeno per la 
produzione di ammoniaca e la raffinazione del petrolio grezzo. È presente inoltre, in misura minore, 
una domanda di idrogeno come materia prima per la produzione di metanolo e di altre sostanze 
chimiche. Non esiste invece alcuna domanda di idrogeno per l'uso nei trasporti, nella produzione di 
calore industriale e nel riscaldamento degli ambienti residenziali.  

L'idrogeno viene prodotto attraverso un processo conosciuto come reforming con vapore del metano. Il 
metano (gas naturale) viene riscaldato con il vapore, alla presenza di un catalizzatore, per produrre 
flussi di idrogeno e CO2. Per ogni tonnellata di idrogeno prodotta vengono emesse nove tonnellate di 
CO2 (AIE, 2020b). L'idrogeno prodotto con questo metodo è comunemente conosciuto come idrogeno 
grigio.  

Oggi solo il 15 % dell'idrogeno è prodotto da impianti indipendenti (dove l'idrogeno viene 
commerciato); l'idrogeno rimanente viene prodotto in loco o nasce come prodotto collaterale dei 
processi di produzione delle sostanze chimiche (Hydrogen Europe, 2021). Oggi l'idrogeno non è 
considerato un vettore energetico e, pertanto, non esistono regolamenti o infrastrutture che 
sostengano il commercio dell'idrogeno su larga scala. In Europa sono attivi al momento 1 800 km di 
condotte di idrogeno, situate solitamente nelle zone in cui si trovano industrie chimiche, la più estesa 
delle quali, lunga 950 km, si trova fra i Paesi Bassi e il Belgio (FCH JU, 2020).  

In futuro l'idrogeno potrebbe avere un ruolo molto differente da quello che riveste oggi. Oltre agli 
impieghi nel settore chimico, l'idrogeno può essere anche bruciato in una turbina per generare calore 
o essere fatto passare in una cella a combustibile per produrre energia elettrica, dando luogo a un 
processo di produzione a zero emissioni di carbonio. Proprio come i gas di combustibili fossili, anche 

                                                             
81  Stima basata sul parametro relativo alla produzione di idrogeno nell'elenco di rilocalizzazione della CO2, pari a 8,85 tCO2/tH2. 

PRINCIPALI RISULTANZE 

Attualmente in Europa l'idrogeno viene consumato principalmente come materia prima chimica e 
la sua produzione comporta un'alta intensità di carbonio.  

L'idrogeno potrebbe svolgere un ruolo molto diverso all'interno dei sistemi energetici. Oltre ai suoi 
impieghi nel settore chimico, l'idrogeno può anche essere bruciato in una turbina per generare 
calore o essere fatto passare in una cella a combustibile per produrre energia elettrica. Ciò potrebbe 
consentire all'idrogeno di sostituire il consumo di combustibili fossili in settori quali la produzione 
di acciaio, i veicoli stradali di grandi dimensioni o il trasporto aereo e marittimo. Proprio come i gas 
di combustibili fossili, anche l'idrogeno è particolarmente adatto per lo stoccaggio di energia per 
lunghi periodi di tempo o per il trasporto di energia su lunghe distanze.  

Un aspetto importante è inoltre rappresentato dal fatto che esistono anche metodi di produzione 
più puliti, compresi quelli il cui funzionamento comporta zero emissioni di carbonio. Il principale 
fattore a determinare i costi di produzione è l'input di combustibile necessario per la trasformazione. 
Nel caso dell'elettrolisi dell'acqua, questo significa che il costo medio dell'energia elettrica utilizzata 
è il fattore principale che determina il prezzo finale dell'idrogeno.  

    l h   d  l  f    l  d d   
            

             



IPOL | Dipartimento tematico Politica economica e scientifica e qualità di vita 
 

PE 695.469 84  

l'idrogeno è particolarmente adatto per lo stoccaggio di energia per lunghi periodi di tempo o per il 
trasporto di energia su lunghe distanze. Nella prossima sezione saranno analizzati i settori 
fondamentali che determineranno la futura domanda di idrogeno in Europa.  

Nella medesima sezione, inoltre, si esamineranno modi per decarbonizzare la produzione dell'idrogeno 
e per trasportarlo efficacemente verso l'Europa e al suo interno. Nella sezione finale saranno infine 
proposti un quadro per l'idrogeno e decisioni strategiche concrete.  

5.2. Scenari futuri per l'idrogeno  

5.2.1. Domanda  
La potenziale domanda di idrogeno negli scenari qui ipotizzati per il 2050 è suddivisa fra una domanda 
probabile e una domanda ipotetica. La domanda probabile comprende settori che consumano già 
idrogeno o per i quali gli sviluppi industriali e strategici fanno già presupporre realisticamente 
l'emergere di una domanda in futuro. La domanda ipotetica si riferisce invece ai settori nei quali 
l'idrogeno potrebbe tecnicamente rivestire un ruolo importante ma i cui fattori economici rimangono 
ancora molto incerti. Ciò può essere dovuto alla forte concorrenza di un altro combustibile o 
all'esistenza di una significativa incertezza in merito alla redditività commerciale dell'idrogeno nel 
settore in questione. A tale riguardo, saranno le politiche pubbliche, lo sviluppo tecnologico e le 
preferenze dei consumatori a determinare le soluzioni finali.  

Nel caso della domanda di idrogeno come materia prima industriale, non si riscontra alcun 
combustibile in competizione diretta e il consumo di idrogeno sarà in ultima istanza determinato dalla 
domanda del prodotto finale. Nel suo uso come strumento di stoccaggio di energia utile, l'idrogeno si 
troverà a competere con combustibili (o vettori energetici) alternativi e i relativi meriti saranno stabiliti 
caso per caso. In molti casi, il vettore energetico in competizione con l'idrogeno sarà l'energia elettrica. 
Un fattore secondario sarà costituito dalla disponibilità di biocombustibili e dallo sviluppo di 
biocombustibili di seconda generazione, in merito ai quali vi sono ancora grandi incertezze.  

Una parte della domanda di idrogeno per l'energia potrebbe essere soddisfatta non direttamente 
dall'idrogeno, ma tramite combustibili contenenti idrogeno. L'idrogeno può essere ad esempio 
combinato con la CO2 per produrre idrocarburi sintetici come il cherosene. Un utilizzo di tale tipo è utile 
nei casi in cui determinati idrocarburi offrono proprietà vantaggiose: ad esempio, la densità energetica 
relativamente maggiore del cherosene rende questa risorsa più interessante per i trasporti aerei sulle 
lunghe distanze.  

La tabella 5-1 illustra i principali settori in cui potrebbe emergere una domanda di idrogeno, 
distinguendo fra i settori di domanda probabile e quelli di domanda ipotetica. In ciascuna categoria i 
settori sono ordinati, in ordine decrescente, secondo la probabilità che l'idrogeno svolga un ruolo di 
rilievo nella domanda finale. Fra parentesi è indicata la gamma di valori nella quale si prevede che si 
attesterà il consumo di energia finale coperto dall'idrogeno per ciascun settore nell'UE-27 in uno 
scenario a zero emissioni nette per il 2050. Tali valori sono il risultato di un'analisi dal basso verso l'alto 
eseguita ai fini del presente studio82.  

  

                                                             
82  L'analisi si basa in gran parte sull'analisi degli scenari presentata nella strategia a lungo termine in materia di clima della Commissione 

europea (2018) e sui dati forniti dal JRC nell'ambito del progetto IDEES, disponibili all'indirizzo: https://data.jrc.ec.europa.eu/dataset/jrc-
10110-10001. Ove necessario, si fa ricorso a ulteriori documenti per rafforzare le ipotesi settore per settore.  

https://data.jrc.ec.europa.eu/dataset/jrc-10110-10001
https://data.jrc.ec.europa.eu/dataset/jrc-10110-10001
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Tabella 5-1: Stime dal basso verso l'alto relative alla potenziale domanda di idrogeno per il 
2050 (TWh) 

Domanda probabile Domanda ipotetica 

Produzione di ammoniaca (100-250) Trasporto marittimo (0-320) 

Produzione di metanolo (20-30) Trasporto aereo (10-170) 

Produzione di acciaio (70-260) Veicoli pesanti (10-220) 

Trasporto ferroviario (rurale) (1-5) Calore industriale (0-70) 

Stoccaggio stagionale di energia elettrica Edilizia (50-430) 

Raffinazione del petrolio (50-110) Veicoli commerciali leggeri (0-60) 

 Veicoli per il trasporto di passeggeri (10-140) 

Fonte: Rappresentazione degli autori. 

a. Domanda nel settore industriale  

L'ammoniaca è una sostanza chimica fondamentale per la produzione di fertilizzanti. Attualmente 
l'Europa produce circa 17 milioni di tonnellate di ammoniaca all'anno. L'aumento della popolazione 
mondiale, e di conseguenza della domanda di cibo e terreni, comporta la necessità di una produzione 
alimentare più efficiente. L'ammoniaca può svolgere un ruolo importante in tal senso. Tuttavia, 
all'interno dell'UE si stanno compiendo sforzi per abbandonare i fertilizzanti chimici e passare a 
materiali biologici o a tecniche agricole alternative. La combinazione di questi due fattori guiderà 
l'andamento della domanda di ammoniaca nell'UE fino al 2050.  

Se la futura domanda di ammoniaca è incerta, ciò che è certo è invece la necessità di idrogeno pulito 
per produrla. Oggi, l'idrogeno viene estratto dal gas naturale prima di essere combinato con l'azoto 
dell'aria per produrre ammoniaca. L'uso di idrogeno a zero emissioni di carbonio eliminerebbe le 
emissioni associate alla produzione di ammoniaca. Molti degli attuali investimenti nella produzione di 
idrogeno a zero emissioni di carbonio sono mobilitati in combinazione con un impianto per la 
produzione di ammoniaca83.  

La produzione di metanolo dell'UE ammonta attualmente a 1,5 milioni di tonnellate all'anno; il 
metanolo è utilizzato inoltre come materia prima per diverse altre sostanze chimiche utili. Come 
l'ammoniaca, l'idrogeno necessario è prodotto tramite il processo di reforming con vapore del metano; 
pertanto, la sua sostituzione con un idrogeno a zero emissioni di carbonio è indispensabile per ridurre 
le emissioni associate a tale procedura. La domanda finale di idrogeno varia a seconda della domanda 
di metanolo. 

L'idrogeno è importante anche per il processo di raffinazione del petrolio grezzo, che consente di 
trasformare il petrolio grezzo in una serie di prodotti interessanti dal punto di vista commerciale. Due 
processi fondamentali sono i seguenti: l'idrotrattamento, volto a rimuovere le impurità dello zolfo, e 
l'idrocracking, che consiste nella trasformazione degli oli residui più pesanti in combustibili più leggeri. 
La futura domanda di idrogeno in questo caso dipenderà dall'evoluzione della domanda dei prodotti 
legati al petrolio grezzo, che, secondo le previsioni, è destinata a subire un forte calo rispetto ai livelli 
odierni. Tuttavia, anche negli scenari caratterizzati da una decarbonizzazione profonda, continueranno 

                                                             
83 Ad esempio https://www.chemengonline.com/major-green-ammonia-and-hydrogen-project-announced-in-morocco/?printmode=1 in 

Marocco o https://www.offshorewind.biz/2020/10/05/orsted-and-yara-form-green-ammonia-pact/ nei Paesi Bassi. 

https://www.chemengonline.com/major-green-ammonia-and-hydrogen-project-announced-in-morocco/?printmode=1
https://www.offshorewind.biz/2020/10/05/orsted-and-yara-form-green-ammonia-pact/
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probabilmente a essere necessarie alcune attività di raffinazione, ad esempio per la produzione di 
combustibili di alimentazione intermedi necessari per la produzione della plastica.  

L'UE produce ogni anno 177 milioni di tonnellate di acciaio84, che sono responsabili del 4 % delle 
emissioni totali di GES dell'UE. Il 60 % di tale acciaio è prodotto in forni ad ossigeno basico (BOF, CE, 
2018), che utilizzano il carbone e non sono compatibili con scenari decarbonizzati. Il restante 40 % 
dell'acciaio è prodotto con forni elettrici ad arco (FEA), che utilizzano l'energia elettrica come input 
energetico primario. 

I FEA consentono l'utilizzo di due materie prime fisiche differenti: rottami metallici e ferro preridotto. 
L'opzione preferibile consisterebbe nell'aumentare la quota di rottami metallici nei FEA, dal momento 
che tale scelta favorirebbe il riciclaggio dell'acciaio, ma in tal caso occorre tenere conto del limite 
rappresentato dalla disponibilità di rottami metallici di elevata qualità. Per produrre nuovo acciaio 
primario senza generare emissioni di carbonio, il minerale di ferro può essere trasformato in ferro 
preridotto utilizzando l'idrogeno, per poi essere successivamente purificato in acciaio in un FEA. Questa 
procedura è oggi già utilizzata in Medio Oriente usando una miscela di idrogeno e monossido di 
carbonio (AIE, 2019c).  

Tutti i principali produttori di acciaio europei stanno attualmente realizzando o testando un processo 
di riduzione basato sull'idrogeno da impiegare nei FEA. Essi mirano a utilizzare flussi di idrogeno con 
un maggior livello di purezza per realizzare il processo chimico di riduzione evitando in tal modo le 
emissioni. L'uso dei rottami metallici e del ferro preridotto prodotti utilizzando l'idrogeno nei FEA è 
considerato l'opzione di decarbonizzazione più conveniente per il settore all'interno dell'UE (Hoffmann 
et al., 2020). Fra le opzioni alternative a tale soluzione rientrano l'uso dei biocombustibili e la 
raffinazione tramite elettrolisi (energia elettrica).  

Nel settore dell'industria vi è la necessità di decarbonizzare il calore ad alta temperatura. Mentre il 
calore a temperatura più bassa e altri processi standard possono essere convertiti all'energia elettrica 
in maniera relativamente semplice, la fornitura di calore ad alta temperatura tramite l'energia elettrica 
porta con sé una serie di sfide dal punto di vista tecnico.  

L'idrogeno potrebbe essere usato in sostituzione di una parte del gas naturale per la produzione di 
calore. Le opzioni alternative sarebbero in questo caso i biocombustibili, i combustibili fossili con CCS 
ed eventualmente l'energia elettrica. Tuttavia, Madeddu et al. (2020) sostengono che il 78 % 
dell'attuale domanda industriale di energia può essere elettrificato con le tecnologie esistenti, mentre 
il 99 % della domanda può essere elettrificato con l'aggiunta di tecnologie attualmente in fase di 
sviluppo.  

b. Domanda nel settore dei trasporti 

L'opzione migliore per la decarbonizzazione del trasporto ferroviario consiste nell'elettrificazione. Il 
77 % dei chilometri di linea ferroviaria dell'UE-27 è già alimentato tramite energia elettrica (Mantzos et 
al, 2018). L'elettrificazione comporta ingenti costi fissi a monte per la realizzazione delle linee aeree di 
contatto ferroviarie, che devono essere giustificati da significativi ritorni sugli investimenti. Pertanto, 
per le linee ferroviarie molto utilizzate l'elettrificazione rappresenta una scelta semplice. Nel caso delle 
rotte rurali e meno frequentate, invece, il ritorno sugli investimenti spesso non è tale da giustificare 
grandi investimenti a monte.  

I treni che percorrono le rotte ferroviarie più rurali sono ancora alimentati a diesel. L'abbandono del 
consumo di diesel può essere realizzato attraverso l'utilizzo di celle a combustibile alimentate a 

                                                             
84  https://ec.europa.eu/growth/sectors/raw-materials/industries/metals/steel_en.  

https://ec.europa.eu/growth/sectors/raw-materials/industries/metals/steel_en
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idrogeno. Tuttavia, benché l'idrogeno possa essere utile in tale contesto, l'entità della domanda 
aggregata sarà relativamente ridotta. 

Sebbene il futuro dei veicoli decarbonizzati per il trasporto di passeggeri sembri sempre più orientato 
sull'energia elettrica a batteria, l'uso delle batterie per la fornitura di energia elettrica presenta una 
difficoltà fondamentale, vale a dire la necessità di produrre batterie che contengano energia sufficiente 
ma allo stesso tempo non siano troppo pesanti. L'idrogeno consente di immagazzinare una maggiore 
quantità di energia in spazi minori e, inoltre, pesa meno di una batteria. Tale aspetto, sempre più 
irrilevante per i piccoli veicoli adibiti al trasporto dei passeggeri, rimane invece essenziale per i veicoli 
pesanti, per i quali le celle a combustibile alimentate a idrogeno rappresentano un'alternativa 
interessante.  

Il ritmo dell'innovazione nelle batterie agli ioni di litio e in altre tipologie di batterie è stato finora 
talmente rapido che è possibile immaginare che la diffusione di tali tecnologie su larga scala 
comporterà una riduzione dei costi delle batterie a un ritmo più rapido rispetto ad altre tecnologie. 
Anche l'uso dei biocombustibili, nonché altre soluzioni più radicali, come l'uso di catenarie elettriche, 
sono opzioni disponibili.  

Il mix di combustibili usato per il trasporto marittimo è dominato dall'olio combustibile pesante. Il 
consumo di combustibile nel settore sta già diminuendo per via delle restrizioni imposte in relazione 
allo zolfo e, con l'imminente inclusione nell'EU ETS, i combustibili decarbonizzati sono ormai essenziali. 
Per il trasporto marittimo sulle brevi distanze, per il quale non sono necessarie grandi quantità di 
energia, le celle a combustibile alimentate a idrogeno possono rappresentare un'opzione percorribile. 
Le navi elettriche a batteria saranno la principale soluzione a fare concorrenza a tale opzione.  

Per il trasporto marittimo sulle lunghe distanze, l'idrogeno liquefatto, l'ammoniaca e i combustibili 
sintetici derivanti dall'idrogeno offrono un potenziale maggiore (Middelhurst, 2020). Il consumo di 
ammoniaca e di combustibili sintetici determinerebbe una domanda indiretta di idrogeno. Negli 
scenari qui presentati, si ipotizza che l'ammoniaca rappresenterà il combustibile principale per la 
decarbonizzazione del trasporto marittimo sulle lunghe distanze. Ad ogni modo, qualunque sarà il 
percorso intrapreso, l'idrogeno sarà probabilmente necessario come combustibile di alimentazione 
intermedio. Ad esempio, il recente ordine di navi compatibili con il metanolo effettuato dalla società 
Maersk richiederebbe idrogeno a zero emissioni di carbonio85.  

Il trasporto aereo è considerato un settore difficile da decarbonizzare. La scarsa pressione dalle 
politiche pubbliche e le difficoltà a livello ingegneristico fanno sì che le soluzioni per questo settore 
non siano chiare. I dati disponibili suggeriscono che l'idrogeno potrebbe avere un ruolo in tal senso.  

Nell'UE-27 i voli intra-UE rappresentano il 54 % della domanda di energia derivante dal trasporto aereo, 
mentre i voli extra-UE rappresentano il 46 % di tale domanda (Mantzos et al., 2018). Per i voli sulle brevi 
distanze (intra-UE), una possibilità è rappresentata dalle opzioni ibride, che prevedono il ricorso sia 
all'energia elettrica che alla combustione dell'idrogeno. Airbus ha diffuso tre concept design 
illustrando il progetto di aeroplani che brucerebbero idrogeno e produrrebbero energia elettrica 
attraverso una cella a combustibile che, secondo l'azienda, potrebbero entrare in servizio entro il 2035 
(Airbus, 2020). 

Per i voli su distanze più lunghe (extra-UE), l'idrogeno e l'energia elettrica non saranno probabilmente 
sufficienti poiché sono necessari combustibili con densità energetiche maggiori. I biocombustibili 
avanzati e i combustibili sintetici (cherosene sintetico) ottenuti dall'idrogeno costituiscono le opzioni 

                                                             
85 Si veda a tale riguardo: https://www.ft.com/content/800faea2-1024-4ea6-ade6-1680820e925b. 

https://www.ft.com/content/800faea2-1024-4ea6-ade6-1680820e925b


IPOL | Dipartimento tematico Politica economica e scientifica e qualità di vita 
 

PE 695.469 88  

di decarbonizzazione più promettenti. Mentre i biocombustibili richiederebbero una nuova modalità 
di progettazione degli aeroplani, il cherosene sintetico potrebbe rappresentare in gran parte un 
sostituto immediato per il cherosene fossile attuale.  

I veicoli commerciali leggeri si collocano in una posizione intermedia fra i veicoli per il trasporto di 
passeggeri e i veicoli pesanti per quanto riguarda le necessità di densità energetica. Sembra sempre 
più probabile che saranno sufficienti in tal caso veicoli alimentati a batteria. Tuttavia, un vantaggio 
offerto dall'idrogeno consiste nei tempi di rifornimento rapidi, che potrebbero rappresentare una 
caratteristica positiva decisiva per i veicoli da consegna e altri tipi di veicoli con tassi di utilizzo elevati. 
Per questo motivo, l'idrogeno è considerato un'opzione interessante anche per alcune nicchie, come 
bus, taxi e, già oggi, per gli elevatori a forca.  

Quanto ai veicoli per il trasporto di passeggeri, le celle a combustibile alimentate a idrogeno 
probabilmente non potranno competere con i veicoli elettrici a batteria. Il mercato di tali veicoli si sta 
espandendo rapidamente e lo stesso sta accadendo con gli investimenti negli impianti di ricarica delle 
batterie. Il vantaggio dei veicoli elettrici a batteria in quanto pionieri del settore è ormai evidente. 
Tuttavia, la domanda totale di energia per i veicoli per il trasporto di passeggeri è molto ampia. Anche 
se le celle a combustibile dovessero rivestire un ruolo limitato per ragioni tecniche o di preferenze dei 
consumatori, la domanda sarebbe comunque consistente.  

c. Domanda residenziale  

Il percorso primario per la decarbonizzazione degli edifici consiste nell'elettrificazione; le pompe di 
calore alimentate tramite energia elettrica costituiscono un'opzione particolarmente interessante a tal 
proposito. Tali pompe offrono un tasso di efficienza del 300 %, il che vuol dire che sono in grado di 
trarre dall'aria esterna o dal terreno una quantità di energia termica di tre volte superiore rispetto a 
quella che consumano in termini di energia elettrica86. Al contrario, il percorso dall'energia elettrica al 
calore passando per l'idrogeno offrirebbe un'efficienza di circa il 50 %. Ad oggi, la quota di energia 
elettrica nella domanda finale di riscaldamento degli ambienti residenziali ammonta a circa il 5 %, ma 
gli scenari illustrati dalla Commissione europea prevedono una crescita di tale quota fino a raggiungere 
una percentuale compresa fra il 22 % e il 44 % entro il 2050 (CE, 2018).  

L'uso dell'idrogeno per decarbonizzare la domanda di energia degli edifici richiederebbe un 
ammodernamento delle reti di distribuzione del gas naturale per renderle adatte al trasporto di 
idrogeno. Dal momento che una simile operazione richiede investimenti notevoli, essa sarà più 
interessante per i paesi o le città che dispongono già di reti di gas naturale dense che possono essere 
convertite per il trasporto dell'idrogeno. Un'opzione complementare consisterebbe nel sostituire 
l'idrogeno alla combustione dei combustibili fossili negli impianti termici per i sistemi di 
teleriscaldamento. Anche in questo caso, una soluzione simile sarebbe più interessante per le zone che 
dispongono già di reti di teleriscaldamento consolidate.  

Se si prende in considerazione l'intero sistema energetico nel suo complesso, gli edifici sono al 
momento fra i concorrenti più deboli per candidarsi al consumo delle limitate forniture di idrogeno 
pulito. I prossimi 10-20 anni di decarbonizzazione degli edifici saranno probabilmente guidati 
dall'elettrificazione, fatta eccezione per un potenziale piccolo ruolo per l'idrogeno (o per fonti 
alternative) nel teleriscaldamento87. Il ruolo dell'idrogeno sarà determinato dalle restanti necessità di 

                                                             
86 Le pompe di calore geotermiche potrebbero essere persino più efficienti.  
87 Ci si concentra qui sulle opzioni di cambio del combustibile. Gli ammodernamenti ai fini dell'efficienza energetica rappresentano il primo 

essenziale passo per ridurre la domanda di energia finale degli edifici e favorire la decarbonizzazione.  
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decarbonizzazione intorno al 2040, quando l'idrogeno potrebbe essere disponibile in maggiore 
quantità ed eventuali limitazioni in merito all'uso dell'energia elettrica saranno diventate più chiare.  

d. Stoccaggio stagionale di energia elettrica 

Le reti elettriche europee sono pronte per diventare principalmente dipendenti dalla produzione di 
energia elettrica da fonti rinnovabili, nello specifico dall'energia eolica e solare. Nei mesi più caldi e 
soleggiati si assisterà a un aumento della produzione dalle fonti rinnovabili, accompagnato a un calo 
della domanda dovuto alle fluttuazioni di quest'ultima per via delle diverse necessità di riscaldamento 
(cfr. figura 5-1). Una sfida per la rete consisterà nel trasferimento della fornitura dai periodi di eccesso 
dell'offerta a quelli di eccesso della domanda attraverso lo stoccaggio dell'energia elettrica a lungo 
termine.  

Figura 5-1: Domanda media giornaliera di energia elettrica a fronte della temperatura 
giornaliera in Bulgaria 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fonte:  Strumento di tracciamento dell'energia elettrica di Bruegel, disponibile all'indirizzo:  
https://www.bruegel.org/publications/datasets/bruegel-electricity-tracker-of-covid-19-lockdown-effects/. 

Oggi questa funzione è spesso svolta da centrali a gas flessibili o dall'energia idroelettrica, che ha 
tuttavia un potenziale geografico limitato e poche possibilità di espansione in Europa. Entro il 2050, 
ipotizzando l'elettrificazione di altri casi di usi finali (riscaldamento), i picchi invernali della domanda 
saranno molto più pronunciati e, in assenza di una svolta tecnologica/politica in merito alla cattura e 
allo stoccaggio del carbonio (CCS), le centrali a gas non saranno in grado di rivestire un ruolo così 
importante.  

La trasformazione dell'energia elettrica in idrogeno, lo stoccaggio a lungo termine e il suo successivo 
uso per la produzione dell'energia elettrica rappresentano un'opzione plausibile per garantire 
flessibilità a fronte della domanda stagionale. Lo stoccaggio non comporta costi eccessivi88 e, laddove 
esista una rete di trasmissione dell'idrogeno, le fluttuazioni di volume nella rete (linepack) possono 

                                                             
88 L'AIE (2019c) stima che il costo dello stoccaggio dell'idrogeno in una miniera di sale ammonti a 15 EUR/MWh H2. 

https://www.bruegel.org/publications/datasets/bruegel-electricity-tracker-of-covid-19-lockdown-effects/
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essere anche utilizzate per soddisfare la domanda in eccesso. Lo svantaggio consiste nel fatto che il 
processo di conversione dell'energia elettrica in idrogeno, seguito poi dal processo opposto, è 
particolarmente inefficiente dal punto di vista energetico, poiché consentirebbe di conservare solo 
circa il 30 % del contenuto energetico dell'elettricità iniziale. 

5.3. Offerta  

5.3.1. Produzione interna  
Al momento nell'UE l'idrogeno è fornito principalmente attraverso il processo di reforming con vapore 
del metano. Pur rientrando nell'ambito di applicazione dell'EU ETS, la produzione di idrogeno è uno dei 
settori che ricevono una parte consistente delle proprie quote di emissione a titolo gratuito. Ciò 
favorisce il protrarsi di emissioni elevate.  

La figura 5-2 mostra i tre percorsi comunemente oggetto di discussione per la decarbonizzazione della 
produzione di idrogeno. 

Figura 5-2: Modalità di produzione dell'idrogeno a bassa intensità di carbonio 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. 

• Reforming con vapore del metano con cattura e stoccaggio o utilizzo del carbonio, nota 
comunemente come idrogeno blu. Un flusso di metano viene scomposto in idrogeno e gas 
contenenti carbonio. In questo caso, i gas contenenti carbonio sono catturati e stoccati (CCS) o 
utilizzati (CCU);  

• produzione di idrogeno per elettrolisi, nota comunemente come idrogeno verde, in cui 
l'energia elettrica immessa deriva da una fonte rinnovabile. Una corrente elettrica viene fatta 
passare attraverso l'acqua, che viene così scomposta in idrogeno e ossigeno; e 

• idrogeno prodotto per pirolisi, noto comunemente come idrogeno turchese. In particolari 
condizioni la scomposizione del metano dà luogo a idrogeno e carbonio solido (anziché 
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emissioni di carbonio allo stato gassoso). Il carbonio solido è un prodotto interessante dal 
punto di vista commerciale. 

L'AIE classifica le tecnologie energetiche in base al loro livello di maturità tecnologica (TRL) utilizzando 
una scala che va da 1 (idea in fase iniziale) a 11 (condizione di prevedibile crescita di mercato)89. Il 
reforming con vapore del metano associato alla cattura e allo stoccaggio del carbonio si colloca al 
livello 8 o 9. Se la prima è una tecnologia molto matura, l'applicazione della tecnologia CCS richiede 
ulteriori sviluppi per poter essere competitiva a livello commerciale. A seconda della tipologia, gli 
elettrolizzatori presentano un livello di TRL compreso fra 8 e 9. Infine, la pirolisi ha un TRL pari a 6; è 
infatti stato testato un prototipo su larga scala, ma occorre ancora dimostrare la maturità commerciale 
della tecnologia.  

Figura 5-3: Scorporo dei costi di produzione dell'idrogeno (EUR/kg). 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. 

La figura 5-3 ricorre alle ipotesi dell'AIE90 per confrontare l'evoluzione dei costi di questi tre percorsi 
concorrenti, insieme ai costi che il reforming con vapore del metano comporterà per il futuro, 
compreso un prezzo del carbonio. Vi sono tre importanti fattori da osservare:  

• secondo le stime, la spesa in conto capitale (CAPEX) per l'elettrolisi diminuirà rapidamente nei 
prossimi anni, sostenuta dalla diffusione di tale tecnologia (AIE, 2019c; BNEF, 2020); 

• i costi dell'energia elettrica o del gas naturale sono i fattori principali da cui dipendono i costi 
di produzione dell'idrogeno. La disponibilità di energia elettrica a basso costo e in grandi 
quantità è l'ingrediente essenziale di un idrogeno elettrolitico competitivo. La figura 5-3 mostra 

                                                             
89 Le classifiche dell'AIE sono disponibili all'indirizzo: https://www.iea.org/articles/etp-clean-energy-technology-guide. 
90 Ipotesi dell'AIE (elencate, rispettivamente, per gli anni 2019/2030/2050). Elettrolisi: CAPEX – 900/700/450 USD/kW; OPEX: 1,5 % CAPEX; 

efficienza: 64 %/69 %/74 %. SMR: CAPEX – 910 USD/kW; OPEX: 4,7 % del CAPEX; efficienza: 76 %. SMR con CCS: CAPEX – 1680/1360/1280 
USD/kW; OPEX – 3 % del CAPEX; efficienza: 69 %. Si ipotizzano qui un carico del 60 % per gli elettrolizzatori, un prezzo del gas di 
20 EUR/MWh e un prezzo del carbonio di 50/100/200 EUR/tCO2 per gli anni 2019/2030/2050. L'AIE non presenta previsioni sulla pirolisi 
del metano, che sono tratte, ai fini della presente analisi, da Brändle et al. (2020), CAPEX: 457 USD/kW, OPEX: 5 % del CAPEX; efficienza: 
52 %, fattore di carico: 95 %. 
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una differenza nel costo dell'energia elettrica, a 50 EUR e a 20 EUR/MWh, stando alla quale 
l'idrogeno elettrolitico sarebbe competitivo solo nel caso di quest'ultimo prezzo. L'utilizzo di 
energia elettrica più economica (o addirittura gratuita) per alcune ore all'anno consente di 
risparmiare sui costi del combustibile ma comporta un aumento del CAPEX come quota del 
costo di produzione; e 

• i prezzi del carbonio svolgono un ruolo fondamentale. Con i prezzi del carbonio ridotti su cui 
l'industria ha potuto contare fino a poco fa, l'SMR risulta essere la tecnologia più competitiva 
per la produzione di idrogeno. Per sostenere percorsi di produzione che generino minori 
emissioni di carbonio, sarà essenziale aumentare l'incidenza del prezzo della CO2 con cui i 
produttori devono confrontarsi.  

La questione relativa a quale processo di produzione dell'idrogeno sarà dominante entro il 2050 è una 
questione di carattere tanto politico quanto economico. I diversi paesi europei prevedono scenari 
futuri molto differenti fra loro; la Germania, ad esempio, è concentrata sull'idrogeno elettrico, mentre i 
Paesi Bassi sono più aperti a prevedere un futuro per l'idrogeno basato sul gas naturale91. La posizione 
espressa dalla Commissione europea nel documento relativo alla strategia per l'idrogeno è che, benché 
il futuro sia nell'idrogeno elettrolitico, per un periodo di transizione sarà necessario ricorrere alla 
produzione di idrogeno basato sul gas naturale.  

La strategia della Commissione è incentrata in effetti sul sostegno all'intensificazione della produzione 
di idrogeno rinnovabile92, con l'obiettivo di raggiungere una produzione di 10 milioni Mt entro il 2030. 
Tale obiettivo, da solo, richiederebbe 475 TWh all'anno di energia elettrica da fonti rinnovabili. Per 
comprendere il contesto, si pensi che nel periodo 2010-2030 l'UE ha prodotto ogni anno 38 TWh in più 
derivanti dall'energia solare ed eolica93. Nel 2020 l'UE-27 ha prodotto 540 TWh di energia elettrica da 
fonti eoliche e solari. Per conseguire obiettivi tanto ambiziosi sarà necessario un notevole sostegno 
politico, in particolare in relazione all'accesso a grandi quantità di energia elettrica da fonti rinnovabili 
a basso costo.  

Nel frattempo, il futuro dell'idrogeno basato sul gas naturale all'interno dell'UE rimane incerto. Pur non 
potendo usufruire di un sostegno in qualità di combustibile "rinnovabile", l'applicazione della 
tecnologia CCS potrebbe ancora diventare un'opzione interessante per i produttori di idrogeno con 
l'aumentare dei prezzi dell'EU ETS nell'arco dei prossimi anni. Lo sviluppo della tecnologia CCS su scala 
commerciale porta con sé grandi sfide, che sono discusse nel capitolo 4. La pirolisi del metano, pur 
sembrando interessante date le sue emissioni zero di carbonio, si trova ancora in una fase embrionale 
dal punto di vista commerciale.  

5.3.2. Produzione estera (importazioni) 
Negli scenari ottimistici riguardo alla domanda di idrogeno dell'UE, è piuttosto probabile che un certo 
volume di importazioni risulti competitivo. Le importazioni saranno competitive se l'energia elettrica 
da fonti rinnovabili sarà accessibile all'estero a costi notevolmente inferiori. Ciò è possibile in molte 
parti del mondo grazie a risorse rinnovabili vantaggiose (forti venti o un elevato irraggiamento solare). 
Altrettanto importanti sono anche tassi di finanziamento bassi per i progetti. Molte zone del mondo 
che offrono interessanti risorse rinnovabili hanno ancora condizioni di finanziamento poco favorevoli, 

                                                             
91 Cfr. strategia per l'idrogeno dei Paesi Bassi, disponibile al seguente indirizzo: 

(https://www.government.nl/documents/publications/2020/04/06/government-strategy-on-hydrogen), analizzata più nel dettaglio 
nella sezione 3.  

92 Con l'aggettivo "rinnovabile" si intende qui che l'input principale deve derivare da fonti rinnovabili. Nella pratica, fino al 2030 questo 
comprenderà solo l'energia elettrica, ma sarebbero consentiti anche altri metodi di produzione, ad esempio tramite l'uso di biogas, 
laddove fosse possibile dimostrarne la natura rinnovabile. 

93  https://ember-climate.org/project/eu-power-sector-2020/. 

https://www.government.nl/documents/publications/2020/04/06/government-strategy-on-hydrogen)
https://ember-climate.org/project/eu-power-sector-2020/
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aspetto che renderebbe comunque il costo totale livellato della produzione di energia da fonti 
rinnovabili troppo elevato perché l'esportazione verso l'UE possa risultare competitiva. 

Nel caso delle importazioni su brevi distanze (<2 000 km), l'idrogeno può essere trasportato in modo 
efficace sotto il profilo dei costi attraverso apposite condotte. Per le distanze fino a 2 000 km il trasporto 
allo stato gassoso mediante le condotte comporterà un costo aggiuntivo di circa 0,1-0,5 EUR/kg H2 
(BNEF, 2020; Jens et al., 2021). Secondo una stima, ad esempio, il prezzo per il trasporto dell'idrogeno 
dall'Egitto alla Grecia o all'Italia ammonterebbe a 0,2 EUR/kg (van Wijk et al, 2019), mentre altre ipotesi 
standard stimano un prezzo di 0,5 EUR/kg per trasmissioni su una distanza di 1 500 km (Brändle et al, 
2020). Ciò significa che, con piccoli vantaggi di produzione, il trasporto dell'idrogeno allo stato gassoso 
lungo le condotte può essere efficace sotto il profilo dei costi. Per questo motivo, Brändle et al. (2020) 
hanno indicato come probabile una regionalizzazione del commercio dell'idrogeno, mentre Hampp et 
al. (2021) hanno valutato che le opzioni di importazione dell'idrogeno economicamente più 
convenienti per la Germania sono quelle che prevedono l'uso delle condotte.  

Su distanze maggiori il trasporto dell'idrogeno tramite condotte risulta più complicato poiché richiede 
anche un trasporto via mare. Le basse densità di energia su una nave impediscono il trasporto 
dell'idrogeno in forma gassosa. Come nel caso del commercio del gas naturale, un'opzione consiste 
nella liquefazione dell'idrogeno, che comporta tuttavia notevoli fabbisogni di energia e, di 
conseguenza, costi ingenti. Altre opzioni prevedono la trasformazione dell'idrogeno in una sostanza 
chimica più adatta al trasporto, come ad esempio l'ammoniaca, che può essere stoccata più facilmente 
in forma liquida, prima del trasporto stesso. Una volta a destinazione, l'idrogeno viene poi rimosso dal 
suo "composto portatore". Tuttavia, le operazioni di conversione e successiva riconversione in idrogeno 
illustrate sono processi costosi.  

La figura 5-4 mostra che i costi delle sole operazioni di liquefazione e conversione/riconversione in 
ammoniaca ammontano già al doppio dei costi necessari per trasportare l'idrogeno per 1 500 km 
mediante una nuova condotta. Detti dati non comprendono i costi legati al trasporto marittimo e ai 
terminal di importazione. Una riduzione dei costi al minimo, a 1 EUR/kg, consentirebbe al trasporto 
marittimo dell'idrogeno di essere competitivo rispetto all'idrogeno prodotto internamente.  
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Figura 5-4: Costi di trasporto supplementari (EUR/kg) 

 
Fonte: AIE (2019c) e Brändle et al. (2020). 

Il commercio su distanze più lunghe sembra essere una prospettiva più interessante per i prodotti finali 
in sé. Ad esempio, esiste già un commercio globale dell'ammoniaca che con tutta probabilità 
continuerà a essere economicamente conveniente in un contesto di ammoniaca verde. La domanda di 
metanolo come prodotto finale può essere soddisfatta attraverso le importazioni, così come la 
domanda di cherosene sintetico derivante dal trasporto aereo. Anche nei casi degli usi finali che 
necessitano di idrogeno liquefatto (senza costi di rigassificazione) si potrebbe ricorrere alle 
importazioni.  

Pertanto, i dati attualmente disponibili indicano che si delineerà con buona probabilità la seguente 
struttura di mercato: l'Europa produrrà internamente grandi quantità di idrogeno generato a partire 
dall'energia elettrica da fonti rinnovabili. La produzione derivante dal metano rimarrà una questione di 
preferenza politica, come pure il fatto di affrontare i limiti tecnologici relativi alla cattura del carbonio. 
Nei casi di domanda di idrogeno elevata all'interno dell'Europa, le importazioni tramite condotte dalle 
regioni limitrofe si riveleranno probabilmente competitive. Analogamente, i prodotti derivati 
dall'idrogeno saranno probabilmente competitivi se trasportati via mare. È estremamente plausibile 
che emerga un mercato globale di tali prodotti, in cui l'UE rappresenterà con ogni probabilità la prima 
grande fonte di domanda.  

5.3.3. Trasmissione e distribuzione  
La trasmissione e la distribuzione dell'idrogeno sono possibili attraverso le condotte. Oggi la 
distribuzione dell'idrogeno a livello locale avviene su strada, ma, laddove dovesse verificarsi 
un'evoluzione della domanda significativa dal punto di vista commerciale, un'infrastruttura di condotte 
offrirebbe una maggiore efficienza (Shiebahn et al., 2015). Benché sia possibile realizzare nuove 
condotte, l'industria è convinta che l'ammodernamento dei gasdotti esistenti per il trasporto di gas 
naturale possa offrire un'opzione a basso costo (Jens et al., 2021; cfr. anche capitolo 4).  
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La strategia per l'idrogeno della Commissione europea94 stabilisce tre fasi distinte, esaminandone le 
relative infrastrutture necessarie. Nella prima fase, dal 2020 al 2024, la sfida consisterà nel 
decarbonizzare il consumo attuale. In questa fase saranno necessarie poche infrastrutture di 
trasmissione. Sarà comunque utile eseguire analisi esplorative. Le prime opportunità in tal senso 
saranno probabilmente offerte dalle zone che dispongono di condotte parallele per la trasmissione del 
gas, di cui una può essere convertita alla trasmissione dell'idrogeno.  

Nella seconda fase, che si estenderà dal 2025 al 2030, si prevede che emergeranno poli industriali di 
domanda di idrogeno; detta domanda includerà probabilmente la domanda attuale dell'industria, ad 
esempio di sostanze chimiche, e un'eventuale nuova domanda di acciaio. La capacità di trasmissione 
necessaria dipenderà dal livello di diffusione degli elettrolizzatori nelle vicinanze della domanda o di 
fonti rinnovabili interessanti. Nel primo caso, sarà già necessaria una crescita della rete di trasmissione 
per collegare le zone della domanda alle fonti di produzione più economiche.  

Nel periodo compreso fra il 2030 e il 2050 i costi legati all'idrogeno a basse emissioni di carbonio 
dovrebbero essersi notevolmente ridotti fino a diventare competitivi nelle industrie chiave. Oltre a una 
crescita della produzione sarà necessario un certo volume di condotte di trasmissione. In questo 
periodo si delineerà in maniera sempre più chiara quale possa essere il ruolo rivestito dall'idrogeno. Ad 
esempio, nel settore del trasporto stradale il periodo compreso fra il 2020 e il 2030 sarà dominato 
dall'elettrificazione. Entro il 2030 saranno disponibili segnali più chiari in merito alla potenziale 
profondità dell'elettrificazione e lo sviluppo dell'infrastruttura dell'idrogeno darà luogo a una maggiore 
concorrenza.  

La necessità di condotte di distribuzione non è nota al momento e dipenderà dalla misura in cui 
emergerà una domanda decentrata (trasporto stradale, edilizia). Potrebbe esservi una domanda 
industriale legata solo a grandi fonti puntuali, nel qual caso sarebbe sufficiente un'infrastruttura di 
trasmissione. I paesi che, come i Paesi Bassi, dispongono di un'infrastruttura del gas su percorsi paralleli 
costituiranno importanti banchi di prova per l'ammodernamento di segmenti della rete del gas 
naturale (PWC, 2021). 

5.3.4. Stoccaggio 
Al fine di offrire alla rete energetica i vantaggi della flessibilità stagionale, è essenziale disporre di un 
metodo efficiente in termini di costi per lo stoccaggio dell'idrogeno. In caso di quantità ridotte, 
l'idrogeno può essere stoccato in serbatoi pressurizzati sopra il terreno. Tuttavia, per volumi consistenti 
e lunghi periodi di tempo, come nel caso dello stoccaggio interstagionale, lo stoccaggio sotterraneo 
dell'idrogeno costituirebbe una soluzione più sicura dal punto di vista economico (ad esempio, 
Schiebahn et al., 2015; Reuss et al., 2017).  

Lo stoccaggio sotterraneo del gas offre tre vantaggi principali: grandi volumi, costi ridotti e sicurezza 
operativa. Tuttavia, come sottolineato da Tarkowski (2019), al momento non si ha molta esperienza con 
lo stoccaggio sotterraneo dell'idrogeno.  

Le miniere di sale sembrano probabilmente essere adatte allo stoccaggio dell'idrogeno (Caglayan et 
al., 2020), per ragioni sia tecniche che economiche. Tuttavia, oggi solo una piccola quota della capacità 
di stoccaggio sotterraneo del gas naturale si trova nelle miniere di sale. Nel 2017 risultavano 
funzionanti a livello globale oltre 600 impianti di stoccaggio sotterraneo, con una capacità massima 
utile di 2 700 TWh, di cui poco più di 977 TWh situati all'interno dell'UE (AIE, 2019b). La grande 
maggioranza della capacità di stoccaggio del gas nell'UE si riscontra nei giacimenti di petrolio e gas 

                                                             
94 Disponibile al seguente indirizzo: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0301&from=EN. 

https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:52020DC0301&from=EN
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esauriti (68 %), mentre le miniere di sale offrono solo una piccola quota, pari al 17 %, di poco superiore 
a quella delle falde acquifere (15 %).  

L'83 % della capacità delle miniere di sale dell'UE-27 si trova in Germania (140 TWh). Oltre ad essa, sono 
la Francia (8,1 TWh), i Paesi Bassi (7,9 TWh) e la Polonia (5,9 TWh) gli unici paesi a disporre di una 
notevole capacità di stoccaggio nelle miniere di sale. La Germania dispone della maggiore capacità di 
stoccaggio del gas nelle miniere di sale al mondo, che è persino maggiore di quella degli Stati Uniti 
(137 TWh). Gli altri paesi europei presentano un potenziale limitato per la creazione o l'espansione della 
capacità di stoccaggio nelle miniere di sale per via della mancanza delle formazioni geologiche 
necessarie a tale scopo (Caglayan et al., 2020). 

5.4. L'idrogeno nei tre scenari estremi 
Il presente studio analizza la domanda e i costi dell'idrogeno in tre diversi scenari per il 2050. Il consumo 
di energia finale coperto dall'idrogeno varia da 100 TWh negli scenari dell'elettrificazione totale e dei 
gas verdi a 1 400 TWh nello scenario delle importazioni di idrogeno. Dai settori del trasporto aereo e 
marittimo deriverebbe una domanda totale di idrogeno (diretta e indiretta) di 100 TWh nei primi due 
casi e di 300 TWh nel terzo scenario. In tutti gli scenari è prevista un'ulteriore domanda di idrogeno, 
pari a 300 TWh, a fini non energetici (ad esempio per la produzione di ammoniaca).  

Un'ulteriore domanda di idrogeno pari a 300-400 TWh deriverebbe inoltre dalla necessità di fornire uno 
stoccaggio flessibile alla rete elettrica. Le differenze nel consumo di energia finale fra i vari scenari sono 
dovute a cambiamenti della domanda nei settori industriale, dei trasporti e degli edifici. 

Detti dati sono in linea con altri studi di modellizzazione, anche se va sottolineato che le differenze fra 
le ipotesi alla base degli studi rendono complicato effettuare paragoni espliciti. Lo scenario per 
l'idrogeno ipotizzato dalla Commissione europea (2018) prevede che entro il 2050 nell'UE vi sarà una 
domanda di idrogeno pari a 1 500 TWh. Blanco et al. (2018) ipotizzano una domanda compresa fra i 
700 TWh e i 4 000 TWh. Hydrogen Europe, nel suo scenario ottimistico per il 2050, prevede una 
domanda di 2 250 TWh (FCH JU, 2019). Infine, Auer et al. (2020) ipotizzano una domanda compresa fra 
1 400 TWh e 2 000 TWh.  

5.5. Contesto relativo all'idrogeno 

5.5.1. Strategie per l'idrogeno 
Oltre alla tabella di marcia illustrata precedentemente, la strategia per l'idrogeno della Commissione 
europea stabilisce anche alcuni obiettivi concreti. Nello specifico, la strategia fissa l'obiettivo di 
installare nell'UE almeno 6 GW di elettrolizzatori per l'idrogeno (rinnovabile) entro il 2024, un obiettivo 
che salirebbe a 40 GW entro il 2030, con altri 40 GW installati al di fuori dell'UE. Un altro obiettivo 
menzionato dalla strategia è quello di produrre fino a 10 milioni di tonnellate di idrogeno rinnovabile 
nell'UE (333 TWh). Di qui al 2030 gli investimenti a favore degli elettrolizzatori potrebbero variare tra 
24 e 42 miliardi di EUR, che si aggiungerebbero a 220-340 miliardi di EUR volti a incrementare la 
capacità di produzione di energia rinnovabile fino a 80-120 GW. 
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Oltre alla strategia per l'idrogeno della Commissione europea, svariati Stati membri hanno pubblicato 
piani nazionali95 che prevedono lo stanziamento di fondi per l'idrogeno, nonché obiettivi relativi alla 
capacità di produzione degli elettrolizzatori e a quote del consumo di idrogeno in settori chiave.  

La Francia e la Germania hanno stanziato, rispettivamente, sette e nove miliardi di EUR di finanziamenti 
pubblici destinati all'idrogeno. La Francia ha stabilito un obiettivo di 6,5 GW di capacità di produzione 
degli elettrolizzatori entro il 2030 e un obiettivo di decarbonizzazione del 20-40 % dell'idrogeno 
consumato nell'industria entro il 2028. Al contempo, la Germania ha fissato un obiettivo di 5 GW di 
capacità di produzione degli elettrolizzatori entro il 2030. Va altresì menzionato il fatto che il paese ha 
scelto di destinare 2 dei 9 miliardi di EUR totali dei finanziamenti al lavoro nel quadro dei partenariati 
internazionali. La strategia tedesca indica infatti chiaramente la probabilità di ricorrere alle 
importazioni di idrogeno entro il 2050. La Germania svolgerà un ruolo chiave nello sviluppo e 
nell'esportazione delle tecnologie degli elettrolizzatori. 

Il governo dei Paesi Bassi prevede di sviluppare una capacità di produzione degli elettrolizzatori pari a 
3-4 GW entro il 2030. La novità della strategia neerlandese risiede nell'inclusione di quote di 
combustibile sostenibile per il trasporto aereo, che dovrebbero essere pari al 14 % entro il 2030 e al 
100 % entro il 2050. In seguito alla pubblicazione di questa strategia, la Commissione europea ha 
espresso, nel pacchetto "Pronti per il 55 %", l'intenzione di applicare quote analoghe in tutta l'UE. Un 
messaggio chiaro che emerge dalla strategia è inoltre l'importanza di far sì che la città di Rotterdam 
diventi in futuro un polo attraverso il quale l'Europa possa ricevere le importazioni di idrogeno o di 
combustibili da esso derivati. Infine, la strategia neerlandese guarda con ottimismo al ruolo della 
miscelazione dell'idrogeno nelle reti del gas naturale.  

Il Portogallo e la Spagna prevedono di mobilitare rispettivamente 7-9 e 9 miliardi di EUR per l'idrogeno. 
L'uso del verbo "mobilitare" implica che siano compresi anche notevoli contributi privati oltre ai 
finanziamenti pubblici. La strategia portoghese stabilisce l'obiettivo per il 2030 di sviluppare una 
capacità di produzione degli elettrolizzatori compresa fra 2 e 2,5 GW, pari al 5 % del consumo di energia 
finale del paese e al 5 % del consumo di energia del settore industriale. La strategia prevede altresì un 
obiettivo di miscelazione del 10-15 % dell'idrogeno nella rete del gas naturale. La Spagna ha invece 
fissato l'obiettivo di sviluppare una capacità di produzione degli elettrolizzatori pari a 4 GW entro il 
2030 nonché di raggiungere una quota di idrogeno rinnovabile pari al 25 % nel mix di idrogeno 
impiegato nel settore industriale. 

Un aspetto interessante è costituito dal fatto che i piani nazionali mostrano l'intenzione di introdurre 
un certo volume di idrogeno nel settore dei trasporti. La Francia prevede di alimentare a idrogeno, 
entro il 2028, una quantità di auto per il trasporto di passeggeri o di veicoli commerciali leggeri 
compresa fra le 20 000 e le 50 000 unità. I Paesi Bassi fissano un analogo obiettivo a 300 000 esemplari, 
mentre il Portogallo mira a raggiungere una quota di idrogeno pari al 5 % nel consumo di combustibili 
per il trasporto stradale. 

                                                             
95 La strategia francese per l'idrogeno è disponibile all'indirizzo 

https://www.ecologie.gouv.fr/sites/default/files/Plan_deploiement_hydrogene.pdf, la strategia tedesca è disponibile all'indirizzo 
https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Publikationen/Energie/the-national-hydrogen-strategy.html, la strategia neerlandese è 
disponibile all'indirizzo https://www.government.nl/documents/publications/2020/04/06/government-strategy-on-hydrogen, la 
strategia portoghese è disponibile all'indirizzo https://www.portugal.gov.pt/pt/gc22/comunicacao/documento?i=plano-nacional-do-
hidrogenio e la strategia spagnola è disponibile all'indirizzo 
https://energia.gob.es/layouts/15/HttpHandlerParticipacionPublicaAnexos.ashx?k=16826. Anche Hydrogen Europe presenta una 
panoramica delle strategie presentate a livello europeo, disponibile al seguente indirizzo: https://www.hydrogeneurope.eu/wp-
content/uploads/2021/04/Clean-Hydrogen-Monitor-2020.pdf. 

https://www.ecologie.gouv.fr/sites/default/files/Plan_deploiement_hydrogene.pdf
https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Publikationen/Energie/the-national-hydrogen-strategy.html
https://www.government.nl/documents/publications/2020/04/06/government-strategy-on-hydrogen
https://www.portugal.gov.pt/pt/gc22/comunicacao/documento?i=plano-nacional-do-hidrogenio
https://www.portugal.gov.pt/pt/gc22/comunicacao/documento?i=plano-nacional-do-hidrogenio
https://energia.gob.es/layouts/15/HttpHandlerParticipacionPublicaAnexos.ashx?k=16826
https://www.hydrogeneurope.eu/wp-content/uploads/2021/04/Clean-Hydrogen-Monitor-2020.pdf
https://www.hydrogeneurope.eu/wp-content/uploads/2021/04/Clean-Hydrogen-Monitor-2020.pdf
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5.5.2. Un quadro per riflettere sul ruolo dell'idrogeno 
Sia il lato della domanda che quello dell'offerta di idrogeno subiranno cambiamenti radicali nei 
prossimi 30 anni; tuttavia, il punto di arrivo di tale transizione non è al momento prevedibile. Tale 
incertezza rende complicato formulare risposte strategiche semplici. Alla luce degli attuali metodi di 
produzione inquinanti per l'idrogeno, è particolarmente difficile considerare strategie intelligenti per 
stimolare i casi di domanda che, benché oggi sembrino determinare un aumento delle emissioni di 
carbonio, potrebbero in futuro consentirne una sensibile riduzione.  

Si propone qui un quadro per favorire una migliore comprensione e il dibattito sul futuro ruolo che 
l'idrogeno rivestirà nei sistemi energetici europei (figura 5-5). Il quadro si basa sull'idea che l'idrogeno 
svolgerà un ruolo intermedio fra quello di una materia prima industriale di nicchia (situazione odierna) 
e quello di un prodotto energetico ampiamente commerciato. Si può considerare un continuum fra i due 
scenari menzionati, lungo il quale si collocano tutti i potenziali casi di domanda di idrogeno, nonché le 
motivazioni alla base di opinioni ampiamente contrastanti sulla politica pubblica corretta da seguire. I 
fattori esogeni e gli sviluppi in relazione all'idrogeno determineranno la posizione ricoperta da 
quest'ultimo.  

Figura 5-5: Quadro di mercato dell'idrogeno 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori.  

Le strategie non dovrebbero essere elaborate con l'obiettivo di raggiungere una specifica posizione in 
questo continuum. L'obiettivo da conseguire è piuttosto nella decarbonizzazione e l'idrogeno 
dovrebbe essere promosso dai mercati in modo tale da raggiungere il ruolo più efficiente da ricoprire. 
La normativa dovrebbe adattarsi in maniera dinamica allo sviluppo dei mercati96.  

Il ruolo di materia prima industriale di nicchia è il ruolo che l'idrogeno svolge nello scenario odierno 
(tabella 5-2). Esso è consumato da pochi attori industriali, concentrati e di grandi dimensioni, ed è 
spesso prodotto in loco, di pari passo con il consumo. L'idrogeno non dispone di un ampio mercato e 
quest'ultimo risulta inoltre frammentato. La normativa vigente è ragionevole e consente investimenti 
privati e la proprietà delle infrastrutture di trasporto. Attualmente sono disponibili poche infrastrutture 
fisiche per il trasporto dell'idrogeno. Se la domanda di idrogeno rimarrà contenuta in questa nicchia, 
non ci sarà grande bisogno di un intervento politico ampio al di là di quello necessario per stabilire un 
prezzo del carbonio ragionevole.  

In questo scenario, il passaggio a un idrogeno a zero emissioni di carbonio rimane comunque 
inevitabile. Esistono a tal proposito diverse possibilità. Nel caso in cui l'idrogeno rinnovabile (verde) sia 
dominante: (a) l'ampia domanda industriale potrebbe trasferirsi verso fonti che garantiscono un 

                                                             
96 Il consiglio dei regolatori europei dell'energia (2020) pone in evidenza la necessità di una normativa dinamica. 
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abbondante approvvigionamento (rinnovabile); (b) l'ampia domanda industriale potrebbe affiancarsi 
ad altri tipi di domanda condividendo con essi i costi di importazione dell'idrogeno.  

In alternativa, tale scenario potrebbe adattarsi in maniera più naturale all'idrogeno prodotto a partire 
dal metano. Per i poli industriali sarebbe interessante l'ipotesi di importare gas naturale utilizzando le 
infrastrutture esistenti prima di trasformarlo in idrogeno. Questo consentirebbe all'industria di 
mantenere le sue attuali posizioni geografiche dovendo sviluppare solo un'infrastruttura aggiuntiva 
limitata per il trasporto dell'idrogeno.  

Al di là di tale aspetto, potrebbe emergere una domanda centralizzata di idrogeno in settori diversi da 
quello delle materie prime industriali. Nel settore dell'acciaio, ad esempio, l'idrogeno può avere un 
ruolo sia come materia prima che come fonte di energia. Nel settore del trasporto aereo, l'idrogeno 
dovrebbe passare attraverso grandi impianti industriali (simili alle raffinerie per il petrolio) per essere 
trasformato in cherosene sintetico tramite il processo Fischer-Tropsch e continuare successivamente il 
suo percorso sotto forma di cherosene liquido. Nel caso del trasporto marittimo, la domanda di 
idrogeno liquido si limiterebbe a grandi serbatoi di rifornimento installati nei porti. Dette evoluzioni 
creerebbero una domanda di idrogeno a fini energetici che, allontanandosi dal settore delle materie 
prime industriali, richiederebbe una normativa basata sull'energia, conservando tuttavia strutture 
geografiche e di mercato simili a quelle attualmente disponibili per l'idrogeno.  

L'uso dell'idrogeno per lo stoccaggio stagionale di energia potrebbe favorire in certa misura lo scenario 
dell'idrogeno come vettore energetico oggetto di scambi commerciali. In primo luogo, esso 
comporterebbe una notevole diffusione degli elettrolizzatori, riducendo la spesa in conto capitale. In 
secondo luogo, ove si affermasse come una soluzione efficace, tale uso favorirebbe una maggiore 
diffusione dell'energia rinnovabile nell'UE, che costituisce una condizione necessaria per conseguire 
livelli elevati di produzione dell'idrogeno. Infine, lo stoccaggio dell'idrogeno determinerebbe sviluppi 
di mercato. Lo stoccaggio potrebbe avvenire in impianti isolati (ad esempio miniere di sale), 
necessitando in tal caso di un'infrastruttura di trasmissione derivante dalla diffusione delle energie 
rinnovabili. In alternativa, si potrebbe considerare di stoccare parte dell'idrogeno all'interno della sua 
stessa rete di trasmissione (linepack).  

All'altro estremo dello spettro si trova invece un mondo caratterizzato da profondi mercati 
dell'idrogeno e da un ampio consumo di tale risorsa come vettore energetico oggetto di scambi 
commerciali (tabella 5-2). Si tratta della situazione qui analizzata nello scenario delle importazioni di 
idrogeno per alimentare l'UE. Tale circostanza è caratterizzata da un gran numero di consumatori 
decentrati, una profonda infrastruttura di trasporto e mercati profondi. In tal caso, si renderebbe 
necessaria un'ampia regolamentazione, fortemente differente da quella attuale.  

  



IPOL | Dipartimento tematico Politica economica e scientifica e qualità di vita 
 

PE 695.469 100  

Tabella 5-2: Principali caratteristiche di mercato in diversi scenari relativi all'idrogeno 

Materia prima industriale di nicchia Prodotto energetico oggetto di scambi 
commerciali 

Mercato frammentato basato su contratti 
industriali privati. 

Mercato profondo, fissazione dei prezzi basata 
sulla combinazione di domanda e offerta e 
guidata dal mercato (analogamente al gas 

naturale).  

Pochi consumatori centralizzati e di grandi 
dimensioni. Grande potere/concentrazione di 

mercato.  

Molti piccoli consumatori decentrati. Scarso/a 
potere/concentrazione di mercato.  

Nessuna necessità di una regolamentazione 
profonda. Gli attori industriali possono 

continuare a fare affidamento sui loro contratti 
di fornitura privati (solitamente bilaterali).  

Necessità di regolamentazione di un settore 
energetico basato sulle infrastrutture (con 

un'infrastruttura di monopolio naturale nella 
catena del valore) per a) tutelare i 

consumatori, b) promuovere la concorrenza 
nell'approvvigionamento = infrastrutture 

regolamentate (separazione, accesso da parte 
di terzi, tariffe di accesso regolamentate).  

Probabile co-localizzazione e realizzazione 
delle capacità di importazione o trasferimento 

verso fonti di approvvigionamento 
economicamente convenienti da parte 

dell'industria.  

 

Probabile importazione da parte dell'UE di 
prodotti derivati dall'idrogeno: 

ammoniaca/metanolo/cherosene sintetico.  

Probabile importazione da parte dell'UE di 
idrogeno, ammoniaca, metanolo e cherosene 
sintetico.  

Infrastrutture di trasmissione limitate. Nessuna 
infrastruttura di distribuzione. 

Infrastrutture di trasmissione profonde. Alcune 
infrastrutture di distribuzione. 

Maggiore probabilità di idrogeno blu.   

Fonte: Rappresentazione degli autori. 

5.5.3. Fattori di mercato 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. 

La posizione dell'idrogeno sarà determinata da una serie di fattori, compreso il costo di produzione 
stesso. Ceteris paribus, un calo del costo di produzione dell'idrogeno determinerà uno spostamento 
verso destra nel continuum man mano che i fattori economici delle infrastrutture e i casi di domanda 
diventeranno più interessanti.  

Il caso dei costi di produzione dei combustibili concorrenti è invece più complicato. Ciò perché i 
combustibili concorrenti dal lato della domanda (biocombustibili, gas naturale, energia elettrica) sono 
anche combustibili di alimentazione diretti per la produzione di idrogeno. Come illustrato dalla figura 
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5-3, il loro prezzo è un fattore determinante nel prezzo finale dell'idrogeno. L'effetto finale è pertanto 
la somma di due forze opposte. 

Nel caso del gas naturale, nel 2050 la concorrenza con l'idrogeno sarà limitata ai settori della domanda 
in cui può essere applicata la tecnologia CCS. Pertanto, il riflettersi della riduzione dei costi sull'idrogeno 
porterà una maggiore competitività per molti dei settori decentrati. Perché ciò accada, sono 
fondamentali l'accettazione politica e la maturità tecnologica della cattura e dello stoccaggio del 
carbonio (CCS). Ove la tecnologia CCS fosse ampiamente accettabile e disponibile, mentre il gas 
naturale potrebbe assumere un ruolo maggiore nei settori industriali, la capacità di produrre idrogeno 
a basso costo a partire dal metano stimolerebbe la domanda nei settori della parte destra dello spettro. 

Un'analisi simile può essere presa in considerazione per i biocombustibili purché sia accettabile una 
combustione dei biocombustibili senza CCS, il che estenderebbe la concorrenza a un settore 
decentrato nel caso della contabilità del carbonio lungo il ciclo di vita.  

Nel caso dell'energia elettrica, una riduzione del costo medio livellato determinerebbe un prezzo 
minore sia dell'idrogeno che dell'energia elettrica. La dinamica importante consisterebbe nella 
capacità delle soluzioni flessibili di stare al passo con le riduzioni della spesa in conto capitale. Ove si 
sviluppassero soluzioni flessibili dal lato della domanda e dell'offerta, l'energia elettrica diventerebbe 
sempre più competitiva, lasciando poco spazio all'idrogeno in molti dei settori ipotizzati. Tale sviluppo 
ridurrebbe il costo livellato dell'energia elettrica e consentirebbe inoltre a molti settori della domanda 
di spostare i propri consumi in periodi caratterizzati da un prezzo dell'energia elettrica ridotto.  

D'altra parte, se altre soluzioni di flessibilità energetica dovessero rallentare le riduzioni della spesa in 
conto capitale, la necessità di idrogeno si acuirebbe. L'idrogeno potrebbe svolgere un ruolo rilevante 
nell'alleviare la pressione sulla rete elettrica e, di conseguenza, agevolare un maggior passaggio 
all'idrogeno come combustibile nei settori della domanda decentrati.  

La tecnologia concorrente forse più rilevante dal lato della domanda è costituita dalle batterie agli ioni 
di litio. Il calo dei costi e, soprattutto, i miglioramenti in termini di densità energetica potrebbero 
continuare a erodere i casi ipotizzati di uso dell'idrogeno.  

5.5.4. Questioni strategiche  
La politica pubblica relativa all'idrogeno dovrebbe essere imperniata sui principi fondamentali di un 
sostegno pubblico che minimizzi i costi (vale a dire consentendo la partecipazione del settore privato) 
e della neutralità tecnologica. Tuttavia, la politica pubblica non può mai essere completamente neutra 
dal punto di vista tecnologico e una parte della spesa pubblica si rivelerà efficace sotto il profilo dei 
costi. Più precisamente, vi sarà una serie di specifiche questioni strategiche riportate di seguito che 
richiederanno l'adozione di decisioni politiche.  

1. Sovvenzioni alla produzione  

Questione: elargizione di sovvenzioni esclusivamente per la produzione di idrogeno a basse emissioni 
di carbonio, che potrebbero essere sovvenzioni a costo fisso. 

Osservazioni: le prossime revisioni dell'EU ETS consentiranno al settore della produzione di idrogeno 
elettrolitico di richiedere quote gratuite. Analogamente, anche la produzione basata sul gas naturale a 
basse emissioni di carbonio potrà avere accesso alle quote gratuite. Gli effetti di tali quote equivarranno 
a una sovvenzione implicita. Questo cambiamento è fondamentale per consentire una concorrenza 
leale con l'attuale produzione dell'idrogeno attraverso il sistema di reforming con vapore del metano. 

Altre sovvenzioni alla produzione risultano leggermente controverse perché l'idrogeno pulito non 
costituisce l'obiettivo finale, che risiede invece nei prodotti utili finali. Non vi sono garanzie del fatto 
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che il sostegno alla produzione di idrogeno più pulito rappresenti il modo più sensato di utilizzare i 
fondi, dato che potrebbero emergere tecnologie alternative migliori. 

Va operata un'importante distinzione fra la produzione di idrogeno e le tornate di sovvenzioni volte a 
sostenere la diffusione dell'energia elettrica da fonti rinnovabili negli anni 2000. Nel caso dell'energia 
elettrica da fonti rinnovabili esisteva un mercato acquirente garantito. Si intende con ciò che l'intera 
diffusione delle energie rinnovabili sarebbe stata immediatamente assorbita dalle reti elettriche 
esistenti, portando determinati vantaggi in termini di decarbonizzazione. Nel caso dell'idrogeno, la 
situazione è invece differente. Le ipotesi in merito a grandi volumi di domanda di idrogeno si basano 
sulle previsioni per il futuro e anche la domanda esistente dovrebbe essere incentivata a passare 
dall'attuale consumo di idrogeno inquinante al consumo di un qualsiasi tipo di idrogeno pulito oggetto 
delle sovvenzioni. 

Non è ancora chiaro se vi sarà un'ampia domanda di idrogeno che renderà necessaria l'elargizione di 
sovvenzioni per una produzione economicamente conveniente. Ad ogni modo, la politica pubblica 
potrebbe sostenere efficacemente la produzione offrendo sovvenzioni per la realizzazione di un 
impianto di produzione di ammoniaca o di una raffineria con produzione in loco.  

2. Sovvenzioni alla domanda 

Questione: elargizione di sovvenzioni ai settori della domanda per passare da processi a elevate 
emissioni di carbonio a processi che comportano emissioni di carbonio inferiori.  

Osservazioni: le sovvenzioni ai settori che potrebbero consumare idrogeno sembrano essere più 
interessanti. Tali sovvenzioni non dovrebbero specificare il consumo di idrogeno, ma potrebbero 
conservare la neutralità tecnologica. Opzioni quali aste e contratti per differenza di carbonio 
consentirebbero di conseguire tale obiettivo (McWilliams e Zachmann, 2021).  

In una fase successiva, le quote potrebbero rivelarsi anche uno strumento utile per spostare il carico 
delle sovvenzioni dal settore pubblico ai bilanci privati. La Commissione europea ha già proposto quote 
in relazione ai combustibili sostenibili nel settore del trasporto aereo che fungono da quote indirette 
per il consumo di idrogeno97. Nei casi in cui si ha un quadro chiaro della futura domanda di combustibili 
puliti, le quote possono dimostrarsi uno strumento molto efficace. Agora Energiewende e Guidehouse 
(2021) propongono di riorientare ampie sovvenzioni pubbliche nel periodo compreso fra il 2020 e il 
2030 verso quote per il post-2030, quando i relativi casi di utilizzo dell'idrogeno saranno più chiari. In 
tal modo, il carico delle sovvenzioni verrebbe spostato sul settore privato.  

3. Infrastrutture di distribuzione e di trasmissione  

Questione: elaborazione di una normativa che consenta l'espansione di una rete di infrastrutture in 
grado di trasportare molecole di idrogeno in tutta Europa senza mettere a repentaglio i principi del 
mercato interno dell'energia.  

Osservazioni: la Commissione europea propone un ragionevole approccio graduale alle infrastrutture 
dell'idrogeno. Secondo tale approccio, l'idrogeno passerebbe dall'essere una risorsa concentrata in una 
serie di valli caratterizzate da una forte domanda e da estese reti di fornitura a diventare una risorsa più 
distribuita. In ciascuna fase di questa evoluzione andrebbero riconsiderati i meriti delle infrastrutture e 
del sostegno pubblico.  

                                                             
97 La proposta, disponibile all'indirizzo Internet riportato di seguito, prevede di raggiungere entro il 2050 l'obiettivo del 63 % di carburanti 

sostenibili per il trasporto aereo sul mix totale dei carburanti per il trasporto areo. 
https://ec.europa.eu/commission/presscorner/detail/it/fs_21_3665. 

https://ec.europa.eu/commission/presscorner/detail/it/fs_21_3665
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Gli enti regolatori chiedono una regolamentazione dinamica delle infrastrutture (CEER, 2020). Benché 
sia possibile trarre insegnamenti dalla regolamentazione del gas naturale, un'esatta riproduzione della 
regolamentazione di mercato del gas naturale risulterebbe troppo restrittiva. Al contrario, un 
approccio ragionevole consentirebbe ai mercati dell'idrogeno di cambiare e di monitorare le varie 
evoluzioni. Ad esempio, questioni come la separazione e l'accesso da parte di terzi potrebbero essere 
discusse in una fase successiva in modo tale da poter in primo luogo ampliare la rete.  

Sebbene si possano prevedere finanziamenti dal settore privato, l'industria necessiterà di segnali 
chiari e impegni in termini di tempistiche da parte degli enti di regolamentazione ai fini di una 
riduzione del rischio sugli investimenti di capitali.  

4. Miscelazione  

Questione: l'industria propone una miscelazione dell'idrogeno nelle reti del gas naturale esistenti. Dal 
punto di vista tecnico, si tratta di una soluzione che sembrerebbe funzionare. Tale scelta mira a 
garantire l'esistenza di una domanda di idrogeno e ridurre le emissioni di carbonio associate alla 
combustione finale del gas.  

Osservazioni: la miscelazione dell'idrogeno nelle reti del gas naturale esistenti risulta essere in quasi 
tutte le circostanze un'idea poco sensata. In primo luogo, dal punto di vista delle emissioni di carbonio 
gli effetti di una simile scelta sono, nel migliore dei casi, marginali. Nel migliore dei casi, è possibile 
introdurre nelle reti del gas una miscela costituita per il 20 % da idrogeno. L'idrogeno contiene un terzo 
della densità energetica del metano. Pertanto, è possibile sostituire con l'idrogeno il contenuto 
energetico del metano, pari al 7 %, ottenendo guadagni molto limitati in termini di carbonio. 

Dall'altro lato, dal punto di vista normativo la miscelazione dell'idrogeno causerebbe problemi nella 
rete. Le quote di miscelazione accettabili variano a seconda dell'uso finale (uso residenziale, apparecchi 
industriali) e a seconda degli Stati membri. Sarebbe necessario che tutti i partecipanti delle reti coinvolti 
concordassero livelli fissi. Le divergenze di opinione rischierebbero tuttavia di creare fratture sul 
mercato interno del gas. 

Il vantaggio che si sostiene derivi da tale scelta è la sicurezza dell'acquisto della fornitura. Si sostiene 
che questo sarà essenziale per consentire alle catene di approvvigionamento della produzione di 
idrogeno a basse emissioni di carbonio di crescere. Benché ciò sia senz'altro vero, in Europa non sembra 
attualmente manifestarsi alcuna carenza di domanda di idrogeno a basse emissioni di carbonio. Le 
strategie messe in atto dovrebbero mirare a collegare altri casi di domanda, in cui l'idrogeno può avere 
un effetto maggiore e più a lungo termine sulle emissioni di carbonio, con un'offerta crescente. Ad 
esempio, la realizzazione delle prime condotte per portare l'idrogeno dalle zone di produzione 
interessante alle evidenti zone industriali di domanda.  

5. Tassonomia sostenibile e garanzie di origine 

Questione: la Commissione europea proporrà una soglia per l'ammissibilità dell'idrogeno nel contesto 
della prossima tassonomia sostenibile. L'iniziativa europea CertifHy98 si sta occupando di istituire un 
sistema di certificazione a livello dell'UE che fornisca garanzie di origine in merito alle emissioni di 
carbonio associate alla produzione di idrogeno.  

                                                             
98 Cfr. il sito web dell'iniziativa europea, disponibile all'indirizzo: https://www.certifhy.eu/. 

https://www.certifhy.eu/
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Figura 5-6: Idrogeno elettrolitico derivante da un'intensità di rete media 

 

Fonte:  I dati relativi all'intensità delle emissioni delle reti dei singoli paesi sono forniti dall'Agenzia europea dell'ambiente 
(https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/indicators/overview-of-the-electricity-production-3/assessment). I 
dati relativi a CertifHy sono tratti dal seguente sito Internet: 
https://www.certifhy.eu/images/media/files/CertifHy_Presentation_19_10_2016_final_Definition_of_Premium_Hy
drogen.pdf, mentre quelli per il valore della tassonomia dell'UE sono tratti dall'analisi di Baker McKenzie, 
disponibile all'indirizzo: https://www.bakermckenzie.com/en/insight/publications/2021/05/eu-taxonomy-
hydrogen-industry. 

Osservazioni: l'opzione proposta sarebbe auspicabile qualora la tassonomia contribuisse a spostare 
gli investimenti verso prodotti più ecologici. Tuttavia, questi livelli rigorosi non dovrebbero essere 
interpretati come gli unici motivi per investire nella produzione di idrogeno verde.  

Come mostrato dalla figura 5-6, la tassonomia esclude gli investimenti connessi alla rete da tutti i paesi 
dell'UE tranne quattro. Benché la presente analisi sia basata sulle emissioni medie delle reti, va 
osservato che determinate emissioni di carbonio basate sull'energia elettrica immessa negli 
elettrolizzatori connessi alla rete sono difficili da stabilire e che, in linea di principio, il contenuto di 
carbonio rappresenta più una questione contabile che un valore oggettivo99. 

Inoltre, l'energia elettrica rientra nell'EU ETS e, pertanto, il costo le emissioni è calcolato nel costo di 
produzione. L'idrogeno prodotto dalla rete consumerà le quote stabilite dall'EU ETS, esercitando 
pressioni sul mercato affinché siano ridotte le emissioni in altri settori. Con la diffusione di volumi 
annuali gestibili di capacità di produzione degli elettrolizzatori, l'EU ETS e i mercati dell'energia 
dovrebbero essere in grado di assorbire efficacemente la domanda aggiuntiva.  

Nel caso delle importazioni la situazione è invece differente. Saranno probabilmente necessarie 
garanzie di origine che certifichino le emissioni di carbonio legate alle importazioni. Oggi l'UE importa 

                                                             
99 Per ogni ora di utilizzo degli elettrolizzatori si possono utilizzare tre valori molto differenti fra loro: impianto più pulito; impianto medio; 

impianto più inquinante o ultimo impianto (marginale) necessario per soddisfare la domanda. Nel breve termine l'ultima opzione 
sembrerebbe essere la più plausibile, ma più a lungo termine la domanda aggiuntiva derivante dell'elettrolisi potrebbe essere soddisfatta 
incrementando l'approvvigionamento, eventualmente dalle fonti di energia rinnovabili. 

0

200

400

600

800

1000

1200

1400

1600

N
or

w
ay

Sw
ed

en
Fr

an
ce

Li
th

ua
ni

a
Lu

xe
m

bo
ur

g
Au

st
ria

Fi
nl

an
d

Cr
oa

tia
Sl

ov
ak

ia
La

tv
ia

De
nm

ar
k

Be
lg

iu
m

Ita
ly

Sl
ov

en
ia U
K

Hu
ng

ar
y

Sp
ai

n
EU

27
Ro

m
an

ia
Po

rt
ug

al
Ire

la
nd

M
al

ta
Ge

rm
an

y
Bu

lg
ar

ia
N

et
he

rla
nd

s
Cz

ec
hi

a
Gr

ee
ce

Cy
pr

us
Po

la
nd

Es
to

ni
a

gC
O

2 
/ K

W
h 

H2

H2 emissions intensity EU Taxonomy CertifHy

https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/indicators/overview-of-the-electricity-production-3/assessment
https://www.certifhy.eu/images/media/files/CertifHy_Presentation_19_10_2016_final_Definition_of_Premium_Hydrogen.pdf
https://www.certifhy.eu/images/media/files/CertifHy_Presentation_19_10_2016_final_Definition_of_Premium_Hydrogen.pdf
https://www.bakermckenzie.com/en/insight/publications/2021/05/eu-taxonomy-hydrogen-industry
https://www.bakermckenzie.com/en/insight/publications/2021/05/eu-taxonomy-hydrogen-industry


Decarbonizzazione dell'energia 
 

 105 PE 695.469 

una quantità di idrogeno trascurabile e la possibilità dell'industria di importare idrogeno dovrebbe 
limitarsi ai soli casi in cui la produzione dello stesso soddisfa i rigorosi criteri stabiliti nell'ambito del 
progetto CertifHy. Per le importazioni allo stato gassoso attraverso le condotte, dovrebbe essere 
relativamente semplice calcolare le emissioni derivanti da una fonte puntuale di grandi dimensioni. Nel 
caso delle importazioni di sostanze derivate dall'idrogeno che si trovano allo stato liquido, tale compito 
potrebbe invece rivelarsi più complicato.  

6. Addizionalità  

Questione: l'addizionalità è il principio secondo cui, affinché l'idrogeno possa avere un ruolo nel 
percorso verso gli obiettivi in materia di rinnovabili, gli elettrolizzatori devono non solo consumare 
energia elettrica da fonti rinnovabili, ma devono anche dimostrare di aver messo in atto una capacità 
aggiuntiva da fonti rinnovabili corrispondente al suo consumo. Gli elettrolizzatori possono conformarsi 
a tale prescrizione realizzando nuovi impianti rinnovabili isolati o sottoscrivendo accordi di 
compravendita di energia elettrica da fonti rinnovabili. Tale questione è stata discussa nell'ambito della 
proposta di revisione della direttiva sull'energia da fonti rinnovabili ed entro il 31 dicembre 2021 
dovrebbe essere presentato un atto delegato100. 

Osservazioni: alle condizioni attuali, il principio di addizionalità sembra essere eccessivamente 
restrittivo in relazione alla diffusione dell'idrogeno elettrolitico. Esistono infatti svariate difficoltà 
tecnologiche e normative che rallentano la diffusione degli elettrolizzatori nei casi in cui è necessaria 
l'addizionalità. Non è immediatamente evidente per quale motivo tali requisiti siano necessari per gli 
elettrolizzatori ma non per veicoli elettrici, pompe di calore e altri usi industriali.  

In uno scenario sfortunato, il principio di addizionalità potrebbe condurre alla diffusione di 
elettrolizzatori isolati situati nei pressi degli impianti per la produzione di energia rinnovabile. In tal 
caso, tuttavia, l'efficienza complessiva del sistema diminuirebbe perché gli elettrolizzatori non sono in 
grado di fornire preziosi servizi di flessibilità alla rete. Nel caso migliore in cui gli elettrolizzatori siano in 
grado di ricorrere ad accordi di compravendita di energia elettrica e rimanere connessi alla rete, criteri 
troppo stringenti rappresenterebbero comunque un ostacolo inutile allo sviluppo dell'idrogeno negli 
Stati membri. Gli Stati membri che oggi presentano i mix di energia elettrica più puliti godranno di 
vantaggi evidenti. Considerando che nel 2050 vi sarà una domanda essenziale di idrogeno, sarebbe più 
ragionevole mantenere una visione dinamica delle future emissioni della rete anziché perseguire una 
visione statica basata sull'intensità delle emissioni attuali.  

L'argomentazione a favore dell'addizionalità consiste nel fatto che consumando l'attuale produzione 
di energie rinnovabili, gli elettrolizzatori costringono altri partecipanti della rete a consumare energia 
elettrica a emissioni medie. Pertanto, in assenza dell'addizionalità, si dovrebbe considerare che gli 
elettrolizzatori consumino emissioni di rete di media entità. Sebbene questo possa essere vero nel 
breve termine, gli elettrolizzatori, se integrati in maniera intelligente nelle reti, possono stimolare una 
domanda aggiuntiva di diffusione delle energie rinnovabili.  

Gli autori ritengono che l'attuazione dei criteri di addizionalità dovrebbe essere sospesa per qualche 
anno. La diffusione degli elettrolizzatori si trova ancora nella sua fase embrionale e non determinerà 
aumenti significativi delle emissioni di carbonio nei prossimi anni, anche qualora dovesse essere usata 
un'intensità di rete di media entità. Il ritmo della decarbonizzazione dell'energia elettrica è stato sin qui 
rapido e tale dovrebbe rimanere. La Commissione dovrebbe continuare a monitorare la situazione ed 

                                                             
100 Cfr. direttiva (UE) 2018/2001, dell'11 dicembre 2018, sulla promozione dell'uso dell'energia da fonti rinnovabili (rifusione), articolo 27, 

pagina 47 https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:32018L2001&from=EN. 

https://eur-lex.europa.eu/legal-content/IT/TXT/PDF/?uri=CELEX:32018L2001&from=EN
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essere pronta a intervenire basandosi su criteri chiari nei casi in cui la diffusione degli elettrolizzatori 
sembra rallentare la decarbonizzazione della rete. 

7. Aspetti geopolitici 

Questione: il futuro dell'idrogeno sarà determinato da fattori tanto politici quanto economici. In 
particolare nel caso delle importazioni le decisioni politiche saranno fondamentali per promuovere i 
futuri modelli di mercato.  

Osservazioni: entro il 2030 l'UE riceverà probabilmente le prime importazioni di idrogeno allo stato 
gassoso tramite condotte. Entro il 2050 è invece piuttosto plausibile che l'UE importerà notevoli volumi 
di idrogeno. Le decisioni prese in relazione all'espansione delle condotte saranno di natura sia politica 
che economia.  

Oggi la Germania sembra mostrare la mentalità più avanzata a tale riguardo101.  

L'UE dovrebbe essere attenta a mantenere un approccio unificato a tale processo decisionale invece di 
perseguire un approccio che la Germania sia in grado di controllare da sola. Affinché l'UE possa 
ridisegnare la sua mappa delle importazioni di energia, sarà fondamentale disporre di consulenze 
indipendenti che siano esenti da influenze politiche.  

8. Politica climatica complessiva  

Questione: una politica climatica complessiva che porti alla crescita dell'idrogeno.  

Osservazioni: le strategie per l'idrogeno non saranno elaborate dal nulla. Le politiche climatiche 
complessive costituiranno, in ultima istanza, l'influenza più consistente:  

• la diffusione di grandi volumi di energie rinnovabili e la riduzione dei relativi costi costituiranno 
probabilmente la migliore politica pubblica per la crescita dell'idrogeno; e 

• la fissazione dei prezzi del carbonio deve rimanere un pilastro essenziale. Qualsiasi altro 
strumento dovrebbe essere sviluppato intorno ad essa.  
 

  

                                                             
101 Il partenariato energetico fra Germania e Ucraina prende in considerazione l'idrogeno, cfr: 

(https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Pressemitteilungen/2020/20200826-germany-and-ukraine-to-agree-energy-partnership.html); è 
stato inoltre firmato un memorandum di intesa con l'Arabia Saudita per la cooperazione nell'ambito di progetti relativi all'idrogeno, 
consultabile all'indirizzo: (https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Pressemitteilungen/2021/03/20210311-altmaier-signs-memorandum-
of-understanding-on-german-saudi-hydrogen-cooperation.html). 

https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Pressemitteilungen/2020/20200826-germany-and-ukraine-to-agree-energy-partnership.html
https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Pressemitteilungen/2021/03/20210311-altmaier-signs-memorandum-of-understanding-on-german-saudi-hydrogen-cooperation.html
https://www.bmwi.de/Redaktion/EN/Pressemitteilungen/2021/03/20210311-altmaier-signs-memorandum-of-understanding-on-german-saudi-hydrogen-cooperation.html
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6. VALUTAZIONE DEI DIVERSI PERCORSI DI SVILUPPO  

6.1. Metodologia102 
Per illustrare e mettere a confronto i diversi percorsi di sviluppo, si considera qui un sistema energetico 
semplificato. L'analisi qui presentata si basa sullo scenario MIX55 sviluppato dal JRC. I tre scenari presi 
in esame nel presente studio corrispondono alle tendenze generali (in particolare in termini di 
consumo del servizio energetico) ipotizzate nello scenario del JRC. Lo scenario presentato dagli autori 
differisce tuttavia dal MIX55 per quanto riguarda i contributi forniti dall'energia elettrica, dall'idrogeno 
e dai gas verdi per soddisfare la stessa domanda di servizio energetico. Data l'assenza di informazioni 
pubblicamente disponibili, è necessario a tal fine procedere a una triangolazione di dati.  

In primo luogo, si procederà ad analizzare la domanda di energia utile prevista dal JRC, vale a dire 
l'output di energia utile di un impianto energetico, mentre il consumo di energia finale rappresenta 
l'input di energia in un impianto (ad esempio, il metano immesso in una caldaia). L'energia utile e quella 
finale variano notevolmente a seconda della tecnologia e del settore interessati. Dal momento che il 
valore della domanda di energia utile non è menzionato direttamente dal JRC, tale dato è stato 
dedotto, ai fini della presente analisi, dal consumo di energia finale riferito e dai fattori di conversione 
settoriali semplificati che permettono di calcolare, a partire dall'energia finale (ad esempio, i kWh di 
energia elettrica forniti a un'abitazione), l'energia utile (ad esempio, i kWh di calore forniti dal 
riscaldamento nella stessa abitazione). 

Sulla base di tali dati, sono poi imposti cambiamenti di combustibile per settore e applicazione e si 
procede a determinare il consumo di energia finale corrispondente per ciascun combustibile e ciascuna 
applicazione. In tale contesto, le differenze esistenti nei livelli di rendimento termico delle tecnologie 
specifiche dei vari combustibili danno luogo a un consumo di energia finale differente a seconda del 
combustibile e del settore esaminati. Tale approccio fa sì che i servizi della domanda finale settoriale, 
forniti da applicazioni differenti (riscaldamento, energia meccanica, illuminazione, TIC), siano identici 
nei vari scenari. 

Gli scenari qui elaborati presentano dati in merito al consumo finale per i settori dell'industria, degli 
edifici e dei trasporti. I serbatoi per il trasporto aereo e marittimo sono presi in considerazione 
separatamente, come pure la domanda nei settori non energetici e gli input per il settore energetico. Il 
settore energetico comprende la produzione di energia elettrica e la produzione di idrogeno e 
idrocarburi sintetici. La domanda di idrogeno e di idrocarburi sintetici è costituita dalla somma delle 
domande di tali combustibili provenienti dai diversi settori e delle perdite dovute al trasporto e allo 
stoccaggio. Queste ultime sono di notevole entità. Nella presente analisi si ipotizza infatti che entro il 
2050 l'idrogeno coprirà le necessità di stoccaggio interstagionale dell'energia elettrica e che le perdite 
dovute alle dispersioni di idrogeno lungo l'intera catena del valore ammonteranno al 20 %. I dati 
menzionati in relazione al settore energetico sono da interpretarsi come domanda di stoccaggio 
dell'energia sotto forma di idrogeno o idrocarburi sintetici. 

La produzione di idrogeno e di idrocarburi sintetici necessaria all'interno dell'UE è definita come la 
differenza tra la domanda finale e le quote di importazione ipotizzate per il 2030 e il 2050. A partire da 
tale dato viene determinata la quantità di energia elettrica necessaria per la produzione di idrogeno e 
idrocarburi sintetici. La produzione totale di energia elettrica per il 2030 e il 2050 è quindi fissata in 
modo da soddisfare il consumo di energia elettrica dei vari settori, il consumo di energia elettrica del 
trasporto aereo/marittimo e la produzione di idrogeno e idrocarburi sintetici.  

                                                             
102 Ulteriori dettagli sulla metodologia sono forniti all'allegato A3.  
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Ciascuno dei tre scenari presenta una produzione di energia elettrica necessaria diversa dagli altri. Per 
poter confrontare in maniera migliore i diversi scenari, si ipotizza che la produzione di energia elettrica 
derivante da tutte le fonti eccetto quelle rinnovabili (energia eolica, solare, geotermica e 
biocombustibili) sia uguale in tutti gli scenari. Per determinare la produzione di tali fonti costanti ci si è 
basati sui dati relativi al consumo di combustibile forniti dal JRC; sono state inoltre considerate le 
tipiche efficienze di trasformazione per dedurre la fornitura di energia elettrica da combustibile.  

I dati relativi agli investimenti nelle nuove capacità risultano dalla differenza fra le capacità installate 
rispettivamente nel 2020, 2030 e 2050. Si ipotizza altresì che il 20 % delle capacità esistenti nel 2020 
debba essere sostituito da nuove unità entro il 2030 e che l'80 % di tutte le capacità operative nel 2030 
debba essere sostituito da nuove unità fra il 2030 e il 2050.  

6.2. Idrogeno 

6.2.1. A valle 
Le ipotesi relative alla domanda soddisfatta dall'idrogeno sono differenti nei diversi scenari. Le ipotesi 
relative all'idrogeno sono fisse solo per ciò che riguarda la domanda non energetica e la sostituzione 
del carbone come agente di riduzione. Per quanto riguarda il settore dell'acciaio, si ipotizza che l'uso 
dell'idrogeno sia identico in tutti gli scenari. Nel 2030 si raggiungerà circa il 20 % della domanda di 
idrogeno prevista per il 2050 in tale settore.  

a. Volumi e capacità 

L'ipotesi secondo cui l'idrogeno coprirà una quota significativa della domanda generale di 
combustibile è presentata solo nello scenario delle importazioni di idrogeno successivamente al 2030. 
Mentre detto scenario prevede per il 2050 una quota di idrogeno nel consumo settoriale totale di 
combustibile pari a circa il 20 %, negli altri due scenari tale quota è inferiore al 7 %. Una domanda 
significativa di idrogeno nel 2030 è ipotizzata solo nello scenario delle importazioni di idrogeno. Poiché 
l'idrogeno implica la realizzazione di nuovi sistemi, ci si può aspettare che una domanda significativa si 
svilupperà solo nei periodi successivi.  

Tabella 6-1: Consumo di idrogeno nel 2030 e nel 2050 nei diversi scenari (valori arrotondati, 
in TWh) 

Consumo di idrogeno (TWh) 

  2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno 

Gas 
verdi 

Elettrificazione 
totale 

Importazioni 
di idrogeno 

Gas 
verdi 

Industria 0 40  30 400  

Edifici   90  50 600 60 

Trasporti 10 100 10 30 400 30 

Consumo di 
energia finale 

10 230 10 110 1 400 90 
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Usi non 
energetici 60 70 60 300 300 300 

Trasporto aereo e 
marittimo    200 80 100 300 100 

Settore 
energetico     0 400 300 0 

Produzione di 
metano sintetico    700 300 200 1 900 

Totale 70 500 850 1 200 2 500 2 400 

Fonte: Calcoli degli autori. 

Per il periodo 2031-2050 le domande settoriali di idrogeno sono in effetti dieci volte più elevate nello 
scenario delle importazioni di idrogeno rispetto agli altri due scenari. Il fatto che i gas sintetici siano 
prodotti a partire dall'idrogeno spiega perché la domanda di idrogeno nello scenario dei gas verdi sia 
quasi uguale a quella dello scenario delle importazioni di idrogeno. Per la produzione dei gas sintetici 
sono necessari 1 900 TWh di idrogeno.  

La presente analisi ipotizza che l'idrogeno sia utilizzato per lo stoccaggio interstagionale, dove le 
necessità di stoccaggio totali dipendono dal consumo totale di energia elettrica. Solo nello scenario 
dei gas verdi si ipotizza che lo stoccaggio avvenga tramite idrocarburi sintetici (importati) ed è prevista 
una domanda di idrogeno pari a zero.  

Si ipotizza che le domande di idrogeno per usi non energetici siano costanti (pari a 300 TWh) in tutti e 
tre gli scenari, presumendo una consistente domanda di base dell'idrogeno.  

6.2.2. A livello intermedio e a monte 

a. Volumi e capacità 

Nel periodo compreso fra il 2030 e il 2050 si ipotizza un aumento delle importazioni di idrogeno (in 
termini sia assoluti che relativi). Nel 2030 il 25 % della domanda di idrogeno dell'UE sarà coperto dalle 
importazioni mentre entro il 2050 sarà l'80 % della domanda di idrogeno a essere soddisfatta attraverso 
le importazioni.  

Tutti gli scenari prevedono la necessità di notevoli investimenti nella capacità di produzione degli 
elettrolizzatori, compresa fra 400 e 800 GW. Lo scenario dell'elettrificazione totale è caratterizzato da 
una grande domanda di elettrolizzatori, non a causa della domanda settoriale finale di idrogeno, ma 
perché gli elettrolizzatori sono chiamati a compensare l'aumento della quota di energie rinnovabili 
nella produzione energetica attraverso lo stoccaggio di energia. Nello scenario delle importazioni di 
idrogeno la capacità di produzione degli elettrolizzatori è in realtà minore rispetto a quella degli altri 
scenari poiché si ipotizza un'importazione consistente.  
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Tabella 6-2: Consumo/produzione di idrogeno nel 2030 e nel 2050 (valori arrotondati, in TWh 
/ GW)  

Consumo e produzione di idrogeno (TWh) 

  2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Domanda 
totale 70 500 850 1 200 2 500 2 400 

Domanda 
totale 

comprensiva 
delle perdite 

90 570 860 1 400 3 100 2 500  

Quota delle 
importazioni 0 % 25 % 0 % 25 % 80 % 50 % 

Produzione 
interna 90 430 860 1 100 600 1 200 

Elettrolizzatori 
(GW) 60 290 580 700 400 800 

Fonte: Calcoli degli autori. 

b. CAPEX e OPEX 

Ipotizzando un calo dei costi di installazione degli elettrolizzatori da 750 EUR/kW nel 2030 a 
450 EUR/kW nel 2050 e costi di rete compresi fra i 10 e i 50 miliardi di EUR, lo sviluppo della produzione 
e delle infrastrutture dell'idrogeno richiede investimenti fino a 1 000 miliardi di EUR fra il 2031 e il 2050 
(tabella 6-3).  

Nello scenario dell'elettrificazione totale, gli investimenti negli elettrolizzatori sono rinviati al periodo 
2031-2050, poiché essi diventeranno necessari solo una volta raggiunti livelli elevati di fonti di energia 
rinnovabili nella produzione energetica.  

Tali fattori determinano differenze significative negli investimenti annuali medi per il prossimo 
decennio (tabella 6-3). Nel periodo successivo (2031-2050) l'ammontare degli investimenti annuali 
medi è piuttosto simile. Mentre negli scenari che non prevedono idrogeno, le necessità di investimento 
sono dominate dagli elettrolizzatori, nello scenario delle importazioni di idrogeno saranno necessari 
investimenti notevoli per realizzare un'infrastruttura per il trasporto dell'idrogeno agli utenti finali in 
tutta l'UE, in particolare ove vi siano necessità dal lato della distribuzione.  
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Tabella 6-3: Produzione di idrogeno e investimenti infrastrutturali per i periodi 2021-2030 e 
2031-2050 

Produzione di idrogeno, investimenti infrastrutturali e costi di importazione (miliardi di EUR) 

  2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Centrali 
elettriche per 
la produzione 

di idrogeno 

40 170 400 560 300 630 

Elettrolizzatori 45 220 440 325 185 380 

Rete 
dell'idrogeno 10 50 15 50 145 30 

Totale 95 440 855 935 630 1 040 

Investimenti 
medi 10 45 85 45 30 50 

Costi medi 
annuali di 

importazione 
dell'idrogeno 

0 8 0 15 110 55 

Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020. 

Ipotizzando importazioni di idrogeno verde, generato esternamente da fonti eoliche e solari, e un 
costo del capitale estero pari all'8 %, nel 2050 i costi di importazione dell'idrogeno scenderanno a 
80 EUR/MWh. Nel 2050 i costi totali medi di importazione dell'idrogeno saranno della stessa entità 
delle spese relative agli investimenti nell'idrogeno prodotto internamente (infrastrutture di 
produzione e di rete).  
Lo scenario delle importazioni di idrogeno prevede una spesa annuale consistente, pari a 110 miliardi 
di EUR, per le importazioni. In tale scenario, l'UE sarebbe vulnerabile ai livelli di prezzo raggiunti dalle 
importazioni di idrogeno.  
Le stime qui presentate si basano sull'ipotesi che l'UE avrà accesso a grandi importazioni di idrogeno 
a 80 EUR/MWh, una supposizione ragionevole, ma non certa.  

6.3. Metano 

6.3.1. A valle 
Per l'idrogeno e l'energia elettrica si ritiene che la domanda potrebbe crescere, passando ad esempio 
dalle attuali nicchie a basse emissioni di carbonio al riscaldamento elettrico o al consumo di idrogeno 
nell'industria. Ciò richiederebbe il raggiungimento di una maturità commerciale nonché lo sviluppo di 
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un'infrastruttura di sostegno. Nel caso del metano sintetico, la situazione è differente. Il mercato del 
prodotto esiste già e le questioni economiche ruotano attorno al lato dell'offerta. 

Nello scenario dei gas verdi, si ipotizza che nel 2050 gli idrocarburi sintetici forniranno il 30 % del 
consumo di energia finale, quasi la stessa quota fornita dall'energia elettrica. Entro il 2030 tale quota 
potrebbe raggiungere il 7 % del consumo di energia finale. Negli altri due scenari non sono presenti 
gas sintetici nel consumo di energia finale entro il 2030, mentre entro il 2050 è prevista una domanda 
di idrocarburi sintetici pari a 300 TWh, principalmente nel settore dell'industria.  

Si ipotizza che gli idrocarburi sintetici importati saranno usati nel settore energetico per lo stoccaggio 
interstagionale. 

a. Volumi e capacità 

Tabella 6-4: Consumo di idrocarburi sintetici nel 2030 e nel 2050 (valori arrotondati, in TWh) 

Consumo di idrocarburi sintetici (TWh) 

 2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale 
Importazioni 
di idrogeno 

Gas 
verdi 

Elettrificazione 
totale 

Importazioni 
di idrogeno 

Gas 
verdi 

Industria   90 200 200 700 

Edifici   500   1 300 

Trasporti      300 

Consumo di 
energia 

finale 

  590 200 200 2 300 

Usi non 
energetici 

  70 100 100 200 

Serbatoi per il 
trasporto 
aereo e 

marittimo 

  60   400 

Settore 
energetico 

     330 

Totale   720 300 300 3 200 

Quota delle 
importazioni 

  25 % 25 % 50 % 50 % 

Fonte: Calcoli degli autori. 
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6.3.2. A livello intermedio e a monte 
Si ipotizzano costi di importazione degli idrocarburi sintetici identici a quelli dell'idrogeno. Mentre i 
costi di importazione e di produzione interna saranno notevoli, gli investimenti infrastrutturali saranno 
limitati poiché potranno essere utilizzate le condotte esistenti. 

a. Volumi e capacità 

Si ipotizza che gli idrocarburi sintetici siano prodotti a partire dall'idrogeno. La produzione di idrogeno 
necessaria per la produzione interna di idrocarburi sintetici è inclusa nei dati relativi all'idrogeno 
riportati alla sezione 6.2. 

Nello scenario dei gas verdi i costi di importazione medi annuali ammontano a 175 miliardi di EUR, 
ipotizzando un costo di circa 160 EUR/MWh per le importazioni del metano sintetico. Analogamente a 
quanto accadrebbe nello scenario delle importazioni di idrogeno, questo porrebbe nuovamente l'UE in 
una condizione di vulnerabilità sui mercati mondiali.  

Tabella 6-5: Costi di importazione degli idrocarburi sintetici (valori arrotondati, in miliardi di 
EUR) 

Costi di importazione degli idrocarburi sintetici (in miliardi di EUR) 

 2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Costi di 
importazione 

degli 
idrocarburi 

sintetici 

0 0 250 140 355 3 500 

Costi di 
importazione 
medi annuali 

0 0 25 10 20 175 

Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020. 

6.4. Energia elettrica 

6.4.1. A valle 
L'energia elettrica sostituisce i combustibili fossili principalmente nel settore dei trasporti e nelle 
applicazioni di riscaldamento (riscaldamento di processo, degli ambienti e dell'acqua). Nelle 
applicazioni di riscaldamento l'energia elettrica può essere usata direttamente o essere utilizzata in una 
pompa di calore per consentire al calore ambientale di riscaldare le abitazioni. Mentre il rendimento 
termico dell'uso diretto è leggermente inferiore al 100 %, in una pompa di calore 1 kW/h di energia 
elettrica può fornire circa 3 kW/h di calore utile. Pertanto, il consumo di energia finale totale si 
ridurrebbe sensibilmente se i combustibili fossili103 potessero essere sostituiti da applicazioni per il 

                                                             
103 Ad esempio, una caldaia a gas naturale ha un'efficienza di energia termica pari a circa il 90 %.  
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riscaldamento degli ambienti. Nel settore dei trasporti, l'efficienza dei veicoli elettrici è il triplo di quella 
dei veicoli tradizionali a combustione basati sui combustibili fossili. I migliori dati in termini di efficienza 
offerti dall'energia elettrica determinano un consumo di energia finale tanto minore quanto più è 
elevata la quota di elettrificazione diretta. 

a. Volumi e capacità 

Il tema evidente a tale riguardo è l'inevitabilità di una consistente elettrificazione. Anche negli scenari 
qui elaborati, volutamente estremi, si riscontra in tutti i settori e gli scenari un aumento delle domande 
finali settoriali di energia elettrica. Nello scenario dell'elettrificazione totale si prevede un aumento del 
consumo di energia finale relativo all'energia elettrica pari al 30 % entro il 2030 e al 130 % entro il 2050 
rispetto ai livelli del 2019 (2 500 TWh). Lo scenario delle importazioni di idrogeno mostra i livelli più bassi 
di domanda di energia elettrica, che rappresentano tuttavia un aumento del 30 % entro il 2030 e del 
70 % entro il 2050 rispetto ai livelli del 2019. 

Nello scenario dell'elettrificazione totale gran parte dell'energia elettrica sarebbe usata in maniera 
diretta nei settori della domanda. Gli altri due scenari comporterebbero inoltre una necessità 
aggiuntiva di energia elettrica per la produzione dell'idrogeno. Sebbene il consumo di energia finale 
relativo all'energia elettrica raggiunga i valori più elevati nello scenario dell'elettrificazione totale, la 
domanda totale di energia elettrica (che comprende il settore energetico) è in realtà superiore nello 
scenario dei gas verdi per via delle necessità energetiche legate alla produzione dell'idrogeno. Nel 
complesso, a causa di detto fattore, la domanda di energia elettrica risulta piuttosto simile in tutti e tre 
gli scenari. Nel caso in cui gli elevati livelli di importazione qui ipotizzati per l'idrogeno e il metano 
sintetico non dovessero realizzarsi, la domanda di energia elettrica in tali scenari sarebbe notevolmente 
più elevata.  

All'energia elettrica è attribuito un ruolo nei settori del trasporto aereo e marittimo solamente nello 
scenario dell'elettrificazione totale. Nel contesto complessivo, la domanda aggiuntiva non risulta 
particolarmente consistente.  

Tabella 6-6: Consumo di energia elettrica nel 2030 e nel 2050 nei diversi scenari (valori 
arrotondati, in TWh) 

Consumo di energia elettrica (TWh) 

 2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  Gas verdi  Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  Gas verdi  

Industria 1 300 1 100 1 100 1 700 1 400 1 300 

Edifici 1 600 1 500 1 500 1 600 1 500 1 300 

Trasporti 300 100 300 800 500 700 

Consumo 
di energia 

finale 
3 200 2 700 2 900 4 100 3 400 3 300 
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Serbatoi 
per il 

trasporto 
aereo e 

marittimo 

10   200   

Settore 
energetico 100 600 1 200 1 400 800 1 700 

Totale 3 310 3 300 4 100 5 700 4 200 5 000 

Fonte: Calcoli degli autori. 

6.4.2. A livello intermedio e a monte 

a. Volumi e capacità 

La presente sezione è sviluppata sulla scia dell'analisi dell'energia elettrica generata in maniera 
tradizionale per ciascuna tipologia di produzione, quale descritta dal JRC per il 2030 e il 2050. Si ipotizza 
altresì che la quantità aggiuntiva di energia elettrica necessaria sia prodotta a partire da fonti 
rinnovabili (energia eolica, solare e da biomassa). L'aumento delle capacità delle fonti di energia 
rinnovabili viene calibrato considerando la quota relativa per ciascuna fonte fornita nell'analisi della 
valutazione d'impatto del MIX50. Per la quota di produzione dell'energia eolica da impianti offshore e 
onshore, si seguono i risultati della valutazione d'impatto 2020 relativa allo scenario MIX50. Lo scenario 
prevede che la quota della produzione di energia eolica offshore ammonterà all'80 % nel 2030 e al 66 % 
nel 2050, con l'energia onshore a fornire la produzione restante. 

Questo mix di combustibili per l'energia elettrica non è da interpretarsi come un percorso ottimale. Se 
infatti l'energia nucleare, i combustibili fossili e altre fonti di energia rinnovabile seguono traiettorie 
fisse, l'energia eolica e quella solare devono variare per soddisfare la domanda finale di energia 
elettrica. Per stabilire le quote ottimali dell'output della produzione energetica sarebbero necessari 
modelli più complessi. 

  



IPOL | Dipartimento tematico Politica economica e scientifica e qualità di vita 
 

PE 695.469 116  

Tabella 6-7: Produzione di energia elettrica nel 2030 e nel 2050 (valori arrotondati, in TWh) 

Produzione di energia elettrica – output (TWh) 

 2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Energia 
eolica 1 700 1 500 2 100 3 900 2 700 3 200 

Energia 
solare 660 610 840 1 350 940 1 100 

Altre fonti 
di energia 
rinnovabili 

480 480 480 700 700 700 

Gas 
naturale 320 320 320 0 0 0 

Carbone 180 180 180 0 0 0 

Energia 
nucleare 

520 520 520 520 520 520 

Totale 3 900 3 600 4 400 6 500 4 900 5 500 

Fonte: Calcoli degli autori. 

b. CAPEX e OPEX 

Fra il 2020 e il 2030 gli investimenti medi annuali nell'energia elettrica saranno compresi fra 140 e 
200 miliardi di EUR. Fra il 2031 e il 2050, tale dato sarà compreso fra 130 e 180 miliardi di EUR. Ciò 
implica la necessità di ingenti investimenti iniziali nella capacità di produzione dell'energia elettrica da 
fonti rinnovabili.  

Ipotizzando una sostituzione del 20 % delle capacità disponibili nel 2020, negli scenari 
dell'elettrificazione totale e delle importazioni di idrogeno sarebbe necessario installare entro il 2030 
circa 1 000 GW di nuove capacità di fonti di energia rinnovabili. A causa di una maggiore produzione 
di energia elettrica totale, le nuove installazioni nello scenario dei gas verdi per il 2030 
ammonterebbero a un totale di 1 400 GW. Entro il 2050, ipotizzando una sostituzione dell'80 % delle 
capacità disponibili nel 2030 per motivi di obsolescenza, sarebbe necessario installare fra i 2 500 GW e 
i 2 700 GW di nuove capacità di fonti di energia rinnovabili.  
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Per determinare gli investimenti necessari per lo sviluppo di nuove capacità di produzione sono state 
seguite le ipotesi formulate da E3Modelling, Ecofys e Tractebel 2018104. Si ipotizza qui che l'estensione 
della rete avvenga in maniera lineare a seconda del consumo finale aggiuntivo di energia elettrica per 
il 2030 rispetto al 2020 e per il 2050 rispetto al 2030. Si ipotizzano altresì investimenti supplementari 
pari a 100 EUR per ogni MW aggiuntivo di consumo di energia finale ai fini dell'espansione della rete.  

Benché le necessità di investimento per lo sviluppo di capacità di produzione più elevate siano da 
riscontrarsi nello scenario dei gas verdi, gli investimenti per la trasmissione e la distribuzione nello 
scenario dell'elettrificazione totale sono di due volte superiori a quelli degli altri scenari nel periodo fino 
al 2030 e di 0,5 volte superiori nel periodo fino al 2050.  

  

                                                             
104 Percorsi tecnologici negli scenari di decarbonizzazione, disponibili all'indirizzo: 

https://ec.europa.eu/energy/sites/ener/files/documents/2018_06_27_technology_pathways_-_finalreportmain2.pdf. 

https://ec.europa.eu/energy/sites/ener/files/documents/2018_06_27_technology_pathways_-_finalreportmain2.pdf
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Tabella 6-8: Produzione di energia elettrica e investimenti infrastrutturali nei periodi 2021-
2030 e 2031-2050 (valori arrotondati, in miliardi di EUR) 

Produzione di energia elettrica e investimenti infrastrutturali (miliardi di EUR) 

 2030 2050 

Scenario Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Centrali 
elettriche 

1 180 1 090 1 505 2 555 1 860 2 095 

Rete elettrica 845 355 525 1 040 730 390 

Totale 2 000 1 400 2 000 3 600 2 600 2 500 

Investimenti 
medi 200 140 200 180 130 130 

Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020. 
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6.5. Investimenti dal lato degli utenti 
Nel modello utilizzato ai fini della presente analisi non si è riusciti a rendere conto degli investimenti 
dal lato degli utenti a causa della complessità di tale questione. Le differenze di costo fra le diverse 
tecnologie dal lato degli utenti sono molto difficili da prevedere, in gran misura poiché non si 
conoscono i gradienti delle curve di apprendimento o, in altre parole, quanto rapidamente 
scenderanno i prezzi al diffondersi delle tecnologie. In ogni scenario che prevede una maggiore 
diffusione di una determinata tecnologia, ci si aspetterebbe di riscontrare risparmi in termini di costi 
dovuti a fattori endogeni.  

Ciononostante, gli investimenti dal lato della domanda sono molto importanti. La necessità di tali 
investimenti sembra infatti essere cinque volte superiore a quella degli investimenti dal lato 
dell'offerta/infrastrutturali. Ciò significa che per ogni euro speso per la decarbonizzazione dell'offerta, 
è necessario spendere 5 EUR in nuove attrezzature dal lato della domanda. Tali somme, di 
considerevole entità, devono provenire in gran parte dal settore privato e dalle famiglie. È molto 
importante inviare segnali politici tempestivi e chiari al fine di orientare tali investimenti.  

Figura 6-1: Investimenti medi annuali (miliardi di EUR, settori dell'offerta e della domanda) 
2021-2030 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020. 
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Figura 6-2: Investimenti medi annuali (miliardi di EUR, settori dell'offerta e della domanda) 
2031-2050 

 
Fonte: Rappresentazione degli autori. 

Nota: Scenario REG della valutazione di impatto della Commissione europea, settembre 2020; "Balanced scenario" 
(scenario equilibrato): Evangelopoulou et al (2019). Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 
2020.  
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6.6. Confronto degli scenari 
Le figure 6-3 e 6-4 mettono a confronto gli investimenti medi annuali necessari e i costi di importazione 
dei combustibili nei tre scenari analizzati. La maggior parte degli investimenti è necessaria per 
l'ampliamento delle capacità di produzione dell'energia, che rappresenta oltre il 50 % delle necessità 
di investimento in tutti gli scenari e in tutti i periodi considerati. I fabbisogni esatti possono differire fra 
loro di un massimo del 30 % nel periodo fino al 2030 e di un massimo del 10 % nel periodo fino al 2050. 
In entrambi i casi, le maggiori spese si riscontrano nello scenario dei gas verdi.  

Gli investimenti negli elettrolizzatori mostrano i valori più elevati nello scenario dei gas verdi, pur 
rimanendo inferiori al 20 % del costo degli investimenti per le capacità di produzione dell'energia 
elettrica.  

I maggiori investimenti nella rete elettrica si riscontrano nello scenario dell'elettrificazione totale, a 
causa di una maggiore domanda diretta di energia elettrica. I costi di importazione dell'idrogeno e 
degli idrocarburi sintetici costituiscono una componente significativa dei costi negli scenari delle 
importazioni di idrogeno e dei gas verdi, pari a circa un quarto dei costi annuali. 

I costi totali del sistema105 sono compresi fra 180 e 270 miliardi di EUR fino al 2030 e fra 220 e 
370 miliardi di EUR nel periodo 2030-2050.  

Figura 6-3: Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili 

 
Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020. 

  

                                                             
105 Escludendo i costi dei combustibili fossili e le necessità di reinvestimento nelle capacità nucleari e idroelettriche. 
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Figura 6-4: Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili 

 
Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020. 

Infine, quote consistenti dei costi ipotizzati negli scenari delle importazioni di idrogeno e dei gas verdi 
sono da ricondurre ai costi di importazione. Per questo motivo vengono qui presentati anche risultati 
che analizzano, rispettivamente, le variazioni (+/- 25 %) di prezzo delle importazioni di idrogeno e 
metano sintetico nei due scenari menzionati. Tali variazioni implicherebbero, per l'importazione 
dell'idrogeno, un costo minimo di 60 EUR/MWh e un costo massimo di 120 EUR/MWh. Gli analoghi costi 
per le importazioni di metano sintetico ammonterebbero a 120 EUR/MWh e 200 EUR/MWh. Detti 
risultati sono presentati alla figura 6-5. È evidente che entrambi gli scenari sono fortemente vulnerabili 
alle variazioni dei costi di importazione.  
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Tabella 6-9: Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili (miliardi di EUR) 

Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili 

 2030 2050 

Scenario 
Elettrificazione 

totale  
Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Elettrificazione 
totale  

Importazioni 
di idrogeno  

Gas 
verdi  

Capacità di 
produzione 120 110 150 130 95 105 

Elettrolizzatori 5 20 40 15 10 20 

Rete elettrica 85 35 55 50 35 15 

Rete 
dell'idrogeno 1 5 2 3 7 2 

Costi di 
importazione 
dell'idrogeno 

0 8 0 15 115 55 

Costi di 
importazione 
del metano 

sintetico 

0 0 25 7 20 175 

Totale  210 180 270 220 280 375 

Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020. 
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Figura 6-5: Sensibilità dei costi annuali del sistema ai prezzi di importazione 

 
Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020. 

  



Decarbonizzazione dell'energia 
 

 125 PE 695.469 

7. RACCOMANDAZIONI 
La decarbonizzazione del sistema energetico richiederà una profonda trasformazione delle modalità di 
fornitura, trasporto e utilizzo dell'energia. Le opinioni su come il sistema dovrebbe o potrebbe 
presentarsi nel 2050 sono contrastanti. Benché l'UE abbia fissato l'obiettivo della neutralità climatica 
entro il 2050, sotto molti punti di vista rimane incertezza sul percorso da seguire.  

In primo luogo, non è chiaro come sarà l'Europa nel 2050 in termini di andamenti demografici, politica, 
economia, tecnologia e clima. Detti fattori, in gran parte esogeni, avranno un forte impatto sulla 
domanda europea di servizi energetici e sulla capacità degli europei di pagare per tali servizi. Molti 
studi di modellizzazione, compreso quello del JRC, non comprendono grandi cambiamenti esterni nei 
loro scenari principali. 

In secondo luogo, il percorso dipenderà dall'equilibrio tra il capitale e lo sforzo investiti nella riduzione 
della domanda di servizi energetici (ad esempio, attraverso un migliore isolamento delle abitazioni, 
una maggiore longevità dei prodotti o misure volte a ridurre la domanda di trasporti) e il capitale e lo 
sforzo investiti nella fornitura di alternative a basse emissioni di carbonio, quali pompe di calore e 
veicoli elettrici, agli attuali approvvigionamenti energetici alimentati da fonti fossili. Il JRC prevede 
come soluzione ottimale una drastica riduzione della domanda di energia per il riscaldamento (-40 % 
circa del consumo di energia finale legato al riscaldamento degli edifici entro il 2050 rispetto ai livelli 
odierni106), accompagnata al contempo da sostanziosi investimenti in un cambio di combustibile e 
nella produzione di energia elettrica pulita107. L'equilibrio ottimale varia a seconda delle ipotesi 
formulate: dipenderà certamente dalle variazioni degli oneri finanziari legati alla fornitura di energia 
pulita (relativamente bassi perché sostenuti da grandi imprese) e dagli oneri finanziari che le famiglie 
si troveranno ad affrontare quando investiranno nell'efficienza energetica (probabilmente più elevati, 
soprattutto perché alcune fanno fronte a limitazioni del credito), ma anche da molti altri fattori. 

In terzo luogo, il percorso dipenderà dallo sviluppo del mix di combustibili puliti. Esiste un consenso sul 
fatto che l'energia elettrica svolgerà un ruolo di primo piano in molte applicazioni dei servizi energetici. 
Tuttavia, il metano e l'idrogeno potrebbero essere alternative adeguate per una parte sostanziale del 
mercato energetico. Nel presente studio sono stati valutati tre scenari differenti sulla possibile 
evoluzione di tale mix. Nella pratica, il mix sarà determinato dallo sviluppo della domanda di energia 
settoriale (si vedano il primo e il secondo fattore sopra citati) e da numerosi fattori specifici, fra cui 
andamenti dei costi relativi, accettabilità, interessi emergenti, effetti di sistema e struttura del mercato, 
che differiscono spesso fra settori, paesi e regioni differenti. 

Infine, il percorso dipenderà, per ciascun combustibile, dall'evoluzione della composizione del sistema 
di approvvigionamento. L'energia elettrica potrebbe essere importata, prodotta dal nucleare o da 
diverse tipologie di energie rinnovabili, da fonti centralizzate o decentralizzate. La flessibilità e le riserve 
potrebbero essere garantite tramite batterie, gestione della domanda, idrogeno, accumulo nelle 
centrali idroelettriche o perequazione geografica. Esistono inoltre possibili configurazioni di sistema 
molto differenti per i sistemi di approvvigionamento dell'idrogeno e del metano. 

Date le numerose incertezze, sarebbe imprudente definire un unico percorso di sviluppo del sistema 
energetico. Il percorso di sviluppo deve essere adeguato in risposta alle nuove informazioni disponibili 
riguardo ai fattori sopra menzionati. Scommettere su un'unica soluzione non è una strategia resiliente. 
Inoltre, la fattibilità tecnica e la minimizzazione dei costi (che, come illustrato, non possono essere 

                                                             
106 Calcoli degli autori basati sull'analisi del JRC. 
107 Cfr. https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/app.html#today:EU27/2050-ff55-mix-eu:EU27 per una panoramica 

delle ipotesi del JRC.  

https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/app.html#today:EU27/2050-ff55-mix-eu:EU27
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determinate per via di incertezze fondamentali) non sono gli unici criteri per definire un percorso di 
sviluppo ottimale. Altri fattori, tra cui implicazioni economiche più ampie (ad esempio sul commercio 
internazionale o sulle catene del valore interne), effetti distributivi sugli Stati membri, sulle regioni e 
sulle persone, considerazioni relative all'accettazione da parte dell'opinione pubblica (ad esempio in 
relazione alle linee elettriche, all'energia nucleare o alla tecnologia CCS) ed effetti ambientali, dovranno 
essere inclusi fra le considerazioni politiche. Ad esempio, le necessità di investimento ricadrebbero, nei 
tre scenari qui analizzati, su portatori di interessi molto differenti.  

Ove l'energia elettrica o l'idrogeno fossero utilizzati per il trasporto e il riscaldamento privati, gli utenti 
finali dovrebbero effettuare numerosi investimenti aggiuntivi, mentre uno scenario che prevede quote 
elevate di combustibili sintetici comporterebbe, in una fase iniziale, costi aggiuntivi piuttosto limitati 
per le famiglie. Lo stesso varrebbe dal lato della rete, con necessità di investimento nelle infrastrutture 
dell'energia elettrica e dell'idrogeno maggiori di quelle previste nelle reti del gas già 
sovradimensionate. Tuttavia, a costi di investimento ridotti per gli utenti finali corrisponderebbero 
notevoli costi di importazione negli scenari delle importazioni di idrogeno e dei gas verdi.  

Di seguito si riportano le quattro raccomandazioni principali elaborate dagli autori della presente 
analisi: 

• garantire che le parti non controverse della soluzione siano attuate in maniera efficace ed 
efficiente (sezione 7.1.1); 

• esplorare attentamente il modo migliore per soddisfare le necessità in termini di servizi 
energetici nei restanti settori, accettando la possibilità di andare incontro a fallimenti (sezione 
7.1.2); 

• apprendere attivamente lungo il percorso (sezione 7.1.3); ed 
• elaborare strategie concrete per raggiungere gli obiettivi (cfr. 7.2). 

7.1.1. Garantire che le parti non controverse della soluzione siano attuate in maniera 
efficace ed efficiente 

Benché sia impossibile determinare un sistema energetico a costo minimo (poiché troppi fattori 
determinanti sono incerti), gli autori dello studio sono fiduciosi che esistano varie soluzioni plausibili. 

In primo luogo, l'efficienza dell'elettrificazione diretta nei trasporti e nel riscaldamento fa sì che, salvo i 
casi in cui non sono praticabili per via di costi infrastrutturali eccessivi, le soluzioni elettriche siano 
sempre preferibili. La politica pubblica dovrebbe pertanto garantire che i nuovi investimenti siano 
orientati verso soluzioni elettriche e non verso tecnologie ponte/ibride che non sono in grado di 
superare la prova della neutralità in termini di emissioni di carbonio. I risultati qui ottenuti indicano che 
una maggiore elettrificazione finale comporta una riduzione dei costi di sistema.  

In secondo luogo, l'elettrificazione dei trasporti e del riscaldamento, ma anche qualsiasi produzione di 
idrogeno o di combustibili sintetici in Europa, richiederanno una massiccia espansione della 
produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili. Negli scenari illustrati nel presente studio, la 
domanda di energia elettrica pulita passerebbe da meno di 2 500 TWh a più di 5 000 TWh in uno 
scenario e a oltre 6 500 TWh negli altri due scenari. Di conseguenza, sarà quasi impossibile installare 
una capacità eccessiva di produzione di energie rinnovabili.  

In terzo luogo, non dovrebbero esistere, in linea generale, investimenti nella produzione, nella 
trasmissione o nell'utilizzo dei combustibili fossili, poiché la maggior parte di essi dovrebbe essere 
dismessa dopo un breve periodo nei decenni successivi. Gli investimenti in tali attività dovrebbero 
essere accettati solo in circostanze eccezionali, laddove non siano disponibili alternative e la logica del 
progetto sia chiaramente compatibile con l'obiettivo della neutralità climatica. Tali progetti 
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dovrebbero essere resi inammissibili al sostegno finanziario pubblico. Dette condizioni si 
applicherebbero non solo alle centrali a carbone o alle turbine a gas a ciclo combinato, ma anche ai 
gasdotti per il trasporto di gas naturale e alle attività di ricerca e sviluppo nella maggior parte dei motori 
a combustione. Inoltre, i risultati qui ottenuti indicano che le "soluzioni intermedie" (miscelazione, la 
maggior parte dei gas sintetici, turbine a ciclo combinato) spesso non sono giustificate da motivazioni 
di pura efficienza in termini di costi. 

In quarto luogo, è evidente che gli attuali piani nazionali degli Stati membri, espressi nei PNEC, non 
sono sufficienti per completare entro il 2050 un percorso verso la neutralità climatica a livello dell'UE 
che risulti efficiente sotto il profilo dei costi. Di conseguenza, è necessario un solido quadro di impegni 
per garantire che le politiche degli Stati membri siano in linea con gli obiettivi dell'UE. 

In quinto luogo, la maggior parte degli investimenti nella decarbonizzazione dovrà provenire dagli 
utenti finali che cambieranno le loro apparecchiature; gli investimenti dal lato degli utenti superano di 
cinque volte gli investimenti dal lato dell'offerta. Gli utenti finali avranno bisogno di segnali rapidi e 
molto chiari sulla direzione da seguire. Il periodo 2021-2030 dovrebbe pertanto configurarsi come il 
decennio degli investimenti infrastrutturali.  

Pur comportando costi relativamente limitati, tali investimenti costituiscono un impegno implicito 
della società europea a far sì che apparecchiature più pulite (ad esempio, veicoli elettrici o pompe di 
calore), siano investimenti a prova di futuro per gli utenti finali. 

7.1.2. Esplorare attentamente il modo migliore per soddisfare le necessità in termini di 
servizi energetici nei restanti settori, accettando la possibilità di andare incontro 
a fallimenti 

I principi sopra illustrati non sono sufficienti a garantire la decarbonizzazione del sistema energetico 
europeo. I settori più difficili da decarbonizzare nell'industria, nei trasporti pesanti e nel trasporto aereo 
e le carenze di energia da fonti rinnovabili nel periodo invernale pongono sfide che non possono essere 
superate con soluzioni non controverse. L'idrogeno e i combustibili sintetici saranno probabilmente 
utili per risolvere alcune di tali questioni. Anche gli investimenti nell'efficienza energetica saranno 
fondamentali. Tuttavia, non è ancora possibile prevedere un insieme ottimale di soluzioni.  

Tuttavia, non c'è tempo per aspettare che si delineino con chiarezza le soluzioni migliori. Inoltre, gli 
effetti di sistema e di apprendimento che determinano una riduzione del costo delle tecnologie di pari 
passo con la loro diffusione rendono impossibile valutare perfettamente ex ante il potenziale delle 
diverse soluzioni. Sarà pertanto necessario procedere con coraggio all'applicazione di diverse soluzioni, 
con la consapevolezza che, con il senno di poi, alcune si riveleranno infruttuose. Di conseguenza, le 
strategie dovrebbero lasciare spazio a un certo numero di sperimentazioni normative108 e tecnologiche 
sufficientemente ampie e su ampia scala. L'Europa, con le sue dimensioni e i suoi diversi Stati membri, 
offre un terreno molto fertile a tal fine109. È tuttavia importante anche sperimentare parallelamente 
molte soluzioni diverse, in modo da poter individuare ed eliminare le soluzioni non adeguate.  

7.1.3. Apprendere attivamente lungo il percorso 
L'Europa prevede di condurre un grande esperimento che consiste nel modificare il mix energetico a 
una velocità senza precedenti. A tal fine, saranno necessari ogni anno circa 500 miliardi di EUR di 

                                                             
108 Queste potrebbero includere, ad esempio, deviazioni dai principi di separazione o deroghe agli aiuti di Stato per sperimentazioni 

normative ben congegnate che siano evidentemente limitate in termini di tempo, settore e spazio.  
109 A tal proposito, l'UE può agire, a livello nazionale e/o regionale, come un gruppo di garanzia, in grado di offrire compensazioni alle attività 

abbandonate nelle singole regioni. Allo stesso tempo, l'intera UE beneficerà di effetti di apprendimento a livello regionale/nazionale. 
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investimenti (investimenti dal lato della domanda e dell'offerta, eccetto i trasporti), o il 2,5 % del PIL, 
per rendere possibile questo nuovo mondo energetico (che andranno in gran parte a sostituirsi agli 
attuali costi di importazione e investimenti nei combustibili fossili). 

Tuttavia, la conoscenza dei requisiti economici, tecnici e strategici necessari a tal fine rimane limitata. 
Con il JRC e Primes110 la Commissione europea ha fornito un'analisi complessiva della transizione, 
mentre numerosi progetti di ricerca specifici, sovvenzionati dal settore pubblico, hanno costituito il 
punto di partenza per ulteriori analisi. Molte delle informazioni fondamentali (spesso già disponibili) 
sul sistema energetico attuale e sulle ipotesi alla base dei piani strategici non sono tuttavia accessibili. 
La scelta di mettere tali informazioni estremamente complesse a disposizione solo di alcuni ministeri 
non agevolerà la discussione sociale necessaria per individuare soluzioni politicamente accettabili per 
la transizione energetica. Al momento, l'UE non dispone di un'adeguata infrastruttura delle conoscenze 
che raccolga e organizzi i dati disponibili sul settore energetico, ne garantisca la qualità e li renda 
accessibili al pubblico. Per raggiungere tale obiettivo, l'UE potrebbe trarre ispirazione da esempi 
internazionali:  

• gli Stati Uniti finanziano la Energy Information Administration (Amministrazione 
sull'informazione in materia di energia), che mette a disposizione del pubblico un gran numero 
di dati in materia di energia, nonché il suo sistema di modellizzazione;  

• in seno all'IPCC, l'UNFCCC ha creato un'istituzione che organizza la letteratura scientifica 
pertinente mettendo in prospettiva i singoli risultati; e 

• l'Agenzia internazionale per l'energia pubblica dati e relazioni rivisti per i paesi OCSE. 

Alla luce dell'elevata posta in gioco, l'UE non dovrebbe lasciare il compito essenziale di organizzare le 
conoscenze necessarie ai fini della definizione delle politiche in mano a imprese o finanziamenti di 
natura privata. 

Un secondo ambito che richiede una gestione delle conoscenze è quello della cooperazione fra gli Stati 
membri. I PNEC sono già uno strumento molto utile per mettere in prospettiva i diversi piani nazionali 
e confrontarli con i piani/le previsioni/gli obiettivi europei. Tale strumento può essere ulteriormente 
sviluppato riesaminando con attenzione i dati che gli Stati membri forniscono e incoraggiando questi 
ultimi a usare un sistema di comunicazione armonizzato.  

Infine, la sperimentazione illustrata alla sezione 7.1.2 deve essere accompagnata da una solida analisi 
ex ante ed ex post, affinché possa realmente contribuire all'individuazione di soluzioni adeguate. Le 
sperimentazioni dovrebbero pertanto essere concepite in modo da consentire, ove possibile, un'analisi 
solida. Sarebbe opportuno prevedere finanziamenti adeguati per tale sostegno scientifico. 

7.2. Strumenti strategici 
Nella presente sezione saranno sintetizzate alcune delle strategie che saranno necessarie per attuare 
le scelte relative ai percorsi precedentemente illustrate. 

7.2.1. Fissazione del prezzo dei gas a effetto serra 
Per consentire a tutti i portatori di interessi di orientarsi nella complessità della trasformazione 
energetica e di dare priorità alle soluzioni più efficaci ed efficienti, è fondamentale stabilire un prezzo 
per le emissioni di gas a effetto serra. La fissazione di un prezzo adeguato dei gas a effetto serra non 
solo incentiva le famiglie e le imprese a cambiare il loro comportamento in materia di innovazione, 
                                                             
110 Il modello PRIMES è un modello di sistema energetico dell'UE e simula il consumo di energia e il sistema di approvvigionamento 

energetico. Maggiori informazioni in proposito sono disponibili al seguente indirizzo: https://ec.europa.eu/clima/eu-action/climate-
strategies-targets/economic-analysis/modelling-tools-eu-analysis_en. 

https://ec.europa.eu/clima/eu-action/climate-strategies-targets/economic-analysis/modelling-tools-eu-analysis_en
https://ec.europa.eu/clima/eu-action/climate-strategies-targets/economic-analysis/modelling-tools-eu-analysis_en
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investimenti e operatività, ma incoraggia anche i governi nazionali e le amministrazioni regionali/locali 
a mettere il settore privato nelle condizioni di ridurre i costi legati alle proprie emissioni di gas a effetto 
serra. Un prezzo comune delle emissioni di gas a effetto serra garantirà inoltre che le attività di 
mitigazione siano ben sincronizzate fra gli Stati membri. Inoltre, le entrate generate dalla fissazione di 
detto prezzo possono essere sfruttare per garantire equità sociale ed essere investite per consentire 
l'innovazione e la realizzazione di infrastrutture.  

La proposta avanzata dalla Commissione europea di rendere più stringente l'EU ETS, di estenderlo al 
trasporto marittimo e di introdurre un secondo sistema analogo per i trasporti e l'edilizia contribuirà a 
rafforzare il ruolo centrale rivestito dalla fissazione del prezzo del carbonio. L'attuazione della proposta 
avrà un impatto positivo consistente e duraturo nel garantire una transizione efficiente in termini di 
costi verso un'economia neutra in termini di emissioni di carbonio. 

Sulla base delle analisi svolte, gli autori opterebbero per tre elementi specifici, che saranno illustrati di 
seguito. 

Convergenza su un prezzo 

Garantire la convergenza finale dei prezzi delle emissioni nell'attuale EU ETS e in quello futuro 
consentirà di semplificare e rafforzare il sistema, migliorandone inoltre l'efficienza (Edenhofer et al., 
2021). Tale obiettivo potrebbe essere conseguito riducendo in maniera dinamica il numero delle quote 
vendute nel sistema "più economico" e vendendole invece nel sistema più costoso. 

Considerazione delle emissioni di metano lungo la catena del valore 

È urgente ridurre le emissioni fuggitive di metano derivanti dai settori del carbone e del gas naturale. Il 
metano ha un potenziale di riscaldamento globale molto elevato nel breve periodo, che l'IPCC ha 
stimato essere 81 volte superiore a quello della CO2 (nell'arco di 20 anni). Dato il rischio di raggiungere 
un punto di non ritorno nell'atmosfera, è necessario ridurre rapidamente le emissioni di metano. Al 
momento, dette emissioni non fanno parte dell'EU ETS e sono comunicate solamente all'UNFCCC 
(poiché il metano è un gas cosiddetto Kyoto). L'UE deve in primo luogo stabilire le proprie norme di 
monitoraggio, comunicazione e verifica (MRV). In secondo luogo, le emissioni fuggitive di metano 
derivanti dai settori del carbone e del gas (nonché del petrolio) dovrebbero essere limitate quanto 
prima e sarebbe opportuno introdurre una strategia volta a ridurre tali emissioni. Tale strategia 
potrebbe, ad esempio, ispirarsi all'EU ETS prevedendo un sistema di limitazione e scambio del metano 
o integrare il metano nell'EU ETS. Si potrebbe altrimenti adottare un approccio strategico differente, ad 
esempio fissando limiti alle intensità di metano delle unità di produzione dei combustibili fossili. 
Tuttavia, alla luce dell'enorme ruolo che le importazioni rivestono nel consumo di gas naturale (e anche 
di petrolio) nell'UE, è importante affrontare la questione dell'impronta di metano delle importazioni. 
Ciò potrebbe avvenire attraverso l'istituzione di un'imposta sul metano alla frontiera o la definizione di 
tassi massimi di dispersione del metano. 

Certificazione delle importazioni di energia verde 

L'analisi svolta nel presente studio mostra che le importazioni di idrogeno e gas verdi costituiscono 
uno scenario plausibile. Inoltre, l'UE potrebbe anche importare una maggior quantità di energia 
elettrica direttamente dai suoi paesi limitrofi. Dal punto di vista climatico, tale soluzione sarebbe 
sensata solo laddove l'energia importata non fosse associata a emissioni massicce nel paese in cui è 
situato il produttore. Non è tuttavia sempre facile garantirlo. Sarà necessario un sistema di 
certificazione per incoraggiare rapidamente i giusti investimenti nell'UE e nei suoi fornitori. 
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7.2.2. Infrastruttura energetica dell'UE 
L'infrastruttura energetica dell'UE è fornita principalmente da monopoli di rete regolamentati a livello 
nazionale. I regolatori si concentrano generalmente sul tenere sotto controllo il costo dello sviluppo 
del sistema al fine di ridurre le tariffe di rete che le famiglie devono sostenere. A margine, l'UE 
(attraverso i progetti di interesse comune) e i singoli Stati membri hanno fornito ulteriori incentivi per 
infrastrutture "strategiche". Questo modello, che è strettamente legato al mercato energetico europeo, 
è di tipo incrementale e manca di una prospettiva di pianificazione del sistema a lungo termine. Di 
conseguenza, l'UE sostiene ancora le infrastrutture del petrolio e del gas, mentre non dispone della 
visione di una rete intercontinentale per un sistema di energia elettrica totalmente decarbonizzato.  

Le discussioni relative al pacchetto "Pronti per il 55 %" offrono lo slancio per ripensare profondamente 
il modo in cui le infrastrutture energetiche sono incentivate e finanziate all'interno dell'UE. Oltre alla 
necessità di migliorare la cooperazione tra i regolatori nazionali e i gestori dei sistemi di trasmissione 
per la pianificazione delle infrastrutture transfrontaliere, vi è altresì la necessità di sviluppare idee per 
la potenziale realizzazione di una rete dell'idrogeno. In passato, prima della creazione del mercato 
unico dell'energia, la realizzazione delle infrastrutture (vergini) avveniva nell'ambito di imprese 
integrate verticalmente o di ampi contratti a lungo termine. L'idrogeno come nuovo vettore energetico 
dovrebbe essere conforme alle norme del mercato interno dell'energia dell'UE e richiede modelli 
alternativi di creazione delle infrastrutture. Allo stesso tempo, alcune parti dell'infrastruttura 
dell'idrogeno possono essere realizzate dalla conversione delle vecchie infrastrutture del gas naturale, 
mentre altre attività legate al gas naturale potrebbero non essere più utilizzate ("abbandonate"). 
Occorre stabilire una normativa che agevoli la conversione, ma anche che consenta l'interruzione 
permanente delle attività legate alle infrastrutture fossili.  

7.2.3. Progettazione del mercato energetico dell'UE  
I mercati dell'energia elettrica e del gas dell'UE inviano segnali di prezzo a investitori, produttori e 
consumatori. Nel breve termine questo contribuisce alla distribuzione efficiente dell'energia nel corso 
del tempo (sia essa stoccata o consumata), fra luoghi (spostamento dell'energia verso est o verso 
ovest), produttori (quali impianti dovrebbero funzionare) e consumatori (chi dovrebbe ridurre la 
propria domanda) diversi. Più a lungo termine, i segnali di prezzo determinano gli investimenti nelle 
centrali e negli impianti di stoccaggio e nelle apparecchiature dal lato della domanda (comprese le 
capacità di gestione della domanda).  

Gli attuali mercati energetici sono tuttavia stati progettati per un sistema molto differente, che 
includeva una quota elevata di centrali elettriche dispacciabili e una limitata sostituibilità fra diversi 
vettori energetici. Il nuovo mondo dell'energia sarà costituito da quote elevate di energia elettrica da 
fonti rinnovabili variabili, nonché da vettori energetici alternativi (gas verdi, idrogeno, calore), per i 
quali i mercati locali o regionali potrebbero essere interessanti. La sfida fondamentale nel nuovo 
mondo dell'energia consisterà nel comprendere come trasferire le ampie disponibilità di energie 
rinnovabili (riscontrate in particolare in estate) ai periodi in cui l'energia è più scarsa (in particolare in 
inverno). Ciò comprende anche la questione di come co-progettare diversi mercati dell'energia 
(integrazione settoriale). Si è iniziato a discutere se il modello di mercato attuale, basato sulla "fissazione 
di un prezzo per la carenza" sia sufficiente a garantire le decisioni di comportamento e investimento 
necessarie per far funzionare il nuovo sistema o se siano necessari strumenti di mercato alternativi. 

Gli investitori necessiteranno, comunque, di chiarezza in merito a quali mercati garantiranno la 
redditività degli investimenti atti ad affrontare la sfida. Si tratta di una discussione che prevede una 
posta in gioco molto alta e che dovrebbe essere guidata dalla politica e non essere delegata 
esclusivamente all'industria.  
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7.2.4. Sostegno alle apparecchiature pulite 

Accelerazione della diffusione del consumo industriale 

I settori industriali dovranno sostituire i processi di produzione ad alta intensità di emissioni con 
alternative a basse emissioni di carbonio. La buona notizia è che per quasi tutti i settori esistono diverse 
tecnologie di produzione a basse emissioni di carbonio, almeno a uno stato di prototipo o in una fase 
pilota. La difficoltà consiste nel fatto che, con prezzi del carbonio troppo bassi, molte tecnologie a basse 
emissioni non sono ancora competitive per poter contrastare i processi di inquinamento. Una soluzione 
potrebbe consistere nel garantire un continuo aumento del prezzo dei gas a effetto serra (sezione 
7.2.1). Si tratta tuttavia di una soluzione politicamente complicata, oltre al fatto che il mercato del 
sistema ETS è caratterizzato da un'incertezza normativa.  

Una soluzione per fornire segnali di prezzo più elevati già oggi potrebbe essere la creazione di uno 
strumento di sostegno basato sulla fissazione del prezzo dei gas a effetto serra noto con il nome di 
"contratti di commercializzazione" (McWilliams e Zachmann, 2021). Tale opzione potrebbe essere 
adottata come misura temporanea per eliminare il rischio associato all'incertezza dei prezzi del 
carbonio in relazione ad ambiziosi progetti a basse emissioni. L'obiettivo dei contratti sarebbe 
aumentare gli investimenti privati a un livello ottimale dal punto di vista sociale. I contratti sarebbero 
assegnati attraverso aste nell'ambito delle quali sarebbero concordati prezzi fissi per le emissioni 
abbattute su un periodo fisso di tempo sulla base di valutazioni effettuate progetto per progetto. Su 
base annuale, agli investitori sarebbero fornite sovvenzioni pubbliche pari alla differenza fra il prezzo 
del carbonio concordato e l'effettivo prezzo del carbonio nell'UE in base alle emissioni di carbonio totali 
abbattute. Finché i prezzi del carbonio dell'UE rimarrebbero bassi, gli investitori riceverebbero sussidi 
maggiori in modo da garantirne la competitività. I contratti sarebbero messi all'asta a livello dell'UE. Ciò 
comporterebbe una maggiore concorrenza rispetto alle aste nazionali, determinando esiti più efficienti 
e scongiurando la frammentazione del mercato unico. Ai settori industriali che costituiscono i principali 
responsabili delle emissioni sarebbe offerta con cadenza annuale una cifra compresa fra i 3 e i 6 miliardi 
di EUR, che andrebbe a ridursi all'aumentare del prezzo del carbonio nell'UE e all'aumentare della 
competitività delle tecnologie a basse emissioni di carbonio in assenza di sovvenzioni. 

Accelerazione della diffusione di apparecchiature di consumo delle famiglie 

Una sfida simile si riscontra in relazione agli investimenti delle famiglie, quali pompe di calore, caldaie 
a idrogeno o veicoli elettrici (McWilliams e Zachmann, 2021b). Ai consumatori potrebbe essere offerta 
una forma di assicurazione tale per cui, quando investono in un cambio di combustibile (ad esempio 
installando una pompa di calore elettrica), il combustibile pulito sarà sempre più economico del 
combustibile fossile abbandonato. Ciò implicherebbe il pagamento di un prezzo fisso ai consumatori 
per la riduzione delle emissioni di carbonio associate al loro investimento. L'ammontare della 
sovvenzione sarebbe calcolato su base annuale e dipenderebbe dall'uso totale dell'apparecchiatura. 

I contratti delle famiglie anticiperebbero in effetti tale scenario per le famiglie che intendono investire 
subito anziché aspettare fino al 2030. Alle famiglie sarebbe corrisposto un prezzo, ad esempio, di 
100 EUR/tonnellata per le emissioni di carbonio annuali evitate grazie all'installazione di una pompa di 
calore. In assenza di un prezzo del carbonio (al momento molti paesi dell'UE non tassano 
esplicitamente il contenuto di carbonio dei combustibili usati per il riscaldamento delle abitazioni) alle 
famiglie sarebbe corrisposta la somma corrispondente alla propria riduzione annuale delle emissioni 
moltiplicata per il prezzo del carbonio fissato come prezzo di riferimento finale. Con la graduale 
introduzione di un prezzo del carbonio sul gas naturale, alle famiglie sarebbe corrisposta una somma 
pari alla differenza fra il prezzo del carbonio di un determinato anno e il prezzo di riferimento finale. In 
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tal modo, le sovvenzioni sarebbero gradualmente eliminate con l'aumento del prezzo effettivo del 
carbonio. 

Prevedendo un prezzo finale sufficientemente elevato, i pagamenti annuali dovrebbero garantire che 
le apparecchiature che fanno uso di combustibili puliti siano più economiche dei rispettivi concorrenti 
inquinanti. La disponibilità di garanzie che assicurino che i combustibili puliti saranno sempre più 
convenienti di quelli fossili dovrebbe attenuare le preoccupazioni relative al fatto che il calo della 
domanda di combustibili fossili potrebbe rendere questi ultimi molto economici e, di conseguenza, 
che quanti hanno adottato precocemente una tecnologia pulita potrebbero rischiare di trovarsi in una 
condizione di svantaggio rispetto alle famiglie che manterranno le proprie caldaie o auto alimentate 
da combustibili fossili.  

Preparazione delle infrastrutture 

Infine, rendere disponibili infrastrutture pubbliche destinate ai consumatori (ricarica elettrica, condotte 
di combustibili puliti e sufficiente capacità di collegamento all'energia elettrica) è fondamentale per 
consentire ai consumatori di passare a impianti energetici a basse emissioni di carbonio. Tali 
infrastrutture non sono offerte in un mercato competitivo, ma in un ambiente fortemente 
regolamentato. Inoltre, nelle zone urbane, che saranno contesti fondamentali di decarbonizzazione, 
sarà necessario progettare congiuntamente sistemi moderni di reti dell'energia e dei trasporti, in modo 
da utilizzare in maniera efficiente lo spazio e le risorse disponibili. Tuttavia, la governance climatica ed 
energetica dell'UE è basata su politiche dall'alto verso il basso che non sono integrate da un solido 
sistema dal basso verso l'alto che garantisca la coerenza delle misure locali, nazionali e dell'UE e che 
incentivi la decarbonizzazione a livello delle città. 

Di conseguenza, occorre integrare in maniera migliore i meccanismi relativi alle politiche energetiche 
e climatiche dall'alto verso il basso con nuovi incentivi dal basso verso l'alto volti a promuovere la 
decarbonizzazione a livello delle città. Un sistema basato sulle sovvenzioni potrebbe conferire all'UE 
un certo controllo sull'effettiva attuazione dei progetti di decarbonizzazione delle città. I paesi dell'UE 
potrebbero utilizzare le relazioni sui progressi delle città per offrire incentivi fiscali alle città che 
mettono in atto, nella pratica, i propri piani climatici. Questo sistema a premi sarebbe sensato dal punto 
di vista economico per gli Stati membri considerando che migliori saranno le prestazioni delle città in 
termini di decarbonizzazione, più facile sarà raggiungere gli obiettivi nazionali di decarbonizzazione 
(Tagliapietra e Zachmann, 2016). 

7.2.5. Accelerazione della diffusione delle energie rinnovabili 
Tutti gli scenari comportano la necessità di una gran quantità di energia elettrica da fonti rinnovabili 
già entro il 2030. Il pacchetto del Green Deal europeo proposto dalla Commissione comprende una 
revisione della direttiva sulle energie rinnovabili. Tale proposta aumenta l'attuale obiettivo a livello di 
UE, pari ad "almeno il 32 %" di fonti di energia rinnovabili nel mix energetico complessivo, portandolo 
ad almeno il 40 % entro il 2030. Si tratta di un raddoppio della quota attuale di fonti di energia 
rinnovabili nell'arco di soli dieci anni. Ciò comporterà, pertanto, la necessità di un attento 
monitoraggio dei piani nazionali per l'energia e il clima da parte della Commissione, che dovrà 
garantire che tali piani siano in linea con gli obiettivi aggiornati.  
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APPENDICE 

A1. DESCRIZIONE DEL MODELLO DIETER 
Per delineare il sistema elettrico europeo si è fatto ricorso nella presente analisi al "Dispatch and 
Investment Evaluation Tool with Endogenous Renewables" (DIETER, strumento di valutazione del 
dispacciamento e degli investimenti con fonti di energia rinnovabili endogene), un modello di 
espansione e dispacciamento delle capacità del sistema elettrico europeo (Zerrahn e Schill, 2017)111. Il 
modello DIETER utilizza diverse fonti di dati112 e ipotesi113 e comprende la Svizzera e quasi tutti gli Stati 
membri dell'UE114. Il modello contiene tutte le 8 760 ore di uno specifico anno (preso come anno di 
riferimento), ma non prevede modelli di percorsi fra i diversi anni. Sulla base della domanda di energia 
elettrica, dei modelli meteorologici, delle necessità in termini di energie rinnovabili e di altri vincoli, il 
modello delinea un parco di stoccaggio e di centrali che minimizzi i costi, illustrandone anche l'utilizzo 
durante l'anno. Il modello non contiene un'esplicita struttura della rete elettrica, ma ogni paese è 
modellato in maniera flessibile. L'energia elettrica può fluire tra i paesi attraverso un modello di 
capacità di trasferimento netta. 

I risultati del modello possono essere interpretati come un equilibrio ottimale a lungo termine sul 
mercato dell'energia, ipotizzando una totale linearità, una perfetta previsione dell'intero anno e 
perfette condizioni di concorrenza. Il modello è stato già utilizzato in numerosi studi e relazioni. Gaete-
Morales et al. (2021) presentano una panoramica delle circostanze in cui il modello DIETER e le sue 
derivazioni sono stati usati in passato. 

DIETER mira a stabilire la composizione ottimale del parco energetico per diversi "anni di riferimento". 
Detti anni differiscono fra di loro per la quota necessaria di energia elettrica da fonti rinnovabili 
prodotta sul totale dell'energia elettrica consumata in un dato paese. Dal momento che la presente 
analisi ha solo scopi illustrativi, si è deciso di determinare la quota di energia elettrica da fonti 
rinnovabili115 consumata ipotizzando che la quota attuale effettiva (nel 2020) crescerà in tutti i paesi in 
modo da raggiungere "quasi il 100 %"116 di energia elettrica da fonti rinnovabili nel 2050. Sulla base di 
questo presunto aumento lineare della quota delle rinnovabili, le corrispondenti quote di rinnovabili 
necessarie per il 2030 sono maggiori rispetto a quelle attuali: ad esempio, si ipotizzano almeno un 65 % 
di energie rinnovabili in Germania e un 84 % in Austria, ma solo un 42 % in Ungheria, poiché 
quest'ultima presenta attualmente una quota di rinnovabili inferiore e, quindi, un punto di partenza 
più basso. La presente analisi mira solo a mostrare risultati semplificati; gli autori sono pertanto 

                                                             
111 Per ulteriori informazioni sul modello open-source DIETER utilizzato ai fini della presente analisi consultare i dati riportati agli indirizzi 

https://www.diw.de/dieter e https://gitlab.com/diw-evu/dieter_public/dieterpy. Il codice del modello usato nella presente analisi 
(https://gitlab.com/diw-evu/projects/decarbonisation-of-energy/) può essere scaricato, usato gratuitamente e adattato per le proprie 
analisi. 

112 Le serie cronologiche relative al tempo atmosferico (fattori di capacità delle energie rinnovabili) sono tratte dal sito Renewables.ninja 
(https://www.renewables.ninja), mentre le serie cronologiche relative alla domanda (carico) sono tratte dal REGST dell'energia elettrica 
(2018) (scenario 2040ST, anno climatico 2007). Per le ipotesi relative ai costi si fa riferimento al DIETER versione 1.3 (https://gitlab.com/diw-
evu/dieter_public/dietergms/-/tree/1.3.0) e alle ipotesi relative ai costi qui documentate. 

113 Il modello può scegliere liberamente di investire in diverse tecnologie di produzione, date le limitazioni dell'energia elettrica da fonti 
rinnovabili menzionate nel testo. Le capacità di produzione delle centrali idroelettriche (dighe), delle centrali ad acqua fluente, delle 
centrali a biomassa e delle centrali idroelettriche con impianti ad accumulo possono essere ampliate di un massimo del 10 % sopra i livelli 
attuali. In Child et al. (2019) le capacità di produzione dell'energia fotovoltaica ed eolica possono essere estese fino ai limiti massimi. Le 
capacità di trasporto transfrontaliero dell'energia elettrica sono tratte dal REGST dell'energia elettrica (2018) (scenario 2040ST). 

114 Austria, Belgio, Bulgaria, Svizzera, Cechia, Germania, Danimarca, Estonia, Finlandia, Francia, Grecia, Croazia, Ungheria, Italia, Lettonia, 
Lituania, Norvegia, Paesi Bassi, Polonia, Romania, Svezia, Slovenia, Slovacchia. 

115 Nella presente analisi l'energia elettrica da fonti rinnovabili non comprende l'energia nucleare. 
116 A seconda del paese, le quote di rinnovabili fissate come obiettivo per il 2050 variano dal 97 % al 99 %. Si è scelto di non fissare dette 

quote al 100 % per motivi tecnici. L'elaborazione di una quota di energia elettrica da fonti rinnovabili pari al 100 % all'interno di un 
modello con un settore dell'energia elettrica isolato (non sono inclusi altri settori) potrebbe inficiare i risultati dell'analisi. 

https://www.renewables.ninja/
https://gitlab.com/diw-evu/dieter_public/dietergms/-/tree/1.3.0
https://gitlab.com/diw-evu/dieter_public/dietergms/-/tree/1.3.0
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consapevoli che nel breve termine potrebbero essere necessarie quote di energia elettrica da fonti 
rinnovabili persino superiori. Le conclusioni qualitative restano comunque le stesse.  

A2. EMISSIONI DI METANO 
Si fa riferimento ai dati relativi alle emissioni di metano comunicati all'UNFCCC. Vi sono dubbi in merito 
alla qualità dell'autodichiarazione all'UNFCCC dei dati relativi al metano, poiché tale comunicazione si 
basa su calcoli (che usano parametri quali input energetico, fattori di emissione ecc.) e non vengono 
quasi effettuate verifiche tramite misurazione. 

Tuttavia, si tratta dell'unica banca dati complessiva sulle emissioni di metano attualmente disponibile. 
Nella figura 7-1 sono presentate le emissioni totali di gas a effetto serra registrate nel 2019 nell'Unione 
europea (UE-27). 

Considerando il potenziale di riscaldamento globale a breve termine (20 anni) del metano, quest'ultimo 
rappresenta oltre un quarto (28 %) delle emissioni totali di gas a effetto serra dell'UE. Sul lungo termine 
(potenziale di riscaldamento globale a 100 anni) il metano rappresenta ancora il 12 % delle emissioni 
di gas a effetto serra dell'UE-27. 

La figura 7-1 comprende solo le emissioni interne nell'UE-27 e non tiene conto dell'impronta di 
metano delle importazioni di gas (e petrolio). Quest'ultima è illustrata e messa a confronto con le 
emissioni di metano interne dell'UE-27 nella figura 7-2. L'impronta di metano delle importazioni di gas 
naturale è superiore del 20 % alle emissioni totali di metano nel settore energetico dell'UE-27. Sia le 
emissioni fuggitive derivanti dal settore carbonifero dell'UE, da un lato, che quelle derivanti dal settore 
del petrolio e del gas dell'UE, dall'altro, rappresentano singolarmente circa un terzo delle emissioni di 
metano derivanti dal settore energetico. Le emissioni di metano del settore energetico rappresentano 
circa un quinto delle emissioni totali di metano dell'UE-27.  
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Figura 7-1: Quota del metano nelle emissioni totali di GES nell'UE-27 nel 2019 (considerando il 
GWP del metano) 

 
Fonte:  Dati dell'UNFCCC, disponibili all'indirizzo: https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/national-emissions-

reported-to-the-unfccc-and-to-the-eu-greenhouse-gas-monitoring-mechanism-17. 

Nota: I livelli di CO2 equivalenti sono calcolati sulla base del potenziale di riscaldamento globale aggiornato (GWP) dei 
diversi gas a effetto serra nell'IPCC (2021). Il GWP del CH4 è pari a 81,2 per un orizzonte temporale di 20 anni e a 27,9 
per un orizzonte temporale di 100 anni. Il GWP dell'N2O è invece pari a 273 per entrambi gli orizzonti temporali. Per 
gli altri GES il fattore GWP per 100 anni è stato ipotizzato in entrambi i grafici per mancanza di dati. 
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Figura A2-2:  Emissioni di metano nell'UE-27 e impronta delle perdite di metano legate alle 
importazioni di gas naturale nel 2019 

 
Fonte:  Banca dati dell'UNFCCC. 
Nota:  Per la conversione delle emissioni di metano in MtCO2 equivalenti è stato ipotizzato un GWP di 81,2. 
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A. METODOLOGIA DI ANALISI DEGLI SCENARI (DESCRIZIONE 
ESTESA)  

La presente analisi mira a esaminare gli effetti economici del passaggio al consumo di combustibili 
differenti. Sono qui esaminati scenari limite in cui si formulano ipotesi estreme in relazione al consumo 
di un particolare combustibile. L'analisi si basa sui risultati dello scenario MIX-55 riportati dal JRC in 
relazione all'evoluzione della domanda di energia finale nell'UE-27 fino al 2030 e al 2050. Detta analisi 
è disponibile al seguente indirizzo: https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/. 

La fonte del JRC presenta consumi settoriali di combustibili per il 2019, il 2030 e il 2050 in uno scenario 
di riferimento e MIX-55. I dati forniti non indicano i consumi di energia finali ma, in base 
all'interpretazione degli autori, comprendono anche le perdite legate alla trasformazione dell'energia 
e i consumi di combustibile a scopi non energetici associati ai settori della domanda. Per sopperire a 
tale aspetto, i dati sono stati qui adeguati sulla base delle statistiche effettive sull'equilibrio energetico 
del 2019. Ciò ha consentito di individuare, per ciascun combustibile e ciascun settore, il consumo di 
energia finale e il consumo di combustibile a scopi non energetici. Le ipotesi formulate sulla domanda 
per usi diversi dai combustibili e sulle perdite legate alla trasformazione dell'energia sono estrapolate 
dai dati disponibili per 2019 e adattate al 2030 e al 2050.  

Analisi basata su: JRC -2030 (Mix55) (TWh) 
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Dopo aver elaborato lo scenario di riferimento, sono stati esaminati gli effetti del passaggio della 
domanda finale di energia dal mix definito dal JRC all'energia elettrica, all'idrogeno o ai combustibili 
verdi; ciascuno di detti tre casi è stato analizzato in uno dei tre scenari limite presentati. Un 
cambiamento di combustibile è associato anche a una variazione dell'energia totale consumata da 

https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/
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un'apparecchiatura in uno specifico settore. Ad esempio, i veicoli elettrici a batteria consumano meno 
energia per percorrere un chilometro rispetto a un veicolo con motore a combustione interna. In altre 
parole, un cambiamento delle applicazioni determina una variazione dei rendimenti termici della 
conversione dell'energia (mentre un veicolo con motore a combustione interna ha un rendimento 
inferiore al 50 %, il rendimento di un veicolo elettrico a batteria è di oltre l'80 %). 

Pertanto, anche se l'energia utilizzabile necessaria rimane costante (ad esempio, l'energia meccanica 
necessaria affinché un veicolo percorra una determinata distanza), il passaggio da un combustibile a 
un altro potrebbe comportare una diversa necessità di energia finale. Per tenere conto di tale aspetto, 
si è ricorso a stime della domanda di energia utile per combustibile e settore. Sono state ipotizzate tre 
tipologie di energia utile: "termica", "meccanica" e "TIC e illuminazione". Sulla base delle statistiche 
settoriali disponibili si è proceduto ad assegnare per ciascun combustibile il rispettivo consumo di 
energia finale alle tre tipologie di energia utile (ad esempio, il 70 % dell'energia elettrica utilizzata negli 
edifici è consumato nei processi legati alle TIC e all'illuminazione e il restante 30 % è consumato per il 
riscaldamento).  

Il dato sull'energia utile per ciascuna applicazione e ciascun combustibile in tutti i settori è stato infine 
ottenuto considerando il rendimento (termico) della rispettiva applicazione (ad esempio, 3 000 TWh di 
prodotti petroliferi nel settore dei trasporti offrono 1 000 TWh di energia utile). 

La somma di tutte le energie utili specifiche dei diversi combustibili per ciascun settore indica l'energia 
utile totale necessaria per una delle tre tipologie di energia utile (ad esempio, il calore totale generato 
negli edifici è pari a 3 000 TWh ed è fornito per il 30 % dal gas naturale, per il 10 % dall'energia elettrica 
e così via). 

Sulla base di questa valutazione, riferita a tutte le tipologie di energia utile e a tutti i settori, è possibile 
calcolare gli effetti di un cambiamento di combustibile. Pertanto, per ogni scenario limite si ipotizza la 
percentuale di un determinato combustibile che contribuisce alla fornitura dell'energia utile necessaria 
(restando sull'esempio degli edifici, per fornire 3 000 TWh di calore esclusivamente tramite pompe di 
calore sono necessari solo 1 000 TWh di energia elettrica). 
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In tal modo è possibile calcolare il consumo di energia finale e il consumo a scopi non energetici 
per ciascuno scenario: 

Elettrificazione totale 2030 (TWh) 
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Industria 1 300 200 0   400 200 700 200 3 000 

Edifici 1 600 300     1 250 100 700 20 3 970 

Trasporti 300   10   300 1 900 100   2 610 

Consumo di 
energia finale 

3 200 500 10 0 1 950 2 200 1 500 220 9 580 

Usi non 
energetici     60     800 200   1 060 

Serbatoi per il 
trasporto aereo 

e marittimo 
10         500     510 

 

Mentre la domanda aggregata di consumo di energia finale di tutti i settori per tutti i vettori energetici 
tranne l'energia elettrica e il calore definisce l'approvvigionamento energetico primario di detti 
combustibili, il consumo di energia primario nella produzione di energia elettrica (e calore) nel settore 
energetico deve essere calcolato. 

Si ipotizza qui, pertanto, che eventuali cambiamenti nella produzione di energia elettrica (rispetto ai 
dati del JRC) comportino solamente variazioni nella produzione di energia eolica e solare. 

In questo modo è possibile calcolare gli investimenti necessari nel settore energetico. Questi sono 
definiti come la somma fra le capacità aggiuntive di produzione di energia (rispettivamente in 
confronto al 2020 e al 2030), gli investimenti negli elettrolizzatori e nelle reti di trasmissione e gli 
investimenti nelle reti dell'idrogeno. 
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La decarbonizzazione del sistema energetico richiede una trasformazione fondamentale del modo 
in cui le società producono, trasportano e consumano energia. Le opinioni su come tale sistema 
dovrebbe configurarsi nel 2050 sono ancora discordanti. 
Il primo principio da seguire per realizzare un'efficiente trasformazione dovrebbe essere la diffusione 
rapida e aggressiva delle tecnologie non controverse. In secondo luogo, in ambiti controversi, la 
strategia dovrebbe valutare con decisione le opzioni disponibili ed essere disposta ad accettare 
eventuali fallimenti e trarre insegnamenti dai medesimi. La presente relazione prende in esame 
opzioni concrete in tal senso. 
 

Il presente documento è stato fornito dal dipartimento tematico Politica economica e scientifica e 
qualità di vita, su richiesta della commissione per l'industria, la ricerca e l'energia (ITRE). 
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	In terzo luogo, non dovrebbero esistere, in linea generale, investimenti nella produzione, nella trasmissione o nell'utilizzo dei combustibili fossili, poiché la maggior parte di essi dovrebbe essere rapidamente dismessa nei decenni successivi. Gli investimenti in tali attività dovrebbero essere accettati solo in circostanze eccezionali.
	In quarto luogo, gli attuali piani energetici e climatici nazionali non sono sufficienti per completare entro il 2050 un percorso verso la neutralità climatica a livello dell'UE che risulti efficiente sotto il profilo dei costi. Di conseguenza, è necessario un solido quadro di impegni per garantire che le politiche degli Stati membri siano in linea con gli obiettivi europei.
	In quinto luogo, poiché la maggior parte degli investimenti nella decarbonizzazione dovrà provenire dagli utenti finali, questi ultimi hanno rapidamente bisogno di segnali chiari su quale sia la direzione da seguire. Il periodo 2021-2030 dovrebbe pertanto configurarsi come il decennio degli investimenti infrastrutturali.
	Le basi sopra citate non saranno sufficienti a garantire la decarbonizzazione del sistema energetico europeo. I settori più difficili da decarbonizzare nell'industria, nei trasporti pesanti e nel trasporto aereo e i periodi in cui si riscontrano carenze di energia da fonti rinnovabili pongono sfide che non possono essere superate con soluzioni non controverse. L'idrogeno e i combustibili sintetici si riveleranno probabilmente utili per affrontare alcune di dette questioni. Tuttavia, non è ancora possibile prevedere un insieme ottimale di soluzioni. 
	Tuttavia, non c'è tempo per aspettare che si delineino con chiarezza le soluzioni migliori. Inoltre, gli effetti di sistema e di apprendimento che determinano una riduzione del costo delle tecnologie di pari passo con la loro diffusione rendono impossibile effettuare una valutazione complessiva ex ante del potenziale delle diverse soluzioni. È pertanto necessario mettere in atto con coraggio diverse soluzioni, con la consapevolezza che alcune di esse si riveleranno infruttuose. Di conseguenza, le strategie dovrebbero lasciare spazio a un certo numero di sperimentazioni normative e tecnologiche sufficientemente ampie. L'Europa, con le sue dimensioni e i suoi diversi Stati membri, offre un terreno molto fertile a tal fine. È tuttavia importante anche sperimentare parallelamente molte soluzioni diverse, in modo da poter individuare ed eliminare le soluzioni non adeguate. 
	Un risultato degno di riflessione emerso dalla presente analisi è il fatto che mancano ancora molte delle conoscenze necessarie per agevolare questa transizione. Molte informazioni fondamentali sull'attuale sistema energetico e sulle ipotesi alla base dei piani strategici non risultano accessibili. Al momento, l'UE non dispone di un'adeguata infrastruttura delle conoscenze che raccolga e organizzi i dati disponibili sul settore energetico, ne garantisca la qualità e li renda accessibili al pubblico. Per migliorare la base di analisi e renderla pertinente al dibattito politico, l'UE potrebbe trarre ispirazione dall'Energy Information Administration (Amministrazione sull'informazione in materia di energia) statunitense, dal Gruppo intergovernativo di esperti sul cambiamento climatico e dall'Agenzia internazionale per l'energia. Inoltre, i piani nazionali per l'energia e il clima (PNEC) degli Stati membri dell'UE, che costituiscono già di per sé uno strumento molto utile per mettere in prospettiva piani nazionali differenti, possono essere resi più utili riesaminando con cura i dati forniti dagli Stati membri ed esortando questi ultimi a utilizzare un sistema di comunicazione armonizzato. Infine, la sperimentazione normativa e tecnica dovrebbe essere meglio accompagnata da una solida analisi ex ante ed ex post, affinché possa contribuire all'individuazione di soluzioni. 
	Pur non potendo in questa sede offrire una valutazione complessiva dell'ampia proposta del Green Deal europeo, gli autori ritengono che essa affronti aspetti fondamentali. Al fine di garantire l'attuazione del percorso di decarbonizzazione descritto in precedenza, le proposte esistenti potrebbero essere rafforzate nei modi elencati di seguito.
	La fissazione del prezzo dei gas a effetto serra dovrebbe comprendere tutti i settori e i gas a effetto serra e offrire orientamenti più a lungo termine in materia di determinazione dei prezzi; i prezzi in diversi segmenti dovrebbero inoltre convergere con il passare del tempo. Le prossime revisioni dell'EU ETS dovranno garantire la conformità all'obiettivo a lungo termine della neutralità climatica.
	L'equilibrio climatico delle importazioni di energia dovrebbe essere certificato sulla base di criteri rigorosi che incoraggino i fornitori a garantire catene del valore a basse emissioni di carbonio o neutre in termini di emissioni di carbonio.
	L'Europa necessiterà di un'infrastruttura delle reti energetiche che consenta una transizione fondamentale, ivi compreso un sostanziale aumento della produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili. È necessario ripensare profondamente il modo in cui le infrastrutture energetiche sono incentivate e finanziate all'interno dell'UE. Occorre garantire i principi del mercato interno dell'energia anche per le nuove industrie energetiche basate sulle reti, ad esempio quella dell'idrogeno. 
	Una sfida fondamentale nel nuovo mondo dell'energia consisterà nel comprendere come trasferire le ampie disponibilità di energie rinnovabili (riscontrate in particolare in estate) ai periodi in cui l'energia è più scarsa (in particolare in inverno). 
	Ciò comprende la questione di come co-progettare diversi mercati dell'energia (integrazione settoriale). Gli investitori necessiteranno di chiarezza in merito al modo in cui l'assetto del mercato energetico europeo garantirà la redditività degli investimenti atti ad affrontare la sfida indicata.
	È necessario diffondere precocemente apparecchiature e processi industriali basati sui combustibili puliti per incoraggiare l'apprendimento e individuare quelli più adatti. La politica può essere di aiuto in tale contesto, offrendo contratti di commercializzazione per l'industria e le famiglie che garantiscano la competitività delle soluzioni pulite rispetto alle tecnologie che emettono carbonio, anche quando i prezzi del carbonio non sono ancora sufficientemente elevati.
	La transizione richiederà una diffusione massiccia dell'energia elettrica da fonti rinnovabili. Il rafforzamento della governance degli obiettivi dell'UE in materia di rinnovabili incentiverà ulteriori investimenti nelle attività corrispondenti.
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	Il presente studio fornisce raccomandazioni basate su dati scientifici al fine di adattare il quadro normativo europeo per i settori del gas, del carbone e dell'idrogeno alla maggiore ambizione di decarbonizzazione. Partendo da ipotesi trasparenti, sono stati sviluppati tre scenari atti a illustrare il contributo dell'idrogeno, del gas naturale e dell'energia elettrica all'uso finale di energia dell'Unione europea (UE). Per ciascuno scenario si descrivono la domanda di ciascun combustibile settore per settore, gli investimenti necessari a monte che detto scenario implica (ad esempio, elettrolizzatori per la produzione dell'idrogeno), gli investimenti necessari che lo scenario implica in relazione alle infrastrutture (ad esempio le condotte di idrogeno) e, se del caso, i costi annuali da sostenere per le importazioni. 
	Nel confrontare gli scenari, sono illustrati gli equilibri in termini di rapidità della decarbonizzazione, sicurezza dell'approvvigionamento (quote di importazione), volume e tempistiche delle necessità di investimento, relative lacune in materia di investimenti e costi totali (capitolo 6). A ciascun combustibile (idrogeno, gas naturale e carbone) è dedicato un capitolo specifico, che descrive in modo chiaro e dettagliato l'impatto dei singoli scenari. Sono pertanto esaminati gli aspetti fondamentali dell'attuale quadro normativo, nonché le attuali proposte della Commissione, per quanto riguarda la loro adeguatezza e coerenza in relazione agli scenari illustrati. Tale approccio consente agli autori di individuare eventuali lacune strategiche.
	Sulla base di quanto illustrato, sono formulate raccomandazioni chiare su come far sì che la politica europea possa consentire la trasformazione più efficace ed efficiente dei settori del carbone, del gas naturale e dell'idrogeno.
	Con il Green Deal europeo (GDE) l'UE mira a diventare il primo continente climaticamente neutro entro il 2050. Tale obiettivo, promosso anche dalla dichiarazione di emergenza climatica approvata nel novembre 2019 dal Parlamento europeo, è sancito a livello legislativo attraverso la legge europea sul clima, che ha trasformato l'impegno dell'UE a favore della neutralità climatica in un obbligo vincolante e ha reso più ambiziosi gli obiettivi di riduzione delle emissioni dell'UE per il 2030, portandoli dal 40 % ad almeno il 55 % rispetto ai livelli del 1990.
	Per adempiere i propri obblighi in materia di clima, l'UE deve perseguire un obiettivo principale, ossia rendere climaticamente neutro il suo settore energetico. La produzione e l'uso di energia nei vari settori economici rappresentano oltre il 75 % delle emissioni di gas a effetto serra (GES) dell'UE. 
	Ad oggi, il sistema energetico dell'UE dipende per quasi tre quarti dai combustibili fossili. Con una quota del 35 %, è il petrolio che prevale nel mix energetico dell'UE, seguito dal gas naturale con il 24 % e dal carbone con il 14 %. Le fonti di energia rinnovabili, benché in aumento, rivestono ancora un ruolo marginale (14 %), come pure l'energia nucleare (13 %). 
	Se il GDE sarà attuato con successo, la situazione appena descritta è destinata a cambiare entro il 2050. Il cambiamento, tuttavia, non avverrà da un giorno all'altro. Secondo le previsioni della Commissione europea, nel 2030 i combustibili fossili rappresenteranno ancora il 50 % del mix energetico dell'UE (Commissione europea, 2020). Al fine di conseguire gli obiettivi climatici il carbone, che costituisce l'elemento più inquinante del mix energetico, dovrà essere notevolmente ridotto prima del 2030, mentre il petrolio e, soprattutto, il gas naturale potranno essere gradualmente eliminati in un secondo momento. È infatti tra il 2030 e il 2050 che, secondo le previsioni, avverranno i maggiori cambiamenti in relazione al petrolio e al gas naturale. In detto lasso di tempo, si prevede che il petrolio sarà quasi completamente eliminato, mentre il gas naturale dovrebbe rappresentare il 10 % del mix energetico dell'UE entro il 2050 (Figura 1-1).
	Figura 11:  Evoluzione del mix energetico dell'UE in uno degli scenari che condurrà a una riduzione delle emissioni di GES del 55 % nel 2030 rispetto ai livelli del 1990 e alla neutralità climatica nel 2050
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	Fonte:  Bruegel sulla base dei dati della Commissione europea (2020). Nota: fra i vari scenari coerenti con gli obiettivi climatici dell'UE usati dalla Commissione europea si è qui scelto lo scenario MIX. Nota: le diciture "e-liquids" e "e-gas" si riferiscono ai combustibili sintetici derivanti dalla combinazione fra l'idrogeno verde prodotto attraverso l'elettrolisi dell'acqua, l'energia elettrica rinnovabile e la CO2 catturata da una fonte concentrata o dall'aria. Con il termine "bioenergy" (bioenergia) si intendono la biomassa solida, i biocombustibili liquidi, il biogas e i rifiuti.
	Per realizzare la necessaria trasformazione del mix energetico, il 14 luglio 2021 la Commissione ha proposto il pacchetto "Pronti per il 55 %", che comprende un'ampia gamma di settori strategici. L'iniziativa propone una revisione del sistema di scambio di quote di emissione dell'Unione europea (EU ETS) che preveda l'inclusione delle emissioni derivanti dal settore dei trasporti marittimi e un minor numero di quote annuali. Viene proposta altresì l'introduzione di un secondo EU ETS per i settori dei trasporti stradali e dell'edilizia. Sia la direttiva sulle energie rinnovabili che la direttiva sull'efficienza energetica prevedono un rafforzamento degli obiettivi, mentre la direttiva sulla tassazione dei prodotti energetici sarà rivista rendendo più severi gli obiettivi relativi alle emissioni di CO2 dei veicoli stradali. 
	Negli ultimi decenni l'uso del carbone nel settore energetico europeo è notevolmente diminuito per ragioni economiche, a causa del regolamento sulle emissioni e a seguito delle strategie nazionali di eliminazione graduale. La quota rappresentata dal carbone (lignite e carbon fossile) nella produzione di energia elettrica dell'UE si è ridotta sensibilmente negli ultimi venti anni, passando dal 31 % nel 2000 al 19 % nel 2018, fino a raggiungere il 14 % nel 2019. Di recente, la riforma dell'EU ETS ha creato condizioni economiche ancora più sfavorevoli per il carbone.
	Un fattore importante è rappresentato dal fatto che le strategie nazionali specifiche per il settore del carbone puntano oggi a un'eliminazione graduale e definitiva di tale risorsa in molti Stati membri dell'UE. Spesso le strategie nazionali assumono la forma di programmi obbligatori di eliminazione graduale, che prevedono chiusure pianificate di centrali a carbone e siti di estrazione. Solo di rado si mettono in atto strategie alternative, ad esempio i livelli di prestazione in materia di emissioni individuate come strategia di eliminazione graduale. La tabella 1-1 illustra l'andamento del processo di eliminazione graduale del carbone negli Stati membri dell'UE. Mentre nove dei 27 Stati membri ne fanno già a meno, altri undici avranno chiuso tutte le proprie centrali a carbone entro il 2030. Germania, Romania, Polonia e Cechia prevedono attualmente di giungere a un'eliminazione per gradi successivamente al 2030. Bulgaria, Croazia e Slovenia non hanno invece ancora definito le proprie tempistiche per l'eliminazione del carbone. 
	Tabella 11: Processi di eliminazione graduale del carbone nei paesi dell'UE
	Fonte: Aggiornamenti tratti da https://ec.europa.eu/energy/topics/oil-gas-and-coal/EU-coal-regions/coal-regions-transition_en; https://beyond-coal.eu/wp-content/uploads/2021/03/Overview-of-national-coal-phase-out-announcements-Europe-Beyond-Coal-22-March-2021.pdf.
	Per quanto riguarda il gas naturale e l'idrogeno, invece, gli sviluppi strategici pertinenti si verificano a livello dell'UE. La Commissione europea ha già avviato il processo di riesame e revisione della direttiva 2009/73/CE (direttiva sul gas) e del regolamento (CE) n. 715/2009 (regolamento sul gas) generalmente definito pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato. La Commissione ha inoltre già presentato una strategia per l'idrogeno e una strategia per l'integrazione del sistema energetico, che costituiranno le basi del prossimo pacchetto. 
	Essa ha inoltre avanzato la sua proposta legislativa per la revisione del regolamento (UE) n. 347/2013 sugli orientamenti per le infrastrutture energetiche transeuropee (regolamento RTE-E). 
	La strategia per l'idrogeno presentata dalla Commissione nel luglio 2020 indica nello sviluppo dell'idrogeno rinnovabile (vale a dire prodotto utilizzando fonti rinnovabili) la principale priorità dell'UE, poiché si tratta dell'opzione più compatibile con gli obiettivi climatici dell'Unione. Tuttavia, il documento sottolinea anche che nel breve e nel medio periodo potrebbero servire altre forme di idrogeno a basse emissioni di carbonio, soprattutto per ridurre rapidamente le emissioni della produzione esistente e per sostenere la diffusione, in parallelo e in futuro, dell'idrogeno rinnovabile. La Commissione prevede pertanto uno sviluppo graduale nella diffusione dell'idrogeno in Europa, caratterizzato da velocità diverse a seconda dei settori e delle regioni. Secondo le previsioni della Commissione, detto sviluppo sarà articolato in tre fasi (tabella 1-2).
	Tabella 12: Strategia per l'idrogeno della Commissione europea per un'Europa climaticamente neutra
	Fonte:  Bruegel sulla base dei dati della Commissione europea (2020).
	Parallelamente alla strategia per l'idrogeno, nel luglio 2020 la Commissione ha presentato anche una strategia per l'integrazione del sistema energetico volta a proporre misure strategiche per abbattere i modelli a compartimenti stagni che si sono rivelati tecnicamente ed economicamente inefficienti e coordinare la pianificazione e il funzionamento del sistema energetico nel suo complesso, che comprende molteplici vettori energetici, infrastrutture e settori di consumo. La strategia prevede tre principi chiave, corredati dalle relative azioni: 
	 un sistema energetico circolare, imperniato sull'efficienza energetica; 
	 una maggiore elettrificazione diretta dei settori d'uso finale; e
	 l'uso di combustibili rinnovabili e di combustibili a basse emissioni di carbonio, compreso l'idrogeno, per applicazioni d'uso finali in cui il riscaldamento o l'elettrificazione diretti non sono realizzabili. 
	La strategia s'incentra anche sugli aspetti infrastrutturali dell'integrazione del sistema, sottolineando che, se da un lato le reti del gas naturale potrebbero essere utilizzate per consentire la miscelazione dell'idrogeno, in misura limitata, in una fase di transizione, potrebbero altresì rivelarsi necessarie infrastrutture specifiche per lo stoccaggio e il trasporto su vasta scala di idrogeno puro. La strategia rimane vaga sul ruolo delle infrastrutture destinate alla CO2, limitandosi a evidenziare la necessità di riflettere su come trasportare la CO2 tra siti industriali per un ulteriore utilizzo o verso impianti di stoccaggio su vasta scala.
	La Commissione si era già soffermata su tale dimensione infrastrutturale nel dicembre 2020, nell'ambito della sua proposta legislativa per la revisione del regolamento RTE-E, che comprendeva una serie di proposte, dall'imposizione per tutti i progetti dell'obbligo di soddisfare criteri di sostenibilità obbligatori a un aggiornamento delle categorie di infrastrutture ammissibili al sostegno attraverso la politica RTE-E. 
	Va inoltre sottolineato che la proposta pone fine al sostegno alle infrastrutture del gas naturale e introduce il sostegno a infrastrutture nuove e riconvertite di trasmissione dell'idrogeno e al relativo stoccaggio, nonché agli impianti per elettrolizzatori.
	Infine, nella prima parte del 2021 la Commissione ha svolto una consultazione pubblica sulla revisione del pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato, basata su una valutazione d'impatto iniziale, che prevede che la revisione si concentri sui seguenti quattro ambiti problematici: i) infrastrutture e mercati dell'idrogeno; ii) accesso dei gas rinnovabili e a basse emissioni di carbonio alle infrastrutture e al mercato; iii) diritti dei consumatori, concorrenza e trasparenza; iv) mancanza di integrazione dei mercati energetici, in particolare attraverso una pianificazione di rete. I risultati della consultazione, che si è conclusa nel mese di giugno, forniranno indicazioni per il lavoro della Commissione sul pacchetto, la cui adozione è prevista per la fine del 2021.
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	Le future esigenze infrastrutturali e normative dipenderanno dai livelli di consumo di ciascun combustibile (carbone, metano e idrogeno) in ogni settore. I livelli di domanda di tali risorse cambieranno radicalmente con il procedere della decarbonizzazione dell'Europa nei prossimi trent'anni; vi è tuttavia molta incertezza su quale sarà la situazione finale. 
	Il carbone dovrà essere gradualmente eliminato e lo stesso vale anche per grandi volumi di gas naturale. Una parte del gas naturale potrebbe essere eventualmente sostituita da altre fonti di metano, come il biometano o il metano sintetico, o si potrebbe prevedere una cattura delle emissioni derivanti dalla parte in questione. Infine, l'idrogeno potrebbe imporsi come nuovo vettore energetico. Attualmente una quota consistente della domanda di energia deriva dal settore dei trasporti ed è soddisfatta dal petrolio e dai suoi derivati. Il settore dei trasporti è trattato solo indirettamente dal presente studio, poiché i combustibili sintetici (compreso l'idrogeno) o l'energia elettrica potrebbero sostituire i derivati del petrolio come combustibili alternativi a zero emissioni di carbonio.
	Inoltre, diversi Stati membri potrebbero adottare percorsi differenti, creando un'incertezza ancora maggiore. Ciononostante, la domanda corrente di combustibili, le infrastrutture esistenti e gli attuali piani nazionali ed europei (in particolare per il periodo fino al 2030) rimangono indicatori preziosi per il futuro. Il presente capitolo si sofferma a esaminare le previsioni europee e nazionali in relazione alla domanda di combustibili dei diversi settori fino al 2030 (e, laddove i dati siano disponibili, fino al 2050). 
	Le basi principali dell'analisi sono costituite dai piani nazionali per l'energia e il clima (PNEC) e da uno degli scenari illustrati dal Centro comune di ricerca (JRC). Lo scenario FF55 MIX elaborato dal JRC è alla base della valutazione d'impatto che accompagna la proposta di riduzione del 55 % avanzata dalla Commissione per il 2030 e si fonda sull'estensione del sistema di fissazione del prezzo del carbonio combinata all'introduzione di altre strategie di decarbonizzazione. I confronti effettuati consentono di delineare le differenze fra i vari paesi in termini di punti di partenza e di transizione e di individuare le incoerenze tra i piani nazionali (che, secondo la Commissione, non erano in grado di conseguire i vecchi obiettivi) e lo scenario a livello dell'UE (che implica la necessità di realizzare nuovi obiettivi più ambiziosi). 
	Nel 2019 il consumo di energia finale (FEC) nell'UE-27 ammontava a circa 11 000 TWh. Più del 35 % di tale energia era fornito dal petrolio, con quote significative coperte anche dal carbone e dal gas naturale, mentre il 20 % era fornito dall'energia elettrica. La figura 2-1 mostra l'andamento delle quote dei diversi combustibili nel consumo di energia finale quale previsto dagli scenari FF55 per il 2030 e il 2050.
	Come evidente dalla figura, si prevedono riduzioni notevoli e significative del consumo di combustibili fossili e aumenti della produzione derivante dall'energia elettrica. Si delinea una trasformazione graduale fino al 2030, per poi assistere entro il 2050 a una transizione verso un mix di combustibili notevolmente differente rispetto a quello attuale. 
	Figura 21: Consumo di energia finale per combustibile quale previsto dal JRC (TWh)
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	Nota:  Le stime rappresentano l'interpretazione da parte degli autori dei dati riportati dal JRC. Per quanto consta agli autori, non sono ancora stati pubblicati indicatori complessivi sul consumo di energia finale. Nella figura non sono compresi gli usi di combustibili legati al trasporto aereo e marittimo internazionale e gli utilizzi a scopi non energetici. 
	Mentre alcuni combustibili, come il petrolio, sono consumati direttamente, l'uso dell'energia elettrica richiede in primis la trasformazione di un input energetico distinto, come ad esempio l'energia solare, l'energia eolica o il gas naturale. La figura 2-2 illustra l'evoluzione degli input energetici per la produzione di elettricità, calore e combustibili ottenuti dall'energia elettrica (idrogeno e idrocarburi sintetici), che vede il passaggio del mix da una prevalenza dei combustibili fossili nel 2019 all'uso di fonti rinnovabili nel 2050. Il notevole aumento dell'input energetico necessario entro il 2050 è da ricondursi al maggior coinvolgimento degli idrocarburi sintetici e dell'idrogeno nel consumo di energia finale.
	Ad esempio, oggi per produrre la ghisa dal minerale di ferro si utilizzano gli altiforni. Gran parte del carbone utilizzato negli altiforni non è conteggiato come energia perché il carbone non è utilizzato per scaldare il ferro ma per catturare le molecole di ossido. In futuro, questo ruolo potrebbe essere svolto dall'idrogeno. Pertanto, mentre l'idrogeno utilizzato per la riduzione dell'ossido di ferro non è considerato energia, la produzione di idrogeno a partire dall'energia elettrica è calcolata come uso di energia. Per questo motivo sembrerà esservi un notevole aumento dell'uso di energia.
	Figura 22: Scenari del JRC – Energia per l'elettricità, il calore e i combustibili derivati (TWh)
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	Fonte: https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/app.html#today:EU27/today:EU27.
	Entro la fine del 2019 gli Stati membri erano tenuti a presentare alla Commissione i propri PNEC, illustrando nel dettaglio il programma che intendevano seguire per la trasformazione dei rispettivi sistemi energetici entro il 2030. I PNEC sono stati redatti prima che fosse confermata la decisione di accelerare la decarbonizzazione. Tali piani contengono generalmente due stime, di cui una basata sulle misure esistenti e una basata sull'eventuale aggiunta di misure supplementari. La presente analisi raccoglie i dati riportati nei vari PNEC mettendoli a confronto con gli scenari centralizzati elaborati dal JRC. 
	La figura 2-3 mostra che gli scenari del JRC prevedono maggiori riduzioni del consumo di energia finale rispetto ai PNEC (in media circa -14 %). In altre parole, i PNEC attuali prevedono un consumo di energia finale più elevato di circa il 20 % entro il 2030 rispetto agli scenari prospettati dal JRC, che sono in linea con i nuovi obiettivi climatici. 
	Figura 23: Previsioni in relazione al consumo di energia finale nel 2030 secondo i PNEC e il JRC (in TWh)
	/ 
	Nota: I dati del JRC relativi al consumo di energia finale da parte degli Stati membri nello scenario "Pronti per il 55 %" sono disponibili al seguente indirizzo: https://ec.europa.eu/energy/content/excel-files-mix-scenario_en. I numeri dei PNEC sono tratti dal confronto dei rispettivi documenti dei paesi. Le percentuali mostrano la riduzione della domanda prevista dallo scenario del JRC rispetto alle attuali misure previste dai PNEC. 
	I PNEC per i quali sono disponibili dati paragonabili differiscono non solo nel consumo totale di energia finale ma anche nella struttura del mix di combustibili. Gli esempi di Germania, Italia, Polonia e Spagna mostrano una tendenza generale. I PNEC prevedono livelli più elevati di combustibili fossili e minori livelli di energia elettrica (figura 2-4). Gli scenari presentati dal JRC presentano inoltre una quota più elevata di fonti di energia rinnovabili nell'ambito del consumo di energia finale. 
	Nel caso della Germania, lo scenario elaborato dal JRC prevederebbe un'eliminazione quasi totale del carbone già nel 2030, mentre il PNEC continua a prevederne l'utilizzo per quasi 100 TWh. Per quanto riguarda il gas naturale, un combustibile oggetto di accese discussioni nel contesto tedesco, i valori indicati dal JRC e dal PNEC del paese sono molto simili (400 TWh). 
	Figura 24: Confronto fra le quote dei combustibili nel consumo di energia finale: PNEC contro JRC
	/
	Nota:   Il grafico mostra il consumo di energia finale. Tra i combustibili fossili sono compresi i combustibili fossili solidi, i prodotti petroliferi e il gas naturale. I dati relativi al calore e alle fonti di energia rinnovabili comprendono i biocombustibili e l'uso delle energie rinnovabili nel consumo di energia finale non inteso alla produzione di energia elettrica. 
	Un altro ambito di divergenza è costituito dalla composizione settoriale del consumo di energia finale. La minore domanda di energia finale, le quote più elevate di fonti di energia rinnovabili e le quote minori di combustibili fossili possono essere in parte spiegate da una diversità fra gli approcci adottati rispetto alla decarbonizzazione del settore dei trasporti. Molti PNEC prevedono infatti per i rispettivi paesi un consumo di energia nei trasporti notevolmente più elevato nel 2030 rispetto ai livelli ipotizzati nello scenario del JRC (nel caso della Germania, ad esempio, si parla di 700 TWh contro 450 TWh). Tale differenza è probabilmente da ricondursi a una minore elettrificazione dei trasporti, che determinerebbe un minor consumo di energia finale grazie alla maggiore efficienza del trasporto elettrico rispetto a quello alimentato tramite combustibili fossili.
	Pertanto, non vi è ancora una visione unanime su come si evolverà il consumo nazionale di energia fino al 2030, su quale sarà l'andamento delle quote dei diversi combustibili e su quali settori passeranno a combustibili differenti da quelli attualmente utilizzati. I PNEC e il JRC prevedono livelli relativi di domanda simili nel settore industriale. In termini relativi, secondo gli scenari presentati dal JRC, i livelli di consumo saranno più elevati nei settori residenziale e terziario (figura 2-5).
	Figura 25: Confronto fra le quote del consumo di energia finale rappresentate dai vari settori  PNEC contro JRC
	/
	Nota: Le cifre riportate rappresentano percentuali dei dati mostrati e non la domanda totale. Tale scelta è dovuta alle incoerenze esistenti fra i diversi PNEC. Ad esempio, i settori della pesca e dell'agricoltura sono esclusi poiché i relativi dati non sono presentati in maniera uniforme nei vari studi.
	I piani nazionali e gli obiettivi dell'UE non sono ancora allineati. I PNEC prevedono ancora livelli molto più elevati di domanda finale di energia e livelli più elevati di consumo di combustibili fossili per soddisfare detta domanda e non prevedono i livelli di elettrificazione prospettati dai modelli elaborati dal JRC. 
	Si può tuttavia concludere con altrettanta sicurezza che occorre migliorare la trasparenza e l'armonizzazione dei dati riportati nei PNEC. I PNEC rappresentano uno strumento molto utile per fornire informazioni preziose ai fini del coordinamento delle politiche climatiche nei diversi Stati membri. Al momento i documenti risultano spesso incoerenti e non riportano misure simili in maniera trasparente. 
	Oltre ai quattro paesi sopra citati, i modelli del JRC presentano anche un percorso indicativo che illustra l'andamento della domanda di energia settoriale all'interno dell'UE (figura 2-6). È evidente che le notevoli riduzioni del consumo di energia finale deriveranno dal settore dei trasporti, in gran parte grazie all'elettrificazione. Si osservano altresì notevoli riduzioni del consumo di energia finale degli edifici, mentre la diminuzione della domanda nell'industria appare in confronto modesta.
	Figura 26: Scenari energetici ipotizzati dal JRC, consumo di energia finale per settore (TWh)
	/
	Nota:  La figura mostra l'interpretazione da parte degli autori dei dati riportati dal JRC. L'uso da parte dell'industria a scopi non energetici è escluso, come pure i settori del trasporto aereo e marittimo internazionale. 
	Gli studi di modellizzazione, come quello del JRC, si occupano di esaminare scenari per offrire indicazioni su una serie di percorsi futuri. A seconda degli sviluppi tecnologici, delle preferenze dei consumatori e delle scelte politiche effettuate, esistono diversi scenari possibili a zero emissioni nette, che implicano livelli differenti di produzione lorda, efficienza energetica e consumo di combustibili. 
	Figura 27: Rappresentazione schematica della logica degli scenari
	/
	Fonte:  Rappresentazione degli autori. I tre scenari differiscono per un gran numero di fattori. L'asse delle y non dovrebbe rappresentare una variabile singola, ma piuttosto l'insieme delle variabili che risultano differenti nei diversi scenari. 
	La presente analisi prende in considerazione tre scenari limite che ipotizzano un percorso plausibile per l'evoluzione del sistema energetico che si verificherebbe nel caso in cui tutti gli indicatori fossero orientati verso lo sviluppo di un unico combustibile (figura 2-7). Si intende con ciò che in ognuno di detti scenari si ipotizza con una certa sicurezza che i combustibili considerati penetreranno nei sistemi energetici. Gli scenari esaminati non mirano a rappresentare percorsi ottimali, ma sono intesi piuttosto a consentire un confronto tra combustibili differenti in scenari estremi. L'analisi prende in esame tre sistemi: un sistema caratterizzato da un'elettrificazione profonda, uno dipendente dall'uso dell'idrogeno come combustibile e uno fortemente dipendente dall'uso dei "gas verdi". La tabella 2-1 offre una panoramica di ciascuno scenario.
	Tabella 21: Caratteristiche principali degli scenari considerati
	Fonte:  Rappresentazione degli autori.
	In questo scenario si ipotizza l'elettrificazione della maggior parte della domanda di uso finale. Sarebbero pertanto compresi quasi tutti i trasporti stradali, nonché una parte del trasporto aereo e marittimo, un'ampia quota della domanda derivante dagli edifici e, ove possibile, i casi industriali. Tale scenario comporterebbe un sostanzioso aumento della domanda di energia elettrica sia media che di picco. Sarebbe necessario generare annualmente grandi volumi di energia elettrica da fonti rinnovabili e occorrerebbero notevoli investimenti nella capacità e nella resilienza delle reti elettriche. Sarebbe inoltre necessario sviluppare fonti di flessibilità stagionale e a breve termine per garantire che le reti elettriche siano in grado di soddisfare la domanda in ogni momento. Infine, i settori di uso finale dovrebbero investire nelle attrezzature necessarie per l'elettrificazione. 
	Nello scenario descritto, l'idrogeno ricoprirebbe un ruolo di nicchia nell'ambito del sistema energetico (e non energetico), andando a interessare solo alcuni casi di uso specifici. Ai gas di sintesi sarebbe attribuito un ruolo ancora più limitato. 
	In questo scenario, l'idrogeno diventerebbe un combustibile molto importante nel mix energetico dell'UE. Esso sarebbe utilizzato per alimentare una quota significativa dei trasporti, per casi di uso industriale e per soddisfare la domanda derivante dall'edilizia. A livello interno, l'idrogeno sarebbe utilizzato su larga scala per bilanciare la domanda stagionale delle reti elettriche alimentate da fonti di energia rinnovabili. 
	Questo scenario richiederebbe investimenti infrastrutturali coordinati, volti ad ammodernare le condotte del gas naturale in modo da adattarle al trasporto dell'idrogeno, nonché la costruzione di nuove condotte di idrogeno. Inoltre, in caso di rapida accelerazione della domanda di idrogeno, difficilmente la produzione all'interno dell'UE potrebbe essere sufficiente. Un'eventuale produzione all'interno dell'UE comporterebbe pressioni significative sulle reti elettriche (ipotizzando che la produzione di idrogeno a partire dal metano non sia realizzabile entro il 2050). In tal caso, l'UE dovrebbe importare grandi volumi di idrogeno dai paesi limitrofi e da paesi interessanti dal punto di vista delle fonti di energia rinnovabili. 
	Questo scenario prevede l'uso delle reti esistenti del gas naturale, nelle quali attualmente il gas naturale sarebbe sostituito da alternative a basse emissioni di carbonio, vale a dire i gas sintetici e i biogas. I gas sintetici prevedono la combinazione di diversi processi industriali per ricreare i gas fossili disponibili in natura che vengono consumati oggi (la CO2 immessa sarebbe rimossa da altri contesti giungendo teoricamente all'azzeramento delle emissioni nette).
	I biogas sono prodotti dalla decomposizione di materiale organico. Poiché detti gas possono essere utilizzati nelle reti esistenti del gas naturale, i costi delle infrastrutture di trasmissione/distribuzione non sarebbero ingenti. Tuttavia, la produzione di tali gas comporterebbe un notevole consumo di energia, oltre a essere economicamente costosa. In questo scenario, quote significative di casi di uso residenziale e industriale rimarrebbero sulla rete del gas. Anche i combustibili sintetici liquidi avrebbero un ruolo nella decarbonizzazione del settore dei trasporti. 
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	PRINCIPALI RISULTANZE
	Vi è ad oggi un ampio consenso sul fatto che porre fine all'uso del carbone nel settore energetico dell'Europa sia fondamentale per raggiungere riduzioni rapide e consistenti delle emissioni di GES. Nonostante la quota rappresentata dal carbone (lignite e carbon fossile) nella produzione di energia elettrica dell'UE sia già diminuita sostanzialmente, passando dal 31 % nel 2000 al 14 % nel 2019, un numero relativamente limitato di centrali a carbone è ancora responsabile di una grande quantità di emissioni di GES. 
	Sulle recenti diminuzioni dell'uso del carbone ha inciso in maniera decisiva una serie di riforme dell'EU ETS, che hanno condotto a un notevole aumento dei prezzi della CO2, determinando un peggioramento delle condizioni economiche legate all'uso del carbone a partire dal 2018.
	Sulla scia delle forze economiche e dopo oltre dieci anni di bassi prezzi della CO2, molti paesi dell'UE hanno presentato piani nazionali ambiziosi per eliminare gradualmente il carbone dal proprio settore energetico. Nove Stati membri dell'UE hanno già completamente rinunciato al carbone e altri 11 chiuderanno tutte le loro centrali a carbone entro il 2030.
	Utilizzando una modellizzazione numerica open-source, la presente analisi mostra in che modo sia possibile soddisfare la domanda di energia elettrica dell'UE senza ricorrere alle centrali a carbone. Sulla base di tale sistema, si sottolinea qui l'importanza di accelerare la diffusione delle fonti di energia rinnovabili. 
	Molti degli Stati membri dell'UE che hanno elaborato piani che prevedono eliminazioni tardive del carbone dispongono di settori minerari interni. Il sostegno dell'UE a favore della transizione nelle regioni minerarie tramite il meccanismo per una transizione giusta offre efficacemente a detti Stati membri ulteriori incentivi per compiere progressi verso l'eliminazione graduale del carbone.
	Nell'UE l'uso del carbone è diminuito enormemente negli ultimi decenni. Dal 1990 la quota del carbone nell'approvvigionamento energetico dei 27 Stati membri dell'UE si è più che dimezzata, sia in termini assoluti (passando da 4 900 TWh nel 1990 a 2 200 TWh nel 2019) che in termini relativi. Nel 2019 il carbone rappresentava solo il 10 % dell'approvvigionamento di energia, a fronte di un 24 % nel 1990 (figura 3-1). 
	La quota del carbone nell'approvvigionamento energetico varia tuttavia tra gli Stati membri: sette paesi dell'Europa centrale e orientale – Polonia, Cechia, Bulgaria, Germania, Slovacchia, Romania e Slovenia – sono ancora fortemente dipendenti dal carbone, da cui deriva oltre il 10 % del relativo approvvigionamento di energia primaria (figura 3-2). Nella maggior parte dei casi, questa dipendenza dal carbone coincide con un grande uso di tale risorsa nel settore dell'energia elettrica e del calore. In tutti i paesi citati il carbone è inoltre estratto internamente; ciò vuol dire che il settore carbonifero contribuisce anche all'occupazione nazionale e al prodotto interno lordo (PIL) in misura maggiore rispetto ai paesi che utilizzano esclusivamente carbone importato. 
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c).
	Per quanto riguarda l'origine del carbone usato nell'UE, esistono notevoli differenze fra le diverse tipologie di carbone. La lignite è solitamente utilizzata "a bocca di miniera", ossia nelle vicinanze del sito di estrazione (produzione). Pertanto, tutta la lignite consumata dell'UE è prodotta nell'Unione. 
	Al contrario, il 68 % del carbon fossile consumato nell'UE viene importato. Solo la Polonia presenta tuttora una notevole estrazione interna di carbon fossile, che rappresenta il 94 % dell'estrazione di detto materiale nell'UE. La maggior parte del carbone da vapore (termico) viene importata da Russia, Colombia, Stati Uniti e Sudafrica. Il carbone da coke, che rappresenta circa un terzo delle importazioni totali di carbon fossile dell'UE, viene importato principalmente da Australia, Russia e Stati Uniti (AIE, 2019a).
	La lignite è utilizzata principalmente nel settore energetico per generare energia elettrica (65 % della lignite consumata) e calore ed energia elettrica combinati (24 %) (figura 3-3). La maggior parte della lignite restante viene trasformata in agglomerati di lignite. Una parte consistente del carbon fossile (44 %) funge da input per generare calore ed energia elettrica, mentre una quantità quasi uguale è utilizzata nei processi industriali. Nell'industria il carbon fossile è utilizzato sia per la generazione di calore di processo che come materia prima, in particolare nella produzione di coke metallurgico e come gas di altoforno per l'industria del ferro e dell'acciaio. 
	Figura 33: Uso del carbone
	/
	Fonte:  Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c). Gli utilizzi del carbone rimanenti per raggiungere il 100 % sono costituiti da differenze statistiche, uso per il settore energetico e variazioni delle scorte.
	La maggior parte del carbone bruciato nell'UE è utilizzato per generare energia elettrica e calore (figura 3-3). Negli ultimi decenni, oltre a perdere importanza nell'approvvigionamento energetico totale, il carbone ha anche visto ridursi la propria quota nella produzione di energia elettrica e di calore. Se nel 1990 circa il 35 % dell'energia elettrica lorda era generato attraverso il carbone, nel 2019 tale valore si attestava al 15 %. Anche nell'approvvigionamento di calore si è assistito a un simile abbandono del carbone. La velocità di riduzione è tuttavia diminuita negli ultimi anni e nel 2019 circa il 22 % della produzione di calore derivava ancora dal carbone. Mentre il carbon fossile e la lignite sono parimenti utilizzati per la produzione di energia elettrica, il primo è il principale tipo di carbone usato per la generazione di calore.
	Benché la sua importanza si sia notevolmente ridotta, il carbone rimane ancora fondamentale per i sistemi elettrici di alcuni Stati membri. Nel 2019 in sette Stati membri dell'UE (Polonia, Cechia, Bulgaria, Germania, Slovenia, Grecia e Romania) più del 20 % dell'energia elettrica totale era ancora prodotta a partire dal carbone (figura 3-4). Mentre la maggior parte dei paesi citati fa affidamento sulla combustione della lignite interna, la Polonia utilizza grandi quantità di carbon fossile, anch'esso estratto nel paese, per la produzione di energia elettrica. Oltre ai sette Stati membri che fanno largo uso di carbone, altri dodici Stati membri utilizzano tale risorsa (solitamente carbon fossile importato) in piccole quantità nei loro mix energetici.
	Figura 34: Quota di carbone (carbon fossile e lignite) nella produzione interna lorda di energia elettrica nel 2019 (in %)
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (set di dati ngr_bal_peh).
	Per quanto riguarda il calore (riscaldamento degli ambienti e calore industriale), lo scenario dell'UE appare ancora più variabile. Mentre la maggior parte dei paesi dell'UE produce calore a partire da altri combustibili fossili (gas naturale, petrolio/prodotti petroliferi) o da fonti rinnovabili, alcuni Stati membri sono fortemente dipendenti dal carbone: Grecia, Polonia, Cechia, Slovenia, Germania e Slovacchia producono oltre il 20 % del proprio calore dal carbone. La Grecia produce quasi il 100 % del suo calore dalla lignite, la Polonia il 76% dal carbon fossile, mentre per Cechia e Slovenia la quota di calore prodotto dal carbone (nella maggior parte lignite) si aggira attorno al 50 % (figura 3-5).
	Figura 35: Quota di carbone (carbon fossile e lignite) nella produzione interna lorda di calore nel 2019 (in %)
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (set di dati ngr_bal_peh).
	Tali cifre mostrano che la sfida della graduale eliminazione del carbone nell'UE si concentra su un piccolo numero di Stati membri. In circa due terzi degli Stati membri, il carbone riveste solo un ruolo marginale nella produzione di energia elettrica e calore. Tuttavia, i paesi dipendenti dal carbone dipendono fortemente da tale risorsa e per svariati aspetti, vale a dire la produzione di energia elettrica, il riscaldamento degli ambienti e l'uso industriale, nonché l'occupazione e le attività estrattive interne.
	Come evidente dalla figura 3-3, una quota sostanziale del carbon fossile viene impiegata nei processi industriali. Mentre nel settore dell'energia elettrica e del riscaldamento il tipo di carbone più utilizzato è il carbone a vapore (carbone termico), nei processi industriali è il carbone da coke a ricoprire un ruolo di primo piano. Quasi il 70 % del carbon fossile industriale consumato è costituito da carbone da coke, impiegato principalmente come combustibile per i forni a coke nell'industria dell'acciaio. L'uso del carbon fossile per la produzione di acciaio si riscontra principalmente in Germania, seguita da Paesi Bassi, Polonia e Slovacchia. Benché la presente relazione non si soffermi sull'utilizzo del carbone nell'industria, bisogna tenere conto del fatto che la decarbonizzazione della domanda industriale costituisce un'altra importante sfida (cfr., ad esempio, Bataille et al., 2018). La necessità di decarbonizzare il più possibile l'input energetico per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE interessa anche l'energia usata per la produzione dell'acciaio e in altri settori. In particolare per il settore dell'acciaio, che rappresenta il principale settore industriale che fa uso di carbone, si stanno delineando sviluppi tecnologici destinati a sostituire i processi tradizionali con processi che fanno ricorso all'idrogeno (cfr. capitolo 5). 
	L'uso del carbone in altri settori è molto limitato. Nell'UE le famiglie consumano infatti circa 77 TWh di carbone, mentre altri settori, quali l'agricoltura (9 TWh), i servizi (8 TWh), la pesca e il trasporto ferroviario (1 TWh), fanno registrare consumi ancora minori. In molti dei citati settori il carbone può essere sostituito dall'energia elettrica o dal gas (verde). 
	Il carbone, in particolare la lignite, è uno dei combustibili fossili utilizzati per produrre energia elettrica che generano la maggior quantità di emissioni di CO2. Le emissioni di CO2 generate per produrre 1 MWh di energia elettrica dalla lignite si aggirano intorno ai 1 000 kg, mentre le emissioni generate per produrre la stessa quantità di energia attraverso il carbon fossile ammontano a circa 750 kg. Le emissioni derivanti dalla produzione della stessa quantità di energia elettrica tramite la combustione del gas naturale ammontano a solo 350-500 kg di CO2, meno della metà delle emissioni prodotte dalla lignite. Di conseguenza, il carbone è responsabile di meno di un quinto dell'energia elettrica e del calore generati nell'UE, ma di metà delle emissioni derivanti dal settore dell'energia elettrica e del calore. 
	Figura 36: Quota rappresentata dal carbone nelle emissioni e nella produzione di energia elettrica e di calore
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (ngr_bal_peh) e delle tabelle CRF dell'UE presentate all'UNFCCC (disponibili al seguente indirizzo: https://www.eea.europa.eu/ds_resolveuid/550712a8ce11432ab2cb7f0143ac478e). Tra le fonti rinnovabili non sono compresi la biomassa e i rifiuti rinnovabili; i rifiuti rinnovabili sono compresi nella biomassa. Tra le altre fonti fossili sono compresi i rifiuti non rinnovabili. 
	Di pari passo con il minore uso del carbone nel sistema energetico europeo, le emissioni di CO2 derivanti dai combustibili fossili solidi sono diminuite nel corso del tempo. La CO2 rilasciata dai combustibili fossili solidi è diminuita del 65 %, rispetto al 1990, passando dalle quasi 1 700 Mt registrate in tale anno a meno di 750 Mt nel 2019. Malgrado il calo nel lungo termine, le emissioni di CO2 derivanti dai combustibili fossili solidi sono ancora responsabili del 20 % delle emissioni totali di gas a effetto serra degli Stati membri dell'UE. 
	Analogamente a quanto accade con le differenze nella dipendenza dell'approvvigionamento energetico dal carbone, le emissioni di CO2 derivanti dall'uso del carbone variano fortemente tra i diversi Stati membri. La Germania e la Polonia insieme, ad esempio, emettono oltre il 50 % della CO2 derivante da combustibili fossili solidi dell'UE. I sei paesi responsabili delle maggiori emissioni di CO2 derivanti dai combustibili fossili solidi causano più del 75 % di tali emissioni, un dato che raggiunge il 94 % delle emissioni di CO2 se si prendono in considerazione i primi quattordici paesi che emettono di più.
	Nonostante la riforma dell'EU ETS realizzata nel 2018 e il successivo aumento dei prezzi della CO2 abbiano ridotto la redditività economica del carbone (sezione 3.2.1), l'eliminazione di quest'ultimo sarà fondamentale per la riduzione delle emissioni di gas a effetto serra dell'UE.
	Negli ultimi dieci anni, la ricerca sull'ambiente a livello globale si è sempre più interessata alle emissioni di metano (CH4) e ai relativi effetti in qualità di gas a effetto serra (UNEP, 2021). È ormai chiaro che l'effetto dannoso del metano sull'ambiente, il suo cosiddetto potenziale di riscaldamento globale (GWP), è di gran lunga maggiore del GWP della CO2. Soprattutto nel breve termine (in un arco di tempo di 20 anni), il GWP del metano risulta 81 volte maggiore rispetto a quello della CO2 (IPCC, 2021). Nell'arco di 100 anni, il GWP del metano sarà ancora 28 volte più elevato di quello della CO2. In altre parole, il rilascio di metano ha un impatto enorme sul riscaldamento globale nel brevissimo termine, un effetto che è stato sottovalutato fino a poco tempo fa ed è stato quasi ignorato nell'ambito delle politiche ambientali e climatiche. Ad esempio, nonostante sia un gas a effetto serra e uno dei cosiddetti gas di Kyoto le cui emissioni sono oggetto di comunicazione all'UNFCCC, il metano non è regolamentato dell'EU ETS.
	La definizione delle politiche si concentra attualmente sulla gestione delle emissioni di metano derivanti dall'agricoltura, dagli impianti di trattamento dei rifiuti e dai settori del petrolio e del gas (cfr. sezione 4). Le emissioni di metano possono tuttavia verificarsi anche nel settore carbonifero, nel quale sono state tradizionalmente considerate un rischio di sicurezza legato all'attività estrattiva. Le emissioni fuggitive di metano derivanti dai combustibili fossili (ad esempio dal carbone) nell'UE-27 sono persino leggermente maggiori del totale delle emissioni fuggitive derivanti dal petrolio e dal gas naturale. Secondo i dati dell'UNFCCC, tali emissioni rappresentano all'incirca il 6 % delle emissioni totali di metano dell'UE-27 e circa il 36 % di tutte le emissioni di metano derivanti dal settore energetico. Si tratta di circa l'1,8 % delle emissioni totali di gas a effetto serra dell'UE-27 (cfr. appendice A1 per ulteriori dettagli). Le emissioni di metano derivanti dal settore dei combustibili solidi sono diminuite di due terzi dal 1990, quando erano responsabili di quasi la metà di tutte le emissioni di metano, in linea con il calo dell'importanza del carbone nello stesso periodo. 
	Tuttavia, la tendenza al ribasso delle emissioni fuggitive di metano derivanti dai combustibili solidi ha fatto registrare un rallentamento a partire dalla fine degli anni 2000. Tale andamento riflette il fatto che le perdite di metano non avvengono allo stesso modo in tutti i siti di produzione del carbone, ma dipendono dalla geologia (contenuto di metano) dei depositi di carbone. La maggior parte delle emissioni di metano nel settore carbonifero dell'UE deriva dalle miniere di carbone sotterranee polacche (Kasprzak e Jones, 2020). 
	A differenza di altri Stati membri dell'UE, la Polonia ha continuato a produrre e utilizzare grandi quantità di carbone, continuando pertanto a generare emissioni fuggitive di metano derivanti dai combustibili solidi. Le emissioni fuggitive di metano si verificano tuttavia anche nelle miniere di carbone abbandonate e richiedono monitoraggio e ulteriori azioni (Olczak e Piebalgs, 2021).
	Per molti anni dopo la creazione dell'EU ETS, avvenuta nel 2005, il prezzo della CO2 è rimasto troppo basso e non ha fornito un incentivo abbastanza forte da ridurre l'uso del carbone nell'UE. Al contrario, il basso prezzo della CO2 ha piuttosto promosso l'utilizzo del carbone, disincentivando nel contempo l'uso del gas naturale. Inoltre, le quote assegnate a titolo gratuito dalla riserva per i nuovi entranti negli anni 2000 hanno incentivato la costruzione di nuove centrali a carbone, come quella di Hamburg-Moorburg, in Germania (Pahle, 2010).
	Dalla riforma dell'EU ETS, avvenuta nel 2018, il prezzo delle quote di CO2 è aumentato notevolmente, passando da una cifra di gran lunga inferiore a 10 EUR/tCO2, registrata fino all'inizio del 2018, a un prezzo di circa 25 EUR/tCO2 nel 2019 fino a superare poi i 60 EUR/CO2 nel settembre 2021. Tali aumenti hanno inciso sulle condizioni economiche del carbone rispetto al gas naturale e ad altre opzioni per la produzione di energia elettrica a basse o a zero emissioni di carbonio. Lo "switching price" è il prezzo al quale diventa economicamente interessante l'ipotesi di passare (in inglese, "switch") dalla produzione di energia elettrica dal carbone alla produzione di energia elettrica a partire dal gas naturale. Il prezzo della CO2 è superiore a tale soglia dal 2019, perlomeno se si mettono a confronto centrali a carbone più obsolete e meno efficienti con centrali moderne ed efficienti alimentate a gas naturale (linea grigio chiaro nella figura 3-7). Benché la lignite presenti un'intensità di carbonio maggiore rispetto al carbon fossile, i suoi costi di trasporto e produzione estremamente bassi la rendono meno sensibile all'aumento dei prezzi della CO2. Si stima pertanto che per ottenere un'eliminazione graduale della lignite per motivi economici sia necessario avere un prezzo della CO2 ancora più elevato rispetto a quelli registrati negli ultimi tre anni. 
	Figura 37: Prezzo della CO2 stabilito dall'EU ETS e due ipotetici "switching price" dei combustibili (2010-2019)
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	Fonte: Marcu et al. (2019)
	Figura 38: Differenziali relativi al carico di base (a) e al carico di picco (b) per le centrali a carbone (dark spread), comprensivi del prezzo della CO2 (clean dark spread), in Germania nel periodo 2013-2021
	a) Dark Spread CARICO DI BASE
	b) Dark Spread CARICO DI PICCO
	Fonte:  EnergieInformationsdienst. 
	Note:  Prezzi del gas di NCG. In questo caso, le centrali rappresentative hanno tassi di efficienza rappresentativi del 49 % (centrali a gas naturale) e del 38 % (centrali a carbon fossile). I dark spread sono calcolati come differenza tra il prezzo dell'energia elettrica e il prezzo del carbone. Nel caso dei clean dark spread viene inoltre sottratto il prezzo delle quote di emissione della CO2 relativo al medesimo giorno.
	Il lungo periodo caratterizzato da bassi prezzi della CO2 e condizioni di mercato favorevoli per il carbone è evidente anche dall'andamento dei clean dark spread illustrati alla figura 38. Il clean dark spread è un indicatore standard usato negli scambi di energia che mostra il modello di profitti lordi di una centrale a carbone rappresentativa ("dark"). Più precisamente, si tratta del differenziale ("spread") fra il prezzo dell'energia elettrica (ossia i ricavi dell'operatore della centrale) e i costi semplificati sostenuti dall'operatore della centrale, costituiti dal prezzo del combustibile (carbone) e dal prezzo delle quote di emissione della CO2 ("clean"). Tutti gli altri costi (manutenzione, personale, costi di capitali ecc.) non sono tenuti in conto dall'indicatore e devono essere coperti dallo spread. L'indicatore che non considera il costo dovuto al prezzo della CO2 è chiamato "dark spread" ed è anch'esso illustrato alla figura 38. 
	Fino al 2018 il clean dark spread (indicato in figura dalla linea grigia) è sempre stato positivo, a indicare che gli operatori delle centrali a carbone ottenevano un profitto positivo. Il clean dark spread è diventato negativo solo a partire dal 2019, a causa del continuo aumento del prezzo della CO2. Il divario fra il dark spread (equivalente al prezzo dell'energia elettrica meno il prezzo del carbone) e il clean dark spread (equivalente al prezzo dell'energia elettrica meno il prezzo del carbone meno il prezzo della CO2) mostra gli effetti del prezzo della CO2. Tale divario si è ampliato notevolmente dal 2019, aumentando in maniera ancora più marcata a partire dal 2020. 
	Sia per le ore di carico base che per quelle di carico di picco si sono osservate le stesse tendenze generali. Tuttavia, nei periodi di picco della domanda e anche di recente con l'aumento dei prezzi della CO2 che hanno superato i 60 EUR/tCO2, il clean dark spread si è mantenuto positivo perché il prezzo di picco dell'energia elettrica era più alto dei costi del combustibile e della CO2 combinati. Ciò mostra che per eliminare efficacemente il carbone in tutti i periodi di tempo sarebbe necessario un ulteriore aumento dei prezzi della CO2.
	Il basso livello dei prezzi stabiliti dall'EU ETS negli ultimi dieci anni, che sono stati costantemente al di sotto dei 10 EUR/tCO2 tra la fine del 2011 e l'inizio del 2018, ha fatto sì che la fissazione del prezzo del carbonio non avesse alcun impatto effettivo sulla produzione di energia elettrica dal carbone, sia nel dispacciamento a breve termine che nelle decisioni di investimento a lungo termine. In tale contesto, molti Stati membri dell'UE hanno preferito optare per politiche alternative volte a ridurre il ruolo del carbone, come ad esempio strategie regolamentate di eliminazione graduale. Dette strategie di eliminazione graduale presentano tuttavia alcuni svantaggi rispetto ai meccanismi basati sui prezzi. In primo luogo, controllano le emissioni solo indirettamente, limitando la capacità installata anziché l'effettiva produzione di energia elettrica a partire dai combustibili fossili. In secondo luogo, esse portano al pagamento di indennizzi ai proprietari delle centrali, mentre un meccanismo basato sui prezzi attribuisce i costi alle unità inquinanti. Al di là dell'EU ETS, uno strumento di questo genere basato sui prezzi potrebbe essere messo in atto dagli Stati membri singolarmente, ad esempio attraverso prezzi minimi del carbonio a livello nazionale, vale a dire un prezzo minimo sulle emissioni di carbonio (per es., Oei et al., 2015). Nel caso della Germania, un prezzo di circa 34 EUR/tCO2 sarebbe sufficiente a raggiungere l'obiettivo climatico per il 2030, mentre l'attuale programma di eliminazione graduale non è in grado di realizzare detto obiettivo (Osorio et al., 2020).
	L'aumento del livello dei prezzi della CO2 a partire dal 2018 ha a sua volta comportato un effettivo peggioramento delle condizioni economiche dell'energia elettrica prodotta a partire dal carbone nell'UE. Ad esempio, ha probabilmente contribuito agli elevati tassi di partecipazione alle aste per l'eliminazione graduale del carbon fossile in Germania indette nel 2020 e 2021, nell'ambito delle quali persino centrali a carbone di recente apertura, moderne e altamente efficienti come quella di Hamburg-Moorburg (aperta nel 2015) si sono impegnate a porre fine alle loro operazioni in cambio del pagamento di un bonus. 
	Secondo le previsioni, il prezzo della CO2 aumenterà ulteriormente con la riduzione del massimale dell'EU ETS prevista nel pacchetto "Pronti per il 55 %" della Commissione europea. Alcuni analisti sostengono che tale aumento condurrà a un'eliminazione quasi totale del carbone entro il 2030 (ad esempio, Pietzcker et al., 2021), che sarebbe in linea con l'accordo di Parigi (Climate Analytics, 2017). 
	Infine, affinché l'EU ETS possa mantenere un livello di prezzi elevato, è essenziale che i diritti di emissione delle centrali a carbone chiuse siano revocati e non siano riassegnati sul mercato ad altri soggetti responsabili di emissioni. Tale aspetto è stato sottolineato, ad esempio, da Anke et al. (2020) e Keles e Yilmaz (2020), ed è applicato anche nella legislazione tedesca relativa all'eliminazione graduale del carbone.
	La direttiva sulle emissioni industriali, che ha sostituito la direttiva sui grandi impianti di combustione (direttiva LCP, in vigore fino alla fine del 2015), disciplina l'inquinamento da biossido di zolfo (SO2), ossidi di azoto (NOx), polveri e una serie di altri inquinanti (ad esempio, i metalli pesanti). Nello specifico, per gli impianti di combustione del carbone e della lignite, detta direttiva comprende anche, a partire dall'estate 2021, requisiti relativi al controllo delle emissioni di mercurio. Mentre diversi Stati membri hanno chiesto deroghe in via temporanea, i limiti alle emissioni costringeranno infine gli operatori a scegliere fra costosi ammodernamenti dei loro impianti obsoleti volti ridurre l'inquinamento e un'accelerazione dello smantellamento dei rispettivi impianti. 
	Le emissioni di metano derivanti dal settore del carbone non sono state finora sottoposte ad alcuna regolamentazione. Tuttavia, per motivi climatici e sulla base dei risultati degli studi più recenti, occorre includere le emissioni di metano derivanti dal carbone nella regolamentazione presente e futura in materia di metano. La Commissione europea ha proposto di includere tale aspetto nell'aggiornamento della sua strategia per il metano, dal quale si attende una proposta strategica concreta alla fine del 2021. 
	Data l'urgenza di ridurre le emissioni di metano, la normativa dovrebbe andare oltre la mera fissazione di norme per il monitoraggio, la comunicazione e la verifica (MRV). Per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE è opportuno limitare quanto prima le emissioni di metano e introdurre una strategia volta a ridurre le emissioni. Tale strategia potrebbe, ad esempio, ispirarsi all'EU ETS prevedendo un sistema di limitazione e scambio del metano, integrare il metano nell'EU ETS o adottare un approccio differente, ad esempio imponendo limitazioni alle intensità di metano delle unità di produzione (di carbone).
	Le decisioni a favore dell'eliminazione graduale del carbone inviano al mercato e alla comunità politica internazionale un segnale di credibilità in relazione alla politica climatica e ciò costituisce uno dei principali motivi per cui molti Stati membri dell'UE hanno operato scelte di questo tipo. Tale decisione è stata assunta da molti paesi in tutto il mondo, diversi dei quali nell'ambito della Powering Past Coal Alliance, su pressione della società civile che non è intenzionata ad attendere l'adozione di politiche intersettoriali, come le limitazioni alle emissioni di CO2, per affrontare adeguatamente il problema della produzione di energia elettrica dal carbone. L'eliminazione graduale della produzione di energia elettrica dal carbone porta con sé anche il vantaggio di fronteggiare efficacemente altre sfide ed esternalità legate alla combustione e all'estrazione del carbone, quali l'inquinamento e i relativi effetti sulla salute e il degrado del suolo. Il continuo calo dei costi delle fonti di energia rinnovabili cui si è assistito negli ultimi vent'anni è un fattore che ha convinto i responsabili politici nazionali e altri portatori di interessi della possibilità concreta di eliminare gradualmente il carbone in molti Stati membri dell'UE.
	Lo stato attuale delle decisioni di eliminazione graduale del carbone a livello nazionale differisce fra i diversi Stati membri dell'UE (figura 39). In alcuni casi il carbone rivestiva un ruolo marginale nel mix energetico e dell'energia elettrica per varie ragioni, ad esempio per via della mancata disponibilità di tale risorsa a livello locale (ad esempio nei paesi baltici e sulle isole del Mediterraneo). 
	In alcuni casi le vecchie centrali a carbone sono state sostituite piuttosto facilmente da fonti di energia disponibili a livello nazionale (come nel caso di Austria e Belgio). La situazione appare comunque molto dinamica e di recente si sono registrati alcuni impegni aggiuntivi a favore di eliminazioni in tempi relativamente brevi nell'ambito del processo di elaborazione dei piani nazionali per la ripresa e la resilienza (PNRR) in risposta alla crisi della COVID-19 e in zone in cui la disponibilità di fondi supplementari dell'UE potrebbe contribuire a sostenere la transizione energetica (come nel caso della Romania). 
	Figura 39: Status dell'eliminazione graduale del carbone negli Stati membri dell'UE aggiornato al settembre 2021
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	Fonte:  Rappresentazione degli autori. Cartina vuota reperita da Bing (Microsoft). I valori numerici indicano le capacità installate delle centrali a lignite e a carbon fossile nel 2020. I dati relativi alle capacità delle centrali sono tratti dalla piattaforma per la trasparenza della Rete europea di gestori di sistemi di trasmissione dell'energia elettrica (sezione "Installed Generation Capacity Aggregated", capacità di produzione installata aggregata [14.1.A]), disponibile al seguente indirizzo: https://transparency.entsoe.eu/generation/r2/installedGenerationCapacityAggregation/show.
	In Polonia sono in corso dibattiti sull'ipotesi di anticipare l'impegno per l'eliminazione graduale del carbone, attualmente prevista per il 2049, e un numero crescente di indicatori mostra la possibilità di conseguire detta eliminazione prima del 2040. A tal proposito, l'aspetto più importante è costituito dal fatto che nel giugno 2021 l'operatore PGE ha deciso di procedere alla chiusura della centrale di Bełchatów, la più grande centrale a carbone del paese, nel 2036, innescando in tal modo la definizione di piani di eliminazione graduale più rapidi per le miniere di lignite connesse all'impianto. Secondo alcune fonti, la decisione sarebbe stata influenzata dalla volontà di chiedere finanziamenti a titolo del Fondo dell'UE per una transizione giusta. In ogni caso, anche i fattori economici (costi di estrazione molto elevati combinati a prezzi del carbone e dell'energia elettrica bassi e regolamentati) rivestono senza dubbio un ruolo rilevante in tale scelta. Il governo polacco si è mostrato disponibile a salvare le centrali a carbone non redditizie, una scelta che sarebbe tuttavia incompatibile con le norme in materia di aiuti di Stato per l'energia e la tutela ambientale.
	In Cechia una commissione nazionale per il carbone composta da più portatori di interessi e attiva dal 2019 ha suggerito nel maggio 2021 di fissare la data per l'eliminazione definitiva di tale risorsa al 2038, come in Germania. 
	Parti del governo hanno tuttavia respinto la data indicata, chiedendo di avanzare proposte alternative che prevedano una data precedente per l'eliminazione del carbone. La decisione finale spetterà al governo emerso dalle elezioni dell'ottobre 2021. Nel frattempo, una delle due società carbonifere del paese, l'azienda CEZ, di proprietà dello Stato, ha annunciato una notevole riduzione della quota di carbone nel proprio mix di produzione, che, secondo i piani, dovrebbe passare dal 36 % della sua capacità nel 2020 al 25 % entro il 2025, fino ad arrivare al 12,5 % entro il 2030. La decisione si inserisce nella scia di una tendenza all'abbandono delle centrali a carbone che si osserva nel paese. 
	In Slovenia si sta attualmente discutendo dell'ipotesi di anticipare l'eliminazione graduale del carbone (prevista dal PNEC per il 2050). In tal senso sono state avanzate svariate proposte, la più ambiziosa delle quali prevede l'eliminazione graduale per il 2033. Nel paese si trova una regione di estrazione della lignite e qualsiasi progresso nell'eliminazione graduale del carbone dipenderà dalle opportunità di occupazione e reddito alternative create, delineate in una bozza di piano territoriale nell'ambito dell'iniziativa per le regioni carbonifere in transizione della Commissione europea.
	In Romania la situazione è molto dinamica. Fino alla primavera del 2021 il paese non aveva ancora assunto alcun impegno a favore dell'eliminazione graduale del carbone. Nel giugno 2021 il governo rumeno ha presentato alla Commissione europea un piano nazionale per la ripresa e la resilienza (PNRR) che mira a eliminare gradualmente il carbone dal settore dell'energia elettrica entro il 2032 e a chiudere ancora prima, vale a dire nel 2022, le miniere di carbone del paese. Tali decisioni sono state adottate dopo che l'aumento dei prezzi della CO2 ha comportato un netto peggioramento degli aspetti economici legati al carbone rumeno. La Romania auspica di ottenere sostegno dai fondi dell'UE, in particolare per assistere la transizione delle regioni minerarie. Tuttavia, i dettagli della citata eliminazione non sono ancora chiari e altre politiche, come l'espansione quasi inesistente delle fonti di energia rinnovabili e il piano di ristrutturazione dell'azienda Complexul Energetic Oltenia, di proprietà dello Stato, elaborato dal governo, continuano a essere in contrasto con l'annuncio dell'eliminazione del carbone. Secondo alcune fonti, a una "commissione per il carbone" simile a quelle operanti in Germania e in Cechia sarà affidato il compito di definire i dettagli della questione. 
	La Bulgaria presenta una situazione molto complessa, dovuta alla presenza di grandi attività di estrazione di carbone e all'elevato livello di occupazione ad esse legato, oltre a una quota elevata di carbone nel mix dell'energia elettrica, il tutto accompagnato, allo stesso tempo, da una quasi totale mancanza di espansione della capacità delle fonti di energia rinnovabili negli ultimi nove anni. I governi passati hanno optato per una strategia attendista, senza prendere alcuna decisione in merito all'eliminazione graduale del carbone. Oggi il settore carbonifero bulgaro si trova in una situazione di pressione economica a causa dell'aumento dei prezzi della CO2. I decisori politici bulgari vedono inoltre la possibilità di ottenere un eventuale sostegno a titolo dei fondi dell'UE per promuovere la transizione delle regioni minerarie. Tuttavia, in assenza di un governo stabile, il paese non può assumere alcun impegno in relazione a una data esatta di eliminazione graduale del carbone o a un programma in tal senso.
	La Croazia è entrata a far parte della Powering Past Coal Alliance (PPCA) internazionale nel giugno 2021 e sta ora lavorando, insieme alla PPCA, a una strategia per l'eliminazione graduale del carbone e alla fissazione di una data per il conseguimento di tale obiettivo. Al momento la Croazia non ha fissato alcuna data per l'eliminazione graduale del carbone; secondo alcune fonti, tale data sarebbe tuttavia prevista per i primi anni '30 del 2000.
	Infine, in Germania, durante la campagna elettorale in vista delle elezioni federali svoltasi nell'estate del 2021, politici di vari partiti, compreso il partito conservatore che faceva parte del governo uscente, si sono detti concordi sul fatto che l'effettiva eliminazione graduale del carbone dovrà avvenire prima del 2038. 
	Rimane ora da constatare se si tratterà di una semplice realtà economica o se, piuttosto, si provvederà a elaborare scelte politiche e attività legislative rinnovate. Alcuni osservatori ritengono che l'aggiornamento della legge sul clima dell'estate 2021 comporti implicitamente l'abbandono del carbone entro il 2030.
	In sintesi, dalla valutazione dei dibattiti in corso all'interno degli Stati membri emerge che gli aspetti economici legati all'aumento dei prezzi della CO2 e alla diminuzione dei costi delle energie rinnovabili hanno esercitato un'ulteriore pressione sui rispettivi settori carboniferi, che erano già oggetto di accese discussioni dovute all'obiettivo della neutralità climatica. Il sostegno dell'UE a favore della transizione delle regioni minerarie offre un efficace incentivo supplementare. 
	L'eliminazione graduale del carbone costituisce un cambiamento fondamentale per il settore dell'energia elettrica degli Stati membri dell'UE che sono ancora fortemente dipendenti da tale risorsa. Sarà necessario effettuare grandi investimenti infrastrutturali per sostituire le centrali a carbone. Come evidenziato nella sezione 3.1 del presente capitolo, benché molti Stati membri dell'UE utilizzino il carbone per produrre energia elettrica, solo un numero limitato di paesi dispone ancora di un'infrastruttura ampia e attiva di centrali a carbone.
	Diversi Stati membri dell'UE dispongono ancora di capacità installate di lignite e carbon fossile, con capacità molto significative in Germania (oltre 45GW), Polonia (oltre 30GW), Cechia (circa 10GW) e Spagna (circa 10GW) (figura 3-9). La sostituzione della lignite e del carbon fossile rappresenta una sfida complessa in particolare per svariati Stati membri dell'Europa centrale e orientale, poiché dette risorse rappresentano ancora una quota notevole della capacità totale installata delle centrali, nello specifico il 71 % in Polonia, il 46 % in Cechia, il 35 % in Bulgaria e il 25 % in Slovenia (figura 3-10).
	Figura 310: Capacità installata delle centrali a carbone nel 2019, espressa in MW
	/
	Fonte:  Calcoli degli autori sulla base dei dati riportati nella piattaforma per la trasparenza della Rete europea di gestori di sistemi di trasmissione dell'energia elettrica (sezione "Installed Generation Capacity Aggregated", capacità di produzione installata aggregata [14.1.A]), disponibile al seguente indirizzo: https://transparency.entsoe.eu/generation/r2/installedGenerationCapacityAggregation/show.
	Le centrali a lignite sono tradizionalmente utilizzate come centrali per il carico base, mentre le centrali a carbon fossile vengono impiegate anche come fonti di approvvigionamento flessibili con cicli giornalieri in caso di indisponibilità delle fonti di energia rinnovabili. Emerge pertanto la questione cruciale di come sostituire la produzione di energia elettrica basata sul carbone nei prossimi decenni. Tale questione dipende ovviamente da numerosi fattori: considerazioni politiche, fattibilità economica (ad esempio, prezzo del carbonio) e considerazioni legate alla sicurezza dell'approvvigionamento.
	Nelle discussioni relative all'eliminazione graduale del carbone nell'UE la questione della dipendenza dalle importazioni riveste un ruolo di primo piano per molti paesi. A tal proposito, è fondamentale operare una distinzione fra lignite e carbon fossile. La prima è impiegata nella maggior parte dei casi per produrre energia elettrica e calore ed è utilizzata nelle vicinanze del sito di estrazione (figura 311). A causa del suo basso contenuto energetico, il trasporto della lignite su lunghe distanze non è economicamente vantaggioso.
	Figura 311: Uso della lignite e del carbon fossile nell'UE nel 2019 
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	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (nrg_cb_sff).
	Nel caso del carbon fossile, la situazione è notevolmente diversa. Dieci Stati membri dell'UE usano ogni anno 1 Mt o più di carbon fossile per produrre energia elettrica e calore.
	Diversamente dalla lignite, il carbon fossile viene estratto solo in Cechia e Polonia; quest'ultima, nello specifico, ha una produzione di venti volte superiore rispetto a quella della Cechia. Pertanto, quasi tutti gli Stati membri dell'UE ricorrono a carbon fossile importato per produrre energia elettrica e calore.
	I paesi che estraggono carbone (carbon fossile e lignite) potrebbero decidere di sostituire le proprie centrali a carbone con centrali a gas. Tale scelta, tuttavia, comporterebbe non solo una maggiore dipendenza dalle importazioni, vista la mancanza di fonti di gas naturale a livello nazionale, ma anche il rischio dell'abbandono di attività legate al gas naturale. I restanti paesi carboniferi si trovano nell'Europa centrale e orientale dove, vista la disponibilità di un'infrastruttura di gasdotti, le importazioni di gas naturale provengono principalmente dalla Russia, che può essere considerata un fornitore rischioso. In tale situazione, la sostituzione delle centrali a carbone con fonti di energia rinnovabili disponibili a livello nazionale (energia eolica, energica solare, energia da biomassa) consentirebbe non solo di scongiurare il rischio dell'abbandono delle attività legate alle fonti fossili, ma anche di ridurre la dipendenza dalle importazioni.
	Gli Stati membri dell'UE che dipendono ancora dal carbone per la produzione di energia elettrica (e calore) dovranno sostituire nel medio e lungo termine le proprie centrali a carbone con capacità di produzione a basse emissioni di carbonio per poter efficacemente ridurre le emissioni di gas a effetto serra. A meno che non siano importate grandi quantità di energia elettrica (una soluzione addirittura impossibile nel caso del calore), si prospettano diverse opzioni per tale sostituzione: (1) la sostituzione delle centrali a carbone con centrali a gas nel breve e medio termine, che saranno a loro volta in gran parte sostituite da fonti di energia rinnovabili nel lungo termine, dando luogo a eventuali abbandoni di attività; (2) la sostituzione diretta delle centrali a carbone con fonti di energia rinnovabili; (3) la sostituzione con l'energia nucleare. Benché l'energia nucleare possa essere considerata una fonte stabile di energia elettrica a basse emissioni di carbonio, essa porta con sé numerosi problemi e in diversi Stati membri dell'UE è in vigore una moratoria in relazione al suo uso. Inoltre, i tempi di costruzione estremamente lunghi delle centrali nucleari in Europa, gli elevatissimi costi di investimento che esse richiedono, nonché la questione irrisolta dello stoccaggio finale delle scorie nucleari e il rischio di incidenti catastrofici, fra gli altri aspetti, rendono l'energia nucleare una fonte meno conveniente rispetto alle fonti di energia rinnovabili. Gli autori non ritengono, pertanto, che l'opzione del nucleare assumerà maggiore importanza negli anni a venire.
	Si userà in questa sede il modello numerico semplificato open-source DIETER del settore dell'energia elettrica per analizzare il futuro sistema dell'energia elettrica nell'UE e nei suoi Stati membri. Poiché l'eliminazione graduale del carbone rappresenta una questione fondamentale per la neutralità climatica dell'UE, i risultati di tale modello si applicano a tutti e tre gli scenari limite. Il modello consente di determinare, partendo da specifiche premesse, la futura capacità ottimale del parco per la produzione di energia elettrica . I risultati emersi dai calcoli svolti dal modello (illustrati nella figura 312), mostrano:
	 come potrebbe presentarsi un sistema di energia elettrica privo di carbone nell'UE;
	 che gli investimenti necessari per sostituire il carbone differiscono da paese a paese; e
	 che per ridurre le emissioni di gas a effetto serra derivanti dal sistema di energia elettrica dell'UE sono necessarie ingenti capacità supplementari di centrali alimentate da fonti di energia rinnovabili. 
	Figura 312: Parchi ottimali di centrali elettriche in anni differenti
	/
	Fonte: Calcoli degli autori.
	Note: Gli assi verticali sono diversi per ogni paese. La figura mostra il parco di centrali elettriche (e di stoccaggio) che comporta costi ridotti al minimo per i paesi che attualmente presentano ancora notevoli capacità di centrali a carbone. Benché il modello elaborato comprenda un insieme più ampio di paesi37, in questa sede ne sono riportati solo alcuni. Il modello presenta parchi di energia ottimali per tre diversi anni (2030, 2040 e 2050). La colonna contrassegnata dal termine "now" (ora) illustra il parco attuale. 
	Entro il 2030 la maggior parte delle centrali a carbone potrebbe essere scomparsa dal sistema. Tuttavia, l'eliminazione graduale del carbone e la continua decarbonizzazione del sistema energetico (quali ipotizzate negli scenari simulati ai fini della presente analisi) richiedono una forte espansione delle capacità di produzione di energia elettrica in tutti i paesi. 
	Le necessità di investimento sono tuttavia differenti nel breve periodo: i paesi che dispongono già di grandi impianti fotovoltaici ed eolici (come la Germania), di centrali idroelettriche (come la Romania) o di centrali nucleari o a gas potranno sostituire le centrali a carbone in maniera relativamente facile con investimenti aggiuntivi limitati. Se sia preferibile investire in ulteriori centrali a gas o concentrare tutti gli investimenti sull'espansione delle fonti di energia rinnovabili è una questione che dipende dal paese preso in esame. Nei paesi in cui il carbone riveste un ruolo centrale nel sistema dell'energia elettrica, in primo luogo la Polonia, saranno necessari ingenti investimenti nel breve periodo per sostituire il carbone.
	I risultati del modello qui elaborato sono in linea con le risultanze di altri studi. Czyżak e Wrona (2021) hanno concluso che la Polonia può ridurre al 13 % la sua quota di carbone nella produzione di energia elettrica entro il 2030, per poi eliminare completamente tale risorsa entro il 2035. I due autori hanno tuttavia osservato che nuovi investimenti in centrali a gas non risultano convenienti, dal momento che nel corso degli anni '30 del 2000 esse saranno rimpiazzate dal punto di vista economico dalle fonti di energia rinnovabili. Analogamente, Koenig et al (2020) hanno concluso che il 2032 rappresenta una data realistica per l'eliminazione graduale della lignite come fonte di energia elettrica in Germania, Polonia e Cechia.
	Per eliminare gradualmente il carbone, ma anche per decarbonizzare il settore europeo dell'energia elettrica nel suo complesso, è fondamentale mobilitare sostanziosi investimenti nelle centrali elettriche alimentate da fonti di energia rinnovabili (energia solare fotovoltaica ed energia eolica). Ciò vale in particolare per i paesi che sono ancora dipendenti dal carbone. Tutti e tre gli scenari presentati nel capitolo 2 ricorrono a grandi quantità di energia elettrica da fonti rinnovabili. Come illustrato nella figura 312, la dimensione complessiva dei parchi di centrali elettriche dei paesi dovrà aumentare notevolmente. Poiché gli impianti fotovoltaici e le centrali eoliche offrono un minor numero di ore a pieno carico all'anno rispetto alle centrali a carbone e a gas, il parco degli impianti energetici dovrà essere estesa in misura maggiore rispetto alle capacità fossili eliminate. 
	I risultati illustrati nella figura 312 sono indicativi e non rappresentano previsioni precise: benché, prendendo in considerazione solo specifici costi di investimento, per alcuni paesi l'energia fotovoltaica sembri essere un'opzione migliore rispetto a quella eolica, i paesi potrebbero decidere di favorire altre tecnologie.
	Per raggiungere gli obiettivi di decarbonizzazione dell'UE è necessario che i paesi europei inizino immediatamente a diffondere quantità significative di energie rinnovabili: i tassi di investimento nelle centrali alimentate da fonti di energia rinnovabili dovranno essere superiori ai tassi di espansione registrati negli ultimi anni. Victoria et al. (2020) sostengono che i tassi di installazione di impianti solari fotovoltaici e di impianti eolici, sia onshore che offshore, dovranno aumentare raggiungendo livelli superiori ai massimi storici. La figura 3-13 illustra a livello grafico quanto appena detto: i tassi storici di installazione di centrali elettriche alimentate da fonti di energia rinnovabili sono inferiori a quelli che saranno necessari in futuro. Tuttavia, in passato alcuni Stati membri hanno raggiunto tassi di installazione significativi: l'Italia ha fatto registrare un aumento di 10 GW di capacità degli impianti solari fotovoltaici in un solo anno (2010), mentre la Germania ha raggiunto tassi di installazione di impianti solari fotovoltaici molto elevati (> 7 GW ogni anno) negli anni 2010, 2011 e 2012. 
	Figura 313: Tassi di installazione delle energie rinnovabili nell'UE necessari per ottenere la decarbonizzazione dell'energia
	/
	Fonte: Illustrazione degli autori sulla base dello studio di Victoria et al (2020).
	In diversi Stati membri che dispongono di attività carbonifere nazionali l'eliminazione graduale del carbone non rappresenta solo una sfida per il settore dell'energia elettrica, ma comporta anche implicazioni per le transizioni regionali e l'occupazione. L'UE ha iniziato a offrire sostegno a tali regioni attraverso il meccanismo per una transizione giusta. Il carbone viene ancora estratto nei seguenti Stati membri dell'UE: Bulgaria, Cechia, Germania, Grecia, Ungheria, Polonia, Romania, Slovenia e Slovacchia.
	Malgrado l'importanza rivestita da tale attività a livello regionale, la quota complessiva dell'estrazione di carbone nell'economia e nell'occupazione dell'UE è limitata. Secondo Alves Dias et al. (2018), nell'UE circa 237 000 persone sono attualmente impiegate nel settore carbonifero, la maggior parte delle quali (185 000 persone) sono impiegate nell'estrazione di carbone. Si tratta dello 0,1 % dell'occupazione totale dell'UE. Altre 215 000 persone svolgono attività lavorative legate indirettamente al settore carbonifero, una cifra che rappresenta un altro 0,1 % dell'occupazione totale dell'UE. 
	In altre parole, il processo di eliminazione graduale del carbone oggi in atto mette a rischio un numero di posti di lavoro notevolmente inferiore rispetto a quelli messi a repentaglio in precedenti transizioni economiche, che hanno comportato la perdita di milioni di posti. I posti di lavoro legati all'estrazione del carbone nell'UE sono in gran parte già stati persi. 
	La sfida consisterà ora nel trovare occupazioni alternative per i lavoratori delle miniere di carbone nel breve periodo. Le misure di transizione dovranno includere il sostegno alla creazione di imprese in settori che valorizzino le competenze derivanti dal settore dell'estrazione del carbone così come misure di riqualificazione e istruzione nel tentativo di superare la cosiddetta "maledizione delle risorse" a livello regionale. In ogni caso, solitamente ci si può attendere effetti positivi solo dopo un certo numero di anni. Analogamente, Kapetaki et al. (2020) hanno stimato che diffondendo centrali elettriche alimentate da fonti di energia rinnovabili entro il 2030 sarebbe possibile creare lo stesso numero di posti di lavoro messi attualmente a rischio dal processo di eliminazione graduale del carbone. Entro il 2050 il numero dei nuovi posti di lavoro creati potrebbe persino raddoppiare. Gli autori dello studio menzionato hanno inoltre rilevato che le regioni europee interessate dall'eliminazione graduale del carbone dispongono di un elevato potenziale tecnico per le energie rinnovabili e, qualora tale potenziale venisse sfruttato appieno, potrebbero fornire più della metà degli impianti aggiuntivi necessari a livello dell'UE per conseguire la neutralità in termini di emissioni di carbonio entro il 2050. La figura 314 mostra i potenziali tecnici per l'installazione di impianti solari fotovoltaici montati a terra nelle regioni carbonifere europee.
	Figura 314: Potenziale tecnico cumulativo (GW) per impianti solari fotovoltaici montati a terra nelle regioni carbonifere
	/  Fonte: Kapetaki et al. (2020).
	Oltre a questa prospettiva di transizione nel lungo termine, l'UE sostiene le regioni attualmente in transizione mediante finanziamenti e trasferimento delle conoscenze. Il trasferimento delle conoscenze e lo sviluppo delle capacità locali sono organizzati dalla Commissione europea tramite l'iniziativa per le regioni carbonifere in transizione. 
	In termini di sostegno monetario, nel nuovo periodo di finanziamento 2021-2027 è possibile sfruttare diversi fondi, alcuni dei quali appositamente dedicati alle regioni carbonifere, nello specifico:
	 nell'ambito del meccanismo per una transizione giusta:
	a. il fondo per una transizione giusta (JTF), con un bilancio di 17,5 miliardi di EUR;
	b. un apposito regime InvestEU volto a promuovere gli investimenti privati; e
	c. lo strumento di prestito per il settore pubblico utilizzato dalla Banca europea per gli investimenti (BEI), che associa una componente di sovvenzione, del valore di 1,5 miliardi di EUR, e una componente di prestito, del valore di 10 miliardi di EUR, destinate esclusivamente agli enti pubblici;
	 i fondi regionali "tradizionali"; e
	 finanziamenti nell'ambito del piano di ripresa dell'UE per l'Europa (Next Generation EU).
	L'assegnazione dei finanziamenti a titolo del fondo per una transizione giusta si basa principalmente sull'intensità di gas a effetto serra dell'economia e sull'occupazione nei settori ad alta intensità di carbonio e nel settore dell'estrazione di carbone. Tali condizioni sono intese a garantire che le regioni destinatarie del sostegno siano effettivamente quelle maggiormente colpite dalla transizione. Una distribuzione di fondi subordinata ai piani di eliminazione graduale del carbone e alla fissazione di date per il conseguimento di tale obiettivo incentiva i paesi a optare per un'effettiva eliminazione del carbone. 
	Oltre che attraverso i regimi di sostegno mirati nel contesto del meccanismo per una transizione giusta, la transizione nelle regioni carbonifere può essere sostenuta anche tramite il pacchetto di incentivi Next Generation EU, una misura che coinvolge tutti i settori economici. 
	Il 37 % dei prestiti e delle sovvenzioni erogati a titolo del dispositivo per la ripresa e la resilienza deve essere infatti indirizzato a investimenti volti a contrastare i cambiamenti climatici. Tale strumento potrebbe essere utilizzato per sostenere la transizione, ma anche per incentivare i paesi a eliminare il carbone più rapidamente di quanto attualmente previsto. 
	I dibattiti emersi di recente in alcuni Stati membri riguardo all'eliminazione graduale del carbone mostrano che il sostegno alla transizione potrebbe costituire un punto di svolta in grado di spingere i paesi a optare per un'eliminazione graduale (precoce) del carbone nell'attuale contesto economico sfavorevole per tale risorsa. Tale sostegno deve pertanto essere mantenuto nei prossimi anni, così come la richiesta di decisioni chiare di eliminazione graduale. 
	Gli autori ritengono che l'eliminazione graduale del carbone sia ben avviata nell'intera Europa, ma necessiti di un maggiore sostegno per essere realizzata in tutti gli Stati membri. Alcuni Stati membri, in particolare la Bulgaria e la Polonia, sono più in ritardo di altri con la decisione in merito a un programma di eliminazione graduale del carbone o con la fissazione della data entro la quale raggiungere tale obiettivo. Tuttavia, oltre alla pressione generata dagli impegni climatici contenuti nell'accordo di Parigi, dalla conferenza sul clima COP 26 di Glasgow (novembre 2021) e dall'obiettivo della neutralità climatica dell'UE, saranno i fattori economici in gioco a spingere ancor di più tali paesi a compiere ulteriori progressi nell'ambito dell'eliminazione graduale del carbone. In particolare, il prezzo in confronto elevato della CO2, che si prevede rimarrà alto ove fossero mantenute le riforme dell'EU ETS, e il continuo calo dei costi delle energie rinnovabili offriranno incentivi economici ad abbandonare il carbone.
	È tuttavia importante che la futura revisione dell'EU ETS sia in linea con l'obiettivo del pacchetto dell'UE "Pronti per il 55 %" e imponga, di conseguenza, limitazioni più stringenti. Un limite sufficientemente rigoroso nell'ambito dell'EU ETS potrebbe portare all'eliminazione graduale del carbone entro il 2030, poiché renderebbe le centrali a carbone non redditizie. Occorre inoltre impedire agli Stati membri che sono ancora dipendenti dal carbone di tenere artificiosamente in vita imprese carbonifere antieconomiche offrendo a queste ultime sovvenzioni e altri aiuti di Stato.
	Il sostegno alle regioni minerarie tramite il meccanismo per una transizione giusta dell'UE incentiva inoltre l'abbandono graduale dell'estrazione del carbone a livello nazionale.
	L'eliminazione delle lacune esistenti e l'inclusione del metano (CH4) derivante dal settore del carbone nell'EU ETS o in un sistema alternativo per il controllo dell'inquinamento potrebbero offrire ulteriori incentivi per una più rapida eliminazione del carbone. Inoltre, nei prossimi anni la direttiva sulle emissioni industriali escluderà ulteriormente dal sistema i vecchi impianti inquinanti.
	Utilizzando una modellazione numerica open-source, la presente analisi mostra come si potrebbe realizzare un'eliminazione graduale del carbone in tutta Europa, che porterebbe a un cambiamento drastico dei sistemi energetici degli Stati membri. È importante osservare che per sostituire le centrali a carbone smantellate sarà necessario installare notevoli capacità di fonti di energia rinnovabili e sviluppare possibilità di stoccaggio dell'energia elettrica. L'espansione delle energie rinnovabili vive da qualche tempo una situazione di stallo in alcuni paesi carboniferi, come la Bulgaria e la Romania, ma anche la Germania negli ultimi anni, e pertanto deve essere rapidamente accelerata. Poiché la produzione di energie rinnovabili offre fattori di capacità minori, occorrerà un'espansione delle capacità più che proporzionale. La sostituzione delle capacità di energia elettrica derivanti dal carbone con centrali alimentate a gas naturale potrebbe costituire un'opzione solo a breve termine, che sarebbe tuttavia incompatibile con l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE per il 2050. Analogamente, anche nel settore del riscaldamento la sostituzione del carbone con il gas naturale rappresenta solo un'opzione a breve termine, che rischia di creare dipendenze dai combustibili fossili e l'abbandono di attività nel percorso verso il 2050 e che andrebbe pertanto evitata.
	Il prosieguo e l'accelerazione dell'espansione delle capacità di energia elettrica da fonti rinnovabili costituiscono una questione della massima importanza. L'aumento dei tassi di installazione delle energie rinnovabili è fondamentale per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE. 
	Pertanto, occorrerà offrire un maggiore sostegno per garantire la necessaria espansione delle capacità delle energie rinnovabili; nello specifico: 
	 sarà necessario fissare obiettivi nazionali in materia di energie rinnovabili che offrano incentivi più chiari; 
	 i costi di investimento e i costi dei prestiti per i progetti rinnovabili nei paesi dipendenti dal carbone dovranno essere ridotti, in particolare negli Stati membri dell'Europa centrale e orientale; e
	 il mercato interno dell'energia dovrà essere rafforzato migliorando le condizioni di accesso al mercato per i nuovi entranti, compresi gli attori del settore delle energie rinnovabili.
	Una questione che non sarà possibile analizzare nel presente studio è quella dell'eliminazione graduale del carbone nel settore industriale, in particolare nella produzione dell'acciaio. Un'alternativa all'attuale produzione dell'acciaio, caratterizzata da un'alta intensità di carbone, è rappresentata da una combinazione di energia elettrica (come input energetico), idrogeno e riciclaggio dei rottami metallici, una soluzione attualmente in fase di sviluppo in tutta Europa (si veda anche il capitolo 5).
	Nel prossimo capitolo si illustrerà per quale motivo il gas naturale di origine fossile non può rappresentare un'opzione a lungo termine per i settori dell'energia elettrica e del calore dell'UE. Pertanto, le attuali capacità di carbone non dovrebbero essere sostituite da capacità di gas naturale. Le capacità di produzione perdurano spesso oltre 30 anni, vale a dire oltre l'anno stabilito dall'UE per il conseguimento della neutralità climatica. 
	Pertanto, per essere compatibili con gli obiettivi a lungo termine dell'UE, l'energia elettrica e il calore prodotti a partire dal carbone dovranno essere sostituiti da una produzione tramite fonti di energia rinnovabili. 
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	PRINCIPALI RISULTANZE
	Contrariamente a quanto accade nel settore carbonifero, in cui gli obiettivi di eliminazione graduale del carbone derivano da strategie nazionali, saranno probabilmente le politiche dell'UE a mostrare la via nella definizione del quadro per la decarbonizzazione del settore del gas. Oltre alla revisione della direttiva sul gas e del regolamento sul gas, il settore sarà oggetto di numerose misure strategiche legate al clima, tra cui la fissazione di obiettivi di riduzione delle emissioni dei gas a effetto serra e la revisione dell'EU ETS, come pure la regolamentazione sul metano, in via di definizione, da applicare alle importazioni di gas naturale. Inoltre, l'interazione con l'idrogeno, altro combustibile di natura gassosa, e la separazione da esso dovranno essere chiarite negli anni a venire. Tali processi politici, che sono presi in considerazione nella presente analisi, saranno fondamentali per stabilire il percorso del gas nei prossimi decenni.
	Si stanno tuttavia compiendo sforzi per affrontare in maniera diretta il ruolo della diminuzione del gas naturale fossile, analogamente a quanto sta accadendo per il carbone. In particolare, l'organizzazione Beyond Oil and Gas Alliance (BOGA), che è stata annunciata nel settembre 2021 e sarà lanciata nel novembre 2021 in occasione della COP26 da Danimarca e Costa Rica in qualità di membri fondatori, potrebbe essere plasmata sull'esempio della Powering Past Coal Alliance (PPCA). Come la PPCA è riuscita a mobilitare l'impegno di numerosi elettori a favore di una decisa eliminazione del carbone, così anche la BOGA mirerà a raggiungere consumatori e produttori di gas naturale.
	Il gas naturale di origine fossile è costituito quasi al 100 % da metano (CH4). Nel presente capitolo ci si soffermerà sul futuro del metano derivante da varie fonti, siano esse fossili (gas naturale), biogeniche (biometano) o costituite da idrogeno sottoposto a metanizzazione (anche chiamato gas sintetico, e-gas o combustibile energetico). Il biometano e il gas sintetico sono qui chiamati "gas verdi". L'idrogeno (H2), a cui si fa spesso riferimento nelle discussioni in materia di gas verdi, è un combustibile differente che richiede infrastrutture in qualche modo diverse da quelle necessarie per il CH4. L'idrogeno sarà pertanto oggetto di analisi nel capitolo 5.
	Alla luce dell'obiettivo della neutralità in termini di emissioni di gas a effetto serra dell'UE, l'uso del gas naturale, al momento piuttosto diffuso, dovrà essere ridotto nei prossimi decenni. Come nel caso del carbone, la questione della sostituzione nei diversi settori della domanda risulta fondamentale e potrebbe rivelarsi ancora più complessa per via della grande varietà di utilizzi del gas naturale: 
	 nel settore industriale, sia come materia prima che come combustibile (ad esempio per la produzione di calore di processo);
	 nel settore dell'energia elettrica, sia per la produzione del carico di base che come riserva volta a garantire flessibilità per le fonti di energia rinnovabili di carattere intermittente;
	 nel riscaldamento degli ambienti; e,
	 in misura ridotta, nei trasporti.
	Il gas naturale potrebbe essere sostituito da metano derivante da fonti "verdi" (biometano o gas sintetico ottenuto tramite energia elettrica da fonti rinnovabili) e, in alcuni settori della domanda, anche dall'idrogeno. Inoltre, i processi che oggi sono alimentati dal gas naturale potrebbero essere sostituiti da processi basati sull'energia elettrica, ad esempio nel riscaldamento degli ambienti e nella produzione di calore industriale. Tali alternative comportano costi diversi, sia operativi che di investimento, nonché specifici vantaggi e svantaggi.
	Il presente studio analizza il futuro del gas naturale, dei gas verdi (CH4) e dell'infrastruttura del gas seguendo l'approccio degli scenari introdotto al capitolo 2. Detta analisi si soffermerà a esaminare gli effetti della sostituzione del gas naturale in ognuno dei tre scenari considerati, valutando, in particolare, l'impatto sulla domanda, sulle importazioni e sull'infrastruttura del gas naturale, nonché sulla fornitura e sulla domanda dei gas verdi. La maggior parte del gas naturale consumato attualmente nell'UE è importata. Pertanto, una riduzione dei consumi nel lungo periodo influenzerà fortemente le importazioni, le relazioni con gli importatori e l'utilizzo delle infrastrutture usate per l'importazione. La presente analisi rileva che alcune delle attuali importazioni di gas naturale saranno in futuro sostituite da importazioni di gas verdi (idrogeno, gas di sintesi).
	Il settore del gas naturale dipende da infrastrutture specifiche delle attività (gasdotti, stoccaggio sotterraneo, terminal di GNL), che sono attualmente disciplinate all'interno dell'UE dalla direttiva sul gas (2009/73/CE) e dal regolamento sul gas ((CE) n. 715/2009). L'uso di tali attività infrastrutturali subirà modifiche sostanziali di diversa natura, a seconda dello scenario. La revisione delle norme vigenti in un ampio pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato dovrebbe contribuire a garantire una transizione ordinata dalla situazione attuale a qualsiasi condizione futura per il 2050. Il presente studio prende in esame i punti principali di tale transizione.
	Il settore del gas naturale è caratterizzato da una catena del valore complessa (figura 4-1). Le infrastrutture di trasporto, in forma di gasdotti e terminal (di importazione) del gas naturale liquefatto (GNL), rivestono un ruolo importante. Le riserve di gas naturale rimanenti nell'UE sono molto limitate e la maggior parte del gas naturale consumato nell'UE è importata attraverso i gasdotti o i terminal di GNL (si veda sotto). L'infrastruttura per il trasporto del gas naturale è altamente specifica, vale a dire i gasdotti e i terminal di GNL possono essere utilizzati solo per trasportare gas e non possono essere impiegati per altri vettori energetici.
	Il prodotto commerciale "gas naturale" presenta un contenuto di metano pari a circa il 95 % (87 %-99 %). Benché i depositi di gas naturale possano avere un contenuto di metano inferiore e contenere impurità, il gas in questione viene sottoposto a una lavorazione per essere purificato e portato al contenuto energetico standard. La produzione e la lavorazione della maggior parte del gas naturale consumato oggi in Europa avvengono al di fuori dell'UE. Sulle lunghe distanze il gas naturale può essere trasportato in condotte ad alta pressione (gasdotti di trasmissione), oppure via mare come GNL (raffreddato fino a raggiungere una temperatura inferiore ai -162 °C). Il gas naturale viene liquefatto per essere trasformato in GNL sul mercato delle esportazioni, mentre viene rigassificato nel mercato delle importazioni. L'UE non dispone di terminal di liquefazione (se ne trova uno in Norvegia), mentre possiede 27 terminal di rigassificazione (GIIGNL, 2021).
	Figura 41: Catena del valore del gas naturale
	/
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	Nella fase finale della catena del valore, il gas naturale viene consumato, il che comporta spesso una combustione (ossia, viene usato per il suo contenuto energetico), in uno dei seguenti tre settori: produzione di energia elettrica e calore, industria, o uso da parte di consumatori più piccoli che ricevono il gas naturale attraverso le condotte di distribuzione. Il commercio di gas naturale, fra esportatori e importatori ma anche fra operatori del mercato del gas naturale e grandi consumatori, avviene o nell'ambito di contratti a lungo termine o attraverso i mercati delle materie prime sviluppatisi con successo negli ultimi dieci anni sul mercato interno dell'energia dell'UE (Stern and Rogers, 2017; Heather, 2019).
	Il gas naturale rappresenta circa un quinto dell'approvvigionamento energetico totale dell'UE. Tale quota è aumentata di cinque punti percentuali dal 1990, rimanendo tuttavia relativamente costante negli ultimi 20 anni. In termini assoluti, il gas naturale immesso nel sistema energetico è aumentato quasi del 50 % fra il 1990 e il 2019 (passando da 3 200 TWh a 4 800 TWh). 
	Figura 43: Andamento del gas naturalenell'approvvigionamento energetico nel corso del tempo
	/
	Fonte:  Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat(banca dati ngr_bal_c).
	Nota:  Il calcolo della quota è stato effettuato sommandoimportazioni e produzione.
	L'UE è un grande importatore netto di gas naturale. Pur persistendo ancora in alcuni paesi, la produzione nazionale è diminuita notevolmente negli ultimi anni per via di problemi geologici (Paesi Bassi) e moratorie locali sulle tecnologie di fracking (Germania), nonché a causa di una generale diminuzione delle riserve. Pertanto, oltre l'80 % dell'approvvigionamento totale di gas naturale dell'UE deriva dalle importazioni (nel 2019 tale quota ammontava all'88 %). La principale fonte di detto gas è la Russia, seguita da Norvegia e Algeria (figura 4-4), che dispongono tutte di ampie capacità di condotte per la consegna nell'UE. 
	Figura 44: Paesi esportatori di gas naturale di origine fossile verso l'UE nel 2019
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_ti_gas).
	Le importazioni di GNL rivestono un'importanza maggiore o minore all'interno dell'UE a seconda delle condizioni del mercato a livello globale, vale a dire del prezzo (relativo) in Asia, regione concorrente in termini di domanda, e delle disponibilità o carenze nell'approvvigionamento mondiale. Nel 2019 e nel 2020 le importazioni di GNL sono state di gran lunga al di sopra della media a causa di un aumento delle capacità di esportazione globali del GNL (negli Stati Uniti, in Russia e in Australia) e dei bassi prezzi di tale risorsa in Asia a causa di condizioni meteorologiche miti nella stagione invernale (all'incirca 1 000 TWh, pari a circa un quarto dell'approvvigionamento totale di gas naturale nell'UE). Le capacità di importazione disponibili consentirebbero importazioni di GNL pari a circa il doppio di quelle menzionate. 
	Figura 45: Produzione di biogas nell'UE-27 (1990-2019)
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c).
	La produzione di biogas all'interno dell'UE è aumentata negli ultimi anni. Nel 2019 si registrava infatti una produzione di circa 160 TWh, un livello circa dieci volte maggiore rispetto a quello registrato nel 2000. Tale quota rappresenta tuttavia solo un esiguo 3 % dell'approvvigionamento di gas dell'UE. Ciononostante, l'Europa è la maggiore regione produttrice di biogas al mondo (AIE, 2020a). 
	La maggior parte della produzione avviene in Germania, da cui proviene oltre la metà del biogas disponibile nell'UE e che è anche il maggior paese produttore al mondo. Anche in Italia la produzione di biogas ha conosciuto un rapido aumento negli ultimi dieci anni. 
	Il biogas viene prodotto a partire da un'ampia varietà di fonti, tecnologie e processi. Ad oggi, le principali fonti di biogas in Europa sono rappresentate dalle colture (colture energetiche, residui di raccolto e colture di rotazione, che costituiscono quasi la metà della produzione totale), dal concime animale (un terzo della produzione totale), dai rifiuti solidi urbani (circa il 10 % della produzione totale) e dalle acque reflue urbane (circa il 5 % della produzione totale).
	Più precisamente, nel presente studio si opera una distinzione fra biometano e biogas. Il biometano presenta lo stesso contenuto, molto elevato, di metano del gas naturale (> 90 %) e può essere introdotto nel sistema di condotte del gas naturale. Il biogas, al contrario, è una miscela di metano, CO2 e piccole quantità di altri gas combustibili. Oggi solo una piccola parte del biogas è trasformata in biometano (circa il 10 %), con quote notevolmente più elevate in Danimarca e Svezia. Il biogas a basso contenuto di metano è usato localmente, nei pressi del sito di produzione, vale a dire senza essere trasportato attraverso una rete di condotte. La maggior parte del biogas/biometano (quasi l'80 %) è in effetti utilizzato per la produzione di energia elettrica e calore.
	Come illustrato nella figura 4-1, il settore del gas naturale dipende da infrastrutture specifiche delle attività (gasdotti, stoccaggio sotterraneo, terminal di GNL) che sono sottoposte a regolamentazione (accessi, tariffe, separazione). La "specificità dell'attività" è un concetto che indica che un'attività non può essere usata o può difficilmente essere usata per usi alternativi o da combustibili alternativi. Tali specificità si possono riscontrare nelle catene del valore di tutti i settori energetici. La conversione delle attività legate al gas naturale in attività legate ad altri gas comporterà costi maggiori o minori ove detti gas non siano principalmente metano (ad esempio, nel caso della conversione all'idrogeno). Inoltre, non tutti i tipi di attività possono essere convertiti per essere utilizzati da gas diversi dal metano. Ciò è vero in particolare nel caso dello stoccaggio sotterraneo del gas.
	Il sistema europeo di gasdotti presenta attualmente capacità maggiori del necessario in molti luoghi ma, allo stesso tempo, carenze in altri. Fra il 2008 e il 2020 il tasso medio di utilizzo dei punti transfrontalieri europei è stato solo del 30 %. I dati sulla trasparenza rivelano infatti che, nonostante la spinta per un'espansione efficiente delle capacità e le dotazioni derivanti dai diversi pacchetti sull'energia dell'UE, le capacità superiori al necessario sono state spesso utilizzate per garantire la sicurezza dell'approvvigionamento, ma anche per migliorare l'accesso al mercato del fornitore dominante, vale a dire la Russia. 
	Le capacità bidirezionali (flusso invertito) sono state utilizzate solo in tempi relativamente recenti, a partire dalla crisi in Crimea nel 2014, come misura di sicurezza per garantire un approvvigionamento supplementare, benché in modo non uniforme in tutta Europa. Le capacità di flusso invertito sono concentrate nelle capacità da e per l'Ucraina e nei pressi della Germania. 
	Il motivo per cui tali capacità sono limitate non è da ricondursi a fattori economici, vale a dire perché è relativamente economico aggiungere capacità di compressione in direzione opposta nei gasdotti esistenti. Le ragioni alla base delle scarse capacità di flusso invertito disponibili risiedono piuttosto nell'esercizio del potere di mercato e nelle limitazioni all'ingresso sul mercato imposte dagli operatori già insediati, nonché nelle tensioni (geo)politiche e in analoghe divergenze fra i regolatori nazionali. Il settore del commercio del gas ha un gran potenziale di miglioramento dell'efficienza, accompagnato in effetti da un potenziale di espansione delle capacità di commercio del gas a un costo relativamente basso, che potrà essere sfruttato se gli Stati membri dell'UE riusciranno a creare flussi invertiti come previsto dal mercato interno dell'energia. 
	Circa il 60 % del gas naturale è usato direttamente nel consumo di energia finale senza essere precedentemente trasformato. La figura 4-6 mostra i settori che consumano gas naturale, includendo sia i settori di consumo finale che quelli di trasformazione, come la produzione di energia elettrica e calore. Il settore industriale impiega circa il 22 % dell'approvvigionamento totale di gas naturale. Se la maggior parte del consumo industriale (96 %) è da ricondurre a scopi energetici, il 4 % è dovuto invece a usi non energetici. Le famiglie consumano circa un quinto dell'approvvigionamento di gas naturale, mentre un quarto dell'approvvigionamento è impiegato come input per la produzione di energia elettrica e calore. La cogenerazione di calore ed elettricità consuma una quota dell'approvvigionamento pari al 15 %, gli impianti per la sola produzione di energia elettrica una quota del 13 % e gli impianti per la sola produzione di calore una percentuale del 2 %.
	Figura 46: Uso del gas naturale nell'Unione europea (UE-27) nel 2019
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c).
	Nell'ambito dell'uso industriale del gas fossile si può distinguere tra applicazioni energetiche (96 % nell'UE) e applicazioni non energetiche (figura 4-7). Queste ultime consistono quasi esclusivamente in materie prime per l'industria chimica e petrolchimica. Tuttavia, il gas fossile è utilizzato principalmente come input a scopi energetici, ad esempio per la produzione di calore di processo. Anche in questo ambito è l'industria chimica e petrolchimica ad assorbire la maggior parte del gas fossile, sebbene anche altri settori, fra cui quelli del cemento, del ferro e dell'acciaio, consumano gas naturale su vasta scala.
	Figura 47: Uso industriale del gas naturale di origine fossile
	/
	Fonte: Calcoli degli autori sulla base dei dati Eurostat (banca dati ngr_bal_c).
	Il gas naturale è tipicamente consumato tramite combustione, che genera emissioni di CO2. Inoltre, il gas naturale è costituito per la maggior parte da metano (~95 %), che è già di per sé un potente gas a effetto serra con un potenziale di riscaldamento nettamente superiore rispetto a quello della CO2 e che potrebbe inoltre fuoriuscire dalle attività di produzione e trasporto del gas naturale (emissioni fuggitive di metano). 
	Dal 1990 le emissioni di CO2 derivanti dal consumo di gas naturale hanno fatto registrare un aumento del 34 % (figura 4-8), un dato che riflette l'uso crescente di gas naturale a cui si è assistito negli anni '90 e 2000. Nel 2019 dalla combustione del gas naturale sono state rilasciate 776 Mt di CO2, una quantità maggiore rispetto alle emissioni di CO2 derivanti dal carbone (739 Mt). 
	Figura 48: Andamento delle emissioni di CO2 derivanti dal gas naturale nel corso del tempo
	/
	Fonte:  Calcoli degli autori sulla base delle informazioni disponibili agli indirizzi https://ourworldindata.org/emissions-by-fuel e https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/data-viewers/greenhouse-gases-viewer.
	Figura 49: Emissioni di CO2 derivanti dalla combustione di gas naturale per paese nel 2019, espresse in Mt
	/
	Fonte:  Calcoli degli autori sulla base delle informazioni disponibili agli indirizzi https://ourworldindata.org/emissions-by-fuel e https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/data-viewers/greenhouse-gases-viewer.
	Le perdite di metano dalle infrastrutture del gas naturale dovute a tecnologie di bassa qualità, a una manutenzione insufficiente o ad altre ragioni rappresentano un pericoloso gas a effetto serra. Per via della loro natura involontaria, le emissioni derivanti da tali perdite sono solitamente definite "emissioni fuggitive". I paesi firmatari della UNFCCC sono tenuti a riferire in merito alle proprie emissioni fuggitive di CH4 nell'ambito delle rispettive relazioni sull'inventario dei gas a effetto serra. Tuttavia, tale rendicontazione non è solitamente basata su misurazioni e le emissioni di CH4 non sono generalmente sottoposte a verifiche. Nell'ambito della rendicontazione delle emissioni fuggitive derivanti dal settore energetico, si distingue fra il settore dei combustibili solidi (vale a dire il carbone, cfr. capitolo 3) e il settore del petrolio e del gas. Se si considera il potenziale di riscaldamento a 100 anni, ciascuno di detti settori è responsabile di una quantità di emissioni di CH4 equivalente a circa l'1 % delle emissioni di CO2 dell'UE (su un periodo di 20 anni detta proporzione è invece pari a circa il 2 %, cfr. anche appendice A1). Nel 2019 all'interno dell'UE sono state registrate emissioni fuggitive di metano derivanti dai settori del petrolio e del gas per circa 0,85 Mt. I settori del petrolio e del gas sono responsabili congiuntamente di un terzo delle emissioni di CH4 derivanti dal settore energetico e di circa il 6 % delle emissioni totali di metano dell'UE quali segnalate all'UNFCCC. Altri settori responsabili di considerevoli emissioni di metano sono quelli dell'agricoltura e dei rifiuti.
	La maggior parte delle perdite di metano nel settore del gas naturale non avviene entro i confini dell'UE, ma piuttosto nei paesi di esportazione e di transito dai quali l'UE importa il gas naturale. Di conseguenza, data la notevole rilevanza delle importazioni per l'UE, per tenere conto adeguatamente delle emissioni di GES causate dall'uso di gas naturale nell'UE è opportuno considerare anche l'impronta di CH4 lungo l'intera catena del valore. La strategia per il metano della Commissione europea promette l'elaborazione di proposte legislative volte ad affrontare la questione delle perdite di metano derivanti dalle importazioni di gas naturale, in primo luogo chiedendo una rendicontazione certificata delle emissioni di metano associate alle importazioni di gas naturale e, in termini generali, migliorando il monitoraggio, la comunicazione e la verifica delle emissioni di metano. 
	Al momento la conoscenza e la misurazione delle emissioni di metano a livello globale sono molto limitate. Attualmente è in fase di sviluppo ad opera di una serie di parti un'infrastruttura per l'esecuzione di misurazioni del metano via satellite, che dovrebbe entrare in funzione entro il 2023. Nel frattempo, le informazioni disponibili si riducono quasi esclusivamente ad alcune stime difficili da verificare raccolte dall'Agenzia internazionale per l'energia nel suo Methane Tracker, creato nel 2020. Secondo alcune stime, nel settore del gas naturale sarebbe possibile, a costi relativamente ridotti, abbattere (ridurre) fino a circa il 75 % delle perdite di CH4.
	Sarebbe opportuno prendere in considerazione strumenti strategici di più ampio respiro rispetto alla rendicontazione delle emissioni, quali ad esempio la fissazione del prezzo (tassazione) del contenuto di metano delle importazioni di gas naturale. Per poter fungere da incentivo alla riduzione delle perdite, un simile prezzo franco frontiera del metano dovrebbe essere proporzionale al contenuto di metano delle importazioni di gas naturale in questione. Greif ed Ecke (2021) hanno stimato gli effetti di diversi livelli di prezzo franco frontiera del metano. Stando ai dati, imprecisi e non verificati, relativi alle perdite di CH4 riportati dal Methane Tracker dell'AIE, la Russia e gli Stati Uniti sarebbero i paesi maggiormente colpiti da un'imposta sul CH4 alla frontiera dell'UE. La Norvegia, l'unico paese a essere dotato di un sistema di tassazione e monitoraggio del CH4, non ne subirebbe quasi alcuna ripercussione e potrebbe persino aumentare le sue esportazioni verso l'UE laddove disponesse di maggiori capacità di produzione e di esportazione. Secondo le stime, i paesi esportatori del Medio Oriente (ad esempio il Qatar) presentano una quantità ridotta di emissioni fuggitive di metano e potrebbero pertanto beneficiare di tale scelta ed esportare una maggiore quantità di gas naturale (GNL) verso l'UE (Greif ed Ecke, 2021). In ogni caso, per poter ottenere una riduzione efficace del contenuto di CH4 delle importazioni di gas naturale dell'UE, un'eventuale tassa sul CH4 dovrebbe essere consistente: sulla base del potenziale di riscaldamento globale a 20 anni (ossia con il GWP del CH4 81 volte superiore a quello della CO2), un'imposta alla frontiera di 25 EUR/tCO2eq. porterebbe a una riduzione del 18 % dell'impronta di CH4 derivante dal consumo di gas naturale dell'UE. Un'imposta alla frontiera di 100 EUR/tCO2eq. porterebbe a una riduzione del 48 % dell'impronta di CH4 legata al consumo di gas naturale dell'UE. Questo sarebbe il risultato, da un lato, della sostituzione delle importazioni provenienti da Russia e Stati Uniti, che presentano un elevato livello di perdite, con importazioni caratterizzate da un basso livello di perdite provenienti dal Medio Oriente e, dall'altro, di una piccola riduzione dei consumi, inferiore al 5 %, con uno scenario di 25 EUR/tCO2eq. (8 % nel caso di 100 EUR/tCO2eq.).
	Nella presente sezione saranno brevemente esaminate le diverse opzioni per la sostituzione dell'attuale uso di gas naturale con alternative a basse emissioni di carbonio o a zero emissioni di carbonio. Dette alternative spaziano dalla prosecuzione dell'uso del gas naturale, con l'abbattimento (cattura) di gran parte delle emissioni ad esso associate tramite un processo di cattura e stoccaggio del carbonio (CCS) (sezione 4.2.1), alla prosecuzione dell'uso del metano o dei gas, generati tuttavia da fonti rinnovabili, vale a dire biometano, metano sintetico o idrogeno (sezione 1.2.2), fino alla sostituzione del metano con un vettore energetico alternativo, segnatamente l'energia elettrica da fonti rinnovabili (sezione 1.2.3). Per ciascuna delle citate opzioni saranno brevemente analizzati i potenziali, i costi e i limiti della sostituzione per i vari settori di domanda del gas naturale: riscaldamento degli ambienti, industria, produzione di energia e trasporti.
	Nei paesi che producono ed esportano gas naturale (fra cui Norvegia, Australia, Stati Uniti, Regno Unito e Russia) quella della cattura e dello stoccaggio del carbonio è considerata una tecnologia che può contribuire a mantenere lo status quo dell'utilizzo del gas naturale.
	Tale percezione ignora tuttavia svariati problemi legati a detta tecnologia che portano gli autori del presente studio a concludere che la cattura e lo stoccaggio del carbonio non rappresentino un'opzione realistica per la maggior parte dei settori dell'UE. 
	Di seguito si illustrano alcuni dei problemi a cui si fa riferimento:
	 la cattura del carbonio non è una tecnologia di lavoro operativa a livello commerciale in tutto il mondo o in qualsiasi settore (Holz et al., 2018a). In altre parole, vi è ancora una notevole necessità di attività di ricerca, sviluppo e diffusione (ossia progetti di dimostrazione e progetti pilota) prima di poter ipotizzare un ampio uso di questa tecnologia a prezzi ragionevoli (Kelsall, 2020). Potrebbero inoltre presentarsi ulteriori ostacoli nello sviluppo della tecnologia stessa;
	 qualsiasi tecnologia di cattura ad oggi conosciuta presenta tassi di cattura della CO2 di gran lunga inferiori al 100 %. In altre parole, rimarrebbero emissioni residue di GES, in contrasto con l'obiettivo della piena decarbonizzazione;
	 lo stoccaggio sotterraneo del carbonio su scala commerciale è stato realizzato finora solo nei giacimenti di petrolio o di gas operativi (recupero assistito del petrolio/del gas) e non in corrispondenza di altre formazioni geologiche. Sono necessarie ulteriori attività di ricerca e sviluppo in relazione alla sicurezza geologica di tali operazioni (cfr. anche Cao et al, 2020);
	 in vaste zone dell'UE si riscontra una forte opposizione allo stoccaggio sotterraneo della CO2. Il quadro giuridico europeo, costituito dalla direttiva sulla cattura e lo stoccaggio del carbonio lascia pertanto agli Stati membri il compito di legiferare a tale riguardo. Nella maggior parte degli Stati membri dell'UE, le competenze sono conferite alle autorità regionali, che ricevono pressioni dalla società civile e dagli elettori affinché non consentano lo stoccaggio sotterraneo della CO2;
	 il commercio transfrontaliero e il trasporto offshore della CO2 non sono attualmente consentiti (Heffron et al, 2018; Banks et al, 2017); e,
	 per ottenere una catena del valore per la tecnologia CCS efficace sotto il profilo dei costi, è necessario collegare grandi fonti puntuali ed estesi pozzi di stoccaggio tramite condotte di CO2 (Holz et al., 2018b). Al momento non sono tuttavia disponibili condotte di tale tipo. Inoltre i sistemi di condotte non sono sufficientemente flessibili per potersi facilmente adattare quando i pozzi di stoccaggio sono pieni.
	Per questi motivi, la diffusione della tecnologia CCS nel settore energetico è diventata difficilmente percorribile, dal momento che sono diventate competitive sotto il profilo dei costi altre alternative prive di carbonio, in particolare l'energia elettrica da fonti rinnovabili e le misure di integrazione della rete ad essa correlate. Inoltre, la diminuzione dei costi sembra essere più dinamica di quella a cui si assiste nel settore dell'idrogeno verde. Nei passaggi seguenti ci si soffermerà pertanto sulle possibilità di sostituire il gas naturale con i gas rinnovabili o con l'energia elettrica. 
	Di conseguenza, negli scenari estremi qui esaminati (capitolo 6 e sezione 1.3) si ipotizza che la cattura e lo stoccaggio del carbonio (CCS) non siano necessari per via della disponibilità di altre alternative più facilmente realizzabili. 
	Tuttavia, negli scenari intermedi (che non sono oggetto di discussione nella presente analisi) tale tecnologia potrebbe avere un ruolo da svolgere, in particolare nelle attività industriali difficili da decarbonizzare. È infatti ormai ampiamente riconosciuto che, se fossero sviluppate e diffuse in maniera efficace, la tecnologia CCS si concentrerebbe sui settori difficili da decarbonizzare come quello dell'industria (ad esempio, nel settore del cemento). Dalla prospettiva di un'organizzazione di mercato, lo sviluppo di progetti di CCS integrati su piccola scala a livello industriale, quale discusso in Jagu & Massol (2020), risulta essere più probabile rispetto allo sviluppo su larga scala di un'infrastruttura paneuropea di condotte e stoccaggio di CO2. 
	Inoltre, l'utilizzo della CO2 catturata, vale a dire la messa in atto di una catena del valore per la cattura e l'utilizzo del carbonio (CCU), ridurrebbe alcune delle sfide associate alla tecnologia CCS, in particolare per quanto riguarda lo stoccaggio. L'introduzione di un pagamento a carico degli utenti per la CO2 catturata potrebbe persino ridurre il costo della tecnologia CCS (Holz et al., 2021). Tuttavia, finora la cattura e l'utilizzo del carbonio (CCU) sono stati realizzati solo tramite il recupero assistito del petrolio (o del gas), vale a dire migliorando i tassi di recupero nei giacimenti di petrolio e/o gas naturale. Benché si possano prevedere altri usi per la CO2 catturata, ad esempio nell'industria alimentare, in cui questa è utilizzata come input (ad esempio per la gassificazione delle bevande), detti usi non sono stati ancora messi in atto.
	Il gas naturale di origine fossile può essere sostituito senza problemi dal metano derivante da altre fonti, come ad esempio il metano sintetico ("gas di sintesi") o il biometano. Il metano potrebbe inoltre essere sostituito dall'idrogeno in numerose applicazioni, dal momento che le due risorse presentano varie analogie, tra cui il fatto di trovarsi allo stato gassoso. L'idrogeno sarà discusso nel dettaglio al capitolo 6. Prima di presentare le diverse possibilità di sostituzione per altri gas nei principali settori di domanda del gas, si procederà a illustrare i metodi di produzione utilizzati per ottenere i gas alternativi. 
	Il metano sintetico prodotto per via elettrochimica è ottenuto dalla metanazione dell'idrogeno, che prevede l'utilizzo dell'idrogeno e della CO2 come input (Götz et al., 2016). Se gli input sono privi di emissioni di GES nell'arco del loro ciclo di vita, ad esempio se sono ottenuti da un'elettrolisi realizzata tramite energia elettrica da fonti rinnovabili, anche il prodotto finale sarà privo di emissioni di GES. Dato il ruolo speciale rivestito dall'energia elettrica (da fonti rinnovabili) nel processo di produzione dell'idrogeno, questo percorso di produzione del gas di sintesi può essere definito "conversione dell'energia elettrica in gas" o "conversione dell'energia elettrica in metano". La CO2 utilizzata come materia prima può derivare dall'atmosfera (cattura diretta dall'aria), dalla biomassa (ad esempio nel caso degli impianti di gassificazione della biomassa o di purificazione del biogas) o dalle tecnologie di cattura del carbonio (ad esempio, applicate alla combustione dei combustibili fossili).
	L'ulteriore processo di metanazione rende il gas sintetico ottenuto dall'idrogeno e dalla CO2 più costoso dell'idrogeno. Schiebahn et al. (2016) stimano che i costi per un sistema completo di conversione dell'energia elettrica in metano, che includa i processi di elettrolisi, metanazione, compressione e altri processi, si aggirino intorno ai 2 000 EUR/kWel. Tuttavia, tale processo non è attualmente operativo su scala commerciale e vi è ancora una grande incertezza sui costi di ciascuno dei componenti del sistema. Evangelopoulou et al. (2019) hanno stimato che, in generale, le tecnologie coinvolte nel processo presentano un livello medio di maturità tecnologica. Se si considerano inoltre la bassa efficienza energetica generale, gli elevati costi di investimento e l'ingente fabbisogno di energia elettrica, si può dedurre che il metano prodotto attraverso la conversione dell'energia elettrica rivestirà probabilmente solo un ruolo marginale. 
	L'altro gas verde o gas rinnovabile alternativo è costituito dal biogas/biometano. L'AIE (2020a) ha previsto una forte e rapida crescita della produzione e del consumo di biometano sia a livello europeo che a livello mondiale. Il biometano presenta un contenuto di metano molto elevato (>90 %) ed è equivalente al metano ottenuto da fonti fossili o tramite metanazione. Già oggi piccoli volumi di detta risorsa sono introdotti nei gasdotti. In alcuni paesi il biometano è considerato uno strumento utile per la decarbonizzazione dei trasporti a gas e sono previste politiche statali intese a promuovere l'iniezione di biometano nelle reti del gas naturale (ad esempio, in Germania, in Italia e nei Paesi Bassi). 
	Il biometano è ottenuto dalla "purificazione" del biogas (vale a dire, attraverso la rimozione della CO2 e di altri gas in modo da aumentare la concentrazione di metano), o attraverso la gassificazione della biomassa solida. Secondo le stime dell'AIE, il potenziale futuro del biometano nell'UE e nelle regioni ad essa limitrofe è di gran lunga superiore ai volumi di produzione attuali. Dalla produzione di biometano tramite la purificazione del biogas si ottiene come prodotto collaterale CO2 in una forma relativamente concentrata. 
	Insieme all'idrogeno, detta CO2 potrebbe essere utilizzata per produrre un flusso aggiuntivo di metano (AIE, 2020a). Un'altra opzione potrebbe essere rappresentata dallo stoccaggio sotterraneo della CO2, in modo da rendere il biometano una fonte di energia a emissioni negative di CO2 (BECCS, bioenergia con cattura e stoccaggio del carbonio).
	La produzione di biometano comporta tuttavia costi elevati. A seconda della fonte e della tecnologia utilizzate, i costi del biometano possono superare gli attuali prezzi del gas naturale. Il prezzo medio per la produzione di biometano ammonta oggi a circa 55 EUR/MWh (AIE, 2020a), dove solo il biometano ottenuto dalle discariche (rifiuti solidi) non supera la soglia dei 45 EUR/MWh e, in alcuni casi, persino dei 30 EUR/MWh. L'AIE prevede che vi sarà una notevole riduzione dei costi a livello globale e che un'ampia quota della produzione futura si aggirerà attorno al prezzo di 30 EUR/MWh. In particolare, il processo di gassificazione termica della biomassa solida, ad oggi immaturo, offre un grande potenziale per future riduzioni dei costi (AIE, 2020a). Tuttavia, per le tecnologie pertinenti in Europa, l'AIE non si aspetta un analogo calo dei costi, che potrebbero anche rimanere al di sopra dei 45 EUR/MWh (AIE, 2020a).
	Affinché le fonti sostenibili possano rivestire un ruolo più rilevante, sarà necessario ricorrere a fonti di produzione differenti. Oltre alle fonti attualmente utilizzate, come le acque reflue urbane, i rifiuti solidi urbani e il concime animale, anche altre fonti, tra cui la biomassa legnosa e i residui di raccolto, svolgeranno un ruolo maggiore. Allo stesso tempo, per una produzione sostenibile di biogas/biometano è necessario ridurre l'uso diretto dei raccolti, per evitare la concorrenza con gli usi alimentari.
	Oltre a quella del biometano, ci si attende un'ulteriore espansione anche della produzione del biogas nei prossimi decenni, sebbene a un ritmo più lento. Il biogas è il gas a basso contenuto di metano ottenuto per via biochimica. Il biogas continuerà a soddisfare la domanda locale di calore ed energia, in particolare nelle zone in cui l'energia elettrica da fonti rinnovabili non può garantire il 100 % dell'approvvigionamento energetico. Nonostante il loro potenziale crescente e le ulteriori riduzioni dei costi, il biogas e il biometano continueranno probabilmente a rivestire un ruolo piuttosto marginale nella sostituzione del gas naturale. Nello specifico, i costi ad essi legati rimarranno infatti con tutta probabilità superiori a quelli di altre alternative rinnovabili come l'energia elettrica e l'idrogeno. Tuttavia, politiche di sostegno che possano compensare parte dei costi potrebbero far uscire il biogas/biometano dalla loro nicchia.
	Fendt et al. (2016) hanno messo a confronto i costi e i dati di efficienza di questi due tipi di metano rinnovabile. Per il biometano ottenuto per via biochimica tradizionale (ossia attraverso la purificazione del biogas) gli autori dello studio in questione hanno stimato livelli di efficienza compresi fra il 55 % e il 57 %, con un potenziale di miglioramento superiore all'80 %, mentre per il biometano ottenuto dalla gassificazione hanno previsto livelli di efficienza leggermente più elevati con valori massimi del 70 % oggi e del 75 % in futuro. Nel caso della conversione dell'energia elettrica in metano (vale a dire la metanazione dell'idrogeno) si prevedono futuri livelli di efficienza compresi fra il 54 % e il 60 %, con un miglioramento futuro che potrebbe toccare quota 78 %. Ovviamente, oltre ai progressi tecnologici ottenuti grazie all'apprendimento, nella produzione di metano rinnovabile prevalgono gli effetti di scala, che determinano una riduzione dei costi di produzione e investimento di pari passo all'aumentare delle dimensioni degli impianti. I costi di produzione variano fra 5,9 e 13,7 centesimi di EUR/kWh (produzione del biometano per via biochimica), 5,6 e 37 centesimi di EUR/kWh (produzione del biometano per via termochimica), e 8,2 e 93 centesimi di EUR/kWh (conversione dell'energia elettrica in metano) (Fendt et al., 2016). Pertanto, sebbene nessuno dei percorsi di produzione rinnovabili possa competere con gli attuali prezzi del gas naturale, tutte le opzioni sono in grado di offrire metano a zero emissioni di carbonio.
	L'utilizzo del metano ottenuto da tali fonti rinnovabili consentirà di continuare a impiegare le infrastrutture esistenti per il trasporto e lo stoccaggio a lungo termine (interstagionale) e nelle apparecchiature dell'utente finale. Il rischio di abbandono delle attività emergerà solo se l'uso del metano rinnovabile sarà notevolmente inferiore, o limitato solo a regioni specifiche, rispetto ai livelli di domanda odierni.
	1. Industria
	Il metano sintetico può sostituire il gas naturale di origine fossile nel settore industriale, determinando potenzialmente una notevole riduzione del fattore di emissione (Fleiter et al., 2019).
	Il principale vantaggio che il metano sintetico offre rispetto all'idrogeno puro consiste nel fatto che esso può essere fornito utilizzando la rete del gas naturale esistente e può utilizzare gli impianti di stoccaggio sotterraneo esistenti per lo stoccaggio a lungo termine (interstagionale). Ciò comporta costi di investimento minori per le infrastrutture di trasporto. Inoltre, una sostituzione del gas naturale di origine fossile con il metano sintetico richiederebbe minori cambiamenti ai processi di produzione industriali rispetto ad altre opzioni di decarbonizzazione per il settore industriale, come ad esempio l'elettrificazione diretta. Pertanto, i costi di investimento ricadrebbero sul lato dell'offerta, mentre gli utenti industriali potrebbero mantenere le proprie apparecchiature. Tuttavia, alla luce dell'ingente fabbisogno di energia elettrica e dei costi del processo di metanazione, l'utilizzo del metano sintetico in sostituzione del gas naturale per tutti gli usi industriali di tale risorsa potrà difficilmente risultare conveniente dal punto di vista economico (Bataille et al, 2018). Il metano sintetico rappresenta piuttosto un'alternativa utile per specifici processi e sottosettori industriali per i quali un'elettrificazione diretta non è tecnicamente realizzabile o non è auspicabile sotto il profilo economico. 
	La maggior parte del gas naturale fossile impiegato nel settore industriale è usata per generare calore e vapore (Mantzos et al., 2018). Mentre il fabbisogno di calore a bassa temperatura può essere soddisfatto attraverso l'elettrificazione con le tecnologie esistenti e consolidate, l'idrogeno e il metano sintetico sono utili per fornire calore a temperature superiori ai 1 000 °C (Maddedu et al., 2019). La domanda delle alte temperature deriva principalmente dalla combustione dei clinker nell'industria del cemento, dalla produzione dell'acciaio primario negli altiforni e dalla fusione dell'alluminio (Honoré, 2019). Altri combustibili, come la biomassa o i rifiuti, risultano meno costosi del metano sintetico per la produzione dei clinker (Hübner e von Roon, 2021). Il metano sintetico può essere usato come agente riduttore negli altiforni tradizionali per la produzione di acciaio primario. Il potenziale di riduzione delle emissioni di GES è tuttavia limitato. Per decarbonizzare completamente la produzione dell'acciaio sono necessarie altre tecnologie, come la riduzione diretta del minerale di ferro in reattori che non effettuano combustioni alimentati a idrogeno (Bailera et al, 2021). Un'altra possibilità consiste nella sostituzione dell'acciaio primario con l'acciaio secondario, che viene prodotto rifondendo rottami metallici in forni elettrici ad arco, un processo che può essere elettrificato al 100 % (Maddedu et al., 2019). 
	Il settore chimico dipende in grande misura dal gas naturale di origine fossile, che, pur essendo utilizzato nella maggior parte dei casi per i processi legati all'energia, è impiegato anche come materia prima (cfr. figura 46). Benché l'industria chimica fabbrichi molti prodotti diversi ricorrendo a processi differenti, la maggior parte delle emissioni del settore è riconducibile alla produzione di ammoniaca, metanolo, propilene, etilene e benzene/toluene/xilene (BTX) (Schiffer e Manthiram, 2017). L'ammoniaca è prodotta dall'idrogeno e dall'azoto contenuti nell'aria. Attualmente l'idrogeno è fornito principalmente a partire dal gas naturale di origine fossile tramite una reazione di reforming con vapore del metano (cfr. capitolo 5 sull'idrogeno). Pertanto, per decarbonizzare la produzione di ammoniaca è necessario sostituire l'idrogeno ottenuto attraverso tale processo con idrogeno ottenuto tramite elettrolisi ricorrendo alle energie rinnovabili. Il metanolo è prodotto dall'associazione fra idrogeno e monossido di carbonio o biossido di carbonio (Parigi et al., 2019). Analogamente a quanto detto per la produzione di ammoniaca, anche nella produzione del metanolo sarebbe fondamentale passare all'utilizzo di idrogeno basato su fonti di energia rinnovabili. Tale processo consente inoltre di utilizzare la CO2, che può essere ottenuta dalle emissioni catturate da altri processi di produzione oppure per cattura diretta dall'aria. Il metanolo sintetico può essere impiegato come materia prima per la produzione di propilene, etilene e BTX, attualmente prodotto tramite steam-cracking della nafta (Chan et al., 2019). Il processo di produzione di olefina a partire dal metanolo è già consolidato a livello commerciale e potrebbe comportare una riduzione delle emissioni di GES pari quasi al 50 %. Ove la CO2 necessaria per la produzione di metanolo fosse catturata dall'aria, le emissioni potrebbero persino essere negative (Dechema, 2017). I costi di questo percorso di produzione sono di oltre 1 000 EUR per tonnellata di etilene, mentre sono compresi fra 1 300 EUR e 2 800 EUR nel caso del BTX e, pertanto, non sono ancora competitivi rispetto ai costi di una produzione ottenuta partendo da materie prime basate sui combustibili fossili (Dechema, 2017). 
	2. Domanda di energia elettrica e calore
	L'uso dei gas verdi (metano sintetico o idrogeno) nella produzione di energia elettrica porta con sé il grande vantaggio di offrire un combustibile dispacciabile e stoccato in periodi in cui è necessario disporre di flessibilità, come ad esempio nei casi di scarsa disponibilità di energia da fonti rinnovabili (come accade nei cosiddetti momenti "Dunkelflaute", nei quali non si può contare sulla presenza di sole e vento). A tale scopo, i gas verdi possono essere utilizzati allo stesso modo del gas naturale fossile durante il periodo di transizione. Nello svolgimento di tale funzione, i gas verdi sono in concorrenza con altri strumenti in grado di garantire flessibilità, fra cui lo stoccaggio elettrico (centrali idroelettriche con impianti ad accumulo, batterie) e la gestione della domanda. In tale contesto i gas verdi sono spesso definiti "gas ottenuti da elettricità" (o "X ottenuto da elettricità").
	L'uso del metano sintetico come combustibile di alimentazione per la produzione di energia elettrica è evidentemente molto inefficiente, poiché si sommano diverse perdite di efficienza legate alle varie conversioni, nello specifico la conversione dell'energia elettrica da fonti rinnovabili in idrogeno e la conversione dell'idrogeno in metano sintetico, seguite dalla combustione nelle centrali elettriche volta a ottenere nuovamente energia elettrica. Al momento la conversione tramite elettrolizzatori offre un'efficienza minore del 65 %. Secondo Gorre et al. (2019), tali valori sono destinati ad aumentare in futuro, raggiungendo quota 75 % nel 2030 e 78 % nel 2050. Le perdite di energia elettrica legate alla produzione iniziale di idrogeno e alla seguente produzione del metano sintetico si aggirano intorno al 20 %-30 %. La riconversione del metano sintetico in energia elettrica può avvenire in turbine a gas a ciclo combinato (CCGT) o in turbine a gas a ciclo aperto (OCGT). Mentre nel caso delle prime l'efficienza della conversione è superiore al 60 %, nel caso delle seconde, anche ove si tratti di strutture moderne, l'efficienza della conversione raggiunge solo un valore compreso fra il 35 % e il 40 %. In sintesi, l'efficienza aggregata di queste fasi di conversione è leggermente superiore al 30 %, il che significa che quasi il 60 % dell'energia elettrica prodotta inizialmente va perso. 
	Lo stesso vale ovviamente per la produzione di idrogeno dall'energia elettrica da fonti rinnovabili e per la successiva combustione di tale idrogeno. In questo caso, le turbine a gas a ciclo aperto potrebbero essere eventualmente sostituite dalle celle a combustibile. Tuttavia, poiché la loro efficienza è di poco superiore al 60 %, l'efficienza finale è pari a circa il 45 %-50 %. Inoltre, poiché l'idrogeno si diffonde nell'aria, questa catena del valore presenta perdite maggiori. Di conseguenza, l'uso dei gas sintetici come strumento per lo stoccaggio a lungo termine (interstagionale) comporta costi elevati.
	Inoltre, i costi di produzione del metano sintetico sono notevolmente più elevati degli attuali prezzi del gas naturale. Analogamente, anche la produzione di energia elettrica dal biogas/biometano comporta costi elevati a causa dei costi di produzione relativamente alti del combustibile biogenico. A seconda dello specifico tipo di impianto di produzione di biogas/biometano e della materia prima utilizzata, i costi livellati per la produzione di energia elettrica si attestano, secondo le stime, fra 43 EUR/MWh e 160 EUR/MWh (AIE, 2020a). Una vasta parte di questo intervallo è superiore al costo della produzione a partire dal vento e dagli impianti solari fotovoltaici su scala industriale, che ha fatto registrare un netto calo negli ultimi anni. Tuttavia, a differenza degli impianti eolici e solari fotovoltaici, le centrali a biogas possono operare in modo flessibile e, di conseguenza, offrono servizi di bilanciamento e altri servizi ausiliari alla rete dell'energia elettrica (AIE, 2020a). 
	Analogamente, nel caso del calore, ove si riscontra una domanda di calore locale un impianto di cogenerazione di calore e di elettricità alimentato a biogas può essere gestito senza costi elevati e in modo più efficiente rispetto a una centrale che produce esclusivamente energia elettrica. Questo perché un impianto di cogenerazione di calore e di elettricità può offrire un livello di efficienza energetica di circa il 35 % nella produzione di energia elettrica, più un ulteriore 40 %-50 % quando il calore di scarto viene impiegato in modo produttivo.
	Gli impianti di cogenerazione di calore e di elettricità e le centrali a idrogeno offrono risultati migliori in termini economici rispetto a quelle alimentate dal metano sintetico, perché nella catena del valore è necessario eseguire una fase di conversione in meno. Le perdite di conversione "risparmiate" compensano abbondantemente la minore densità energetica dell'idrogeno. 
	Certamente sia il metano sintetico che l'idrogeno dovranno essere stoccati per un certo periodo di tempo fra la loro produzione e il loro uso nelle turbine a gas. Nel caso del metano sintetico, si può ricorrere all'intera capacità di stoccaggio sotterraneo del gas disponibile in Europa. Nel 2017 l'UE aveva una capacità massima utile di oltre 977 TWh nello stoccaggio sotterraneo del gas (AIE, 2019b). La grande maggioranza della capacità di stoccaggio del gas nell'UE si riscontra nei giacimenti di petrolio e gas esauriti (68 %), mentre le miniere di sale offrono solo una piccola quota, pari al 17 %, di poco superiore a quella delle falde acquifere (15 %). Al contrario, solo le miniere di sale sono adatte per lo stoccaggio dell'idrogeno (cfr. Caglayan et al., 2020), vale a dire circa 166 TWh di capacità operativa, nella maggior parte dei casi situata in Germania (83 % dei 166 TWh).
	3. Settore dei trasporti
	Il gas naturale trova scarso utilizzo nel settore dei trasporti (vale a dire nel trasporto stradale, ferroviario, marittimo e aereo). Tuttavia esiste al momento un mercato crescente, benché a livelli molto bassi, di navi e autocarri alimentati a GNL. Il GNL (gas naturale liquefatto raffreddato fino a raggiungere una temperatura inferiore a -161 °C) costituisce un'alternativa all'olio combustibile pesante che comporta minori emissioni e può contribuire al rispetto delle norme in materia di emissioni nelle zone costiere sottoposte a controllo delle emissioni. 
	Analogamente, secondo i dati, gli autocarri adibiti alle attività di distribuzione alimentati a GNL provocano un inquinamento locale minore rispetto agli autocarri a diesel, un aspetto particolarmente interessante per le aree urbane. Tuttavia, anche i protagonisti del settore del trasporto marittimo, come l'amministratore delegato della società Maersk, hanno invocato l'uso di combustibili privi di fonti fossili nel settore. Una scelta di questo tipo escluderebbe anche il GNL.
	Il metano sintetico potrebbe tecnicamente sostituire il gas naturale di origine fossile negli stessi usi oggetto di domanda nel settore dei trasporti. Inoltre, il metano sintetico è in grado di sostituire i prodotti petroliferi. Esso potrebbe essere utilizzato con gli stessi tipi di motore a combustione interna impiegati attualmente, limitando in tal modo la necessità di promuovere lo sviluppo tecnologico per individuare sistemi di propulsione alternativi. 
	Tuttavia, i costi cumulativi della produzione di metano sintetico e del raffreddamento alle temperature del GNL con tutta probabilità non diminuiranno a un livello che consentirebbe al GNL sintetico di competere con altre alternative prive di metano, come l'idrogeno, l'ammoniaca o l'elettrificazione. Oltre ai costi diretti, i molteplici processi di trasformazione previsti nella catena di produzione del GNL sintetico comporterebbero un accumulo di perdite elevate (derivanti dall'elettrolisi e successivamente dalla metanazione e dal raffreddamento).
	Il metano sintetico, sia quello derivante dalla metanazione dell'idrogeno che quello derivante da fonti biogeniche, può utilizzare le attuali infrastrutture del gas naturale (fossile) perché è costituito da metano quasi puro. Il biometano è in effetti già introdotto in piccole quantità nella rete europea del gas naturale. In altre parole, il trasporto, e anche lo stoccaggio, del metano sintetico nelle infrastrutture del gas naturale esistenti non comporterebbe alcun costo di conversione. 
	Al momento sono in corso studi sulle potenziali sfide legate alla conversione delle condotte del gas naturale all'uso per il trasporto di idrogeno (si veda anche il capitolo 5). Per le condotte di trasmissione ad alta pressione che coprono lunghe distanze, Cerniauskas et al. (2020) hanno concluso, in seguito a un'analisi approfondita dei materiali utilizzati nel sistema di condotte del gas naturale in Germania, che la maggior parte delle condotte può essere convertita al trasporto dell'idrogeno, malgrado quest'ultimo presenti proprietà differenti (e, in particolare, malgrado la tendenza dell'idrogeno a dissolversi in molti metalli e a disperdersi, che causa il cosiddetto infragilimento da idrogeno dei materiali). Tuttavia, la conversione all'idrogeno delle infrastrutture del metano comporterebbe comunque alcuni costi, poiché determinati elementi dell'infrastruttura di rete dovrebbero essere sostituiti (ad esempio, le valvole). Per quanto riguarda la rete di distribuzione, i risultati dei primi studi effettuati su progetti in corso indicano anche che le condotte (realizzate con materiali plastici) e le attrezzature per la distribuzione del gas naturale, perlomeno quelle di recente costruzione, possono essere convertite all'uso per l'idrogeno. Anche in questo caso, il potenziale di conversione sembra dipendere dai materiali con cui sono state realizzate le condotte.
	Il rapido calo dei costi della produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili porta all'elettrificazione dei processi industriali come percorso fondamentale per conseguire l'azzeramento delle emissioni di GES in questo settore. A tal proposito, si può distinguere fra elettrificazione diretta, vale a dire la sostituzione dei processi di produzione basati sui combustibili fossili con tecnologie che fanno uso dell'energia elettrica, ed elettrificazione indiretta, come ad esempio la produzione di combustibili sintetici e idrogeno a partire dall'energia elettrica. Mentre questi ultimi processi sono trattati nel capitolo 1.2.2, la presente sezione prende in considerazione solo l'elettrificazione diretta. L'elettrificazione diretta è probabilmente più efficiente ed efficace sotto il profilo dei costi per la maggior parte dei processi di produzione industriale rispetto ai metodi di elettrificazione indiretta, vista la scarsa efficienza di conversione di questi ultimi. 
	Come menzionato precedentemente, il gas naturale è utilizzato principalmente per la produzione di calore. In particolare, il fabbisogno di calore a bassa temperatura (sotto i 400 °C) può essere elettrificato grazie alle tecnologie esistenti, come caldaie elettriche o pompe di calore. Rientra in questa casistica la maggior parte degli impieghi di gas naturale nei settori alimentare, tessile e del legno e nell'industria della fabbricazione di pasta per carta e carta. Inoltre, i forni elettrificati, come i forni a resistenza, a induzione e ad arco, possono fornire calore a una temperatura superiore a 400 °C, necessario per la cottura delle ceramiche e la fusione dei metalli. Queste tecnologie consentono di elettrificare circa il 78 % della domanda di energia industriale, fatta eccezione per le materie prime (Madeddu et al., 2020). Nel caso invece del fabbisogno di calore ad alta temperatura, il potenziale di elettrificazione dipende dal settore specifico preso in esame. Nell'industria del ferro e dell'acciaio, la produzione di acciaio secondario a partire dai rottami metallici è completamente elettrificabile e già oggi competitiva (Wei et al., 2019). L'elettrificazione diretta della produzione di acciaio primario attraverso la riduzione elettrolitica del ferro è stata testata in progetti pilota, mentre il metodo di produzione che prevede l'utilizzo dell'idrogeno per la riduzione del minerale di ferro offre una maggiore maturità tecnologica (Philibert, 2019). Per quanto riguarda l'industria del cemento è invece possibile generare il calore ad alta temperatura necessario per la produzione dei clinker, ma le tecnologie in questione sono ancora in fase di studio (Madeddu et al., 2020). Pertanto, la biomassa o la produzione di diversi tipi di cemento che non dipendono dalla combustione dei clinker offrono alternative maggiormente realizzabili (Chan et al., 2019).
	Ricorrendo a tecnologie disponibili e mature un'ampia parte dell'uso del gas naturale potrebbe essere sostituita con l'elettrificazione diretta. Ostacoli consistenti sono tuttavia costituiti dal prezzo elevato dell'energia elettrica rispetto a quello del gas naturale di origine fossile e dagli alti costi di investimento. 
	Coprire l'approvvigionamento di energia elettrica con energia al 100 % da fonti rinnovabili è possibile (Zappa et al., 2019). Una sfida fondamentale sarà costituita dall'aumento della domanda di energia elettrica di picco dovuto all'elettrificazione dei settori residenziale, industriale e dei trasporti (Madeddu et al., 2020). A causa dell'intermittenza della fornitura dell'energia elettrica derivante da fonti rinnovabili, sono necessari impianti o strutture di stoccaggio che garantiscano l'energia elettrica in maniera flessibile. Le centrali a gas naturale offrono una fonte dispacciabile di questo tipo, dal momento che la produzione da esse offerta può essere incrementata in pochi minuti e che esse comportano costi operativi relativamente bassi. Tuttavia, sono disponibili anche altre tecnologie che non generano emissioni di gas a effetto serra. 
	Un'opzione è rappresentata dallo stoccaggio dell'energia elettrica, che converte l'elettricità in una forma tale da permetterne lo stoccaggio per poi fornirla in un momento successivo (Luo et al., 2015). Questo metodo comprende una vasta gamma di tecnologie, che offrono livelli di efficienza di conversione differenti. Mentre nella maggior parte dei casi i metodi di stoccaggio elettrico, come le centrali idroelettriche con impianti ad accumulo o le batterie, non possono essere potenziati per immagazzinare una quantità di energia sufficiente a rimediare a una carenza di fonti di energia rinnovabili per più di un paio d'ore, gli impianti a idrogeno potrebbero consentire uno stoccaggio sufficiente per diverse settimane (Schill, 2020). 
	Gli impianti di stoccaggio sono particolarmente importanti nel caso in cui l'approvvigionamento di energia elettrica sia assicurato tramite quote elevate di fonti di energia rinnovabili (superiori all'80 %). Nel caso in cui le fonti rinnovabili rappresentino quote inferiori, altre opzioni di flessibilità, come la diffusione di linee di trasmissione o la gestione della domanda, offrono invece alternative più efficienti (Schill e Zerrahn, 2018). La conversione dell'energia elettrica in metano sintetico o idrogeno ("gas ottenuto da elettricità") costituisce una soluzione plausibile per bilanciare le differenze fra la domanda e l'offerta di energia elettrica su lunghe distanze e per lunghi periodi di tempo (si veda anche il capitolo 5). Tali tecnologie, al momento ancora costose, entro il 2050 potrebbero diventare efficienti in termini di costi rispetto alle centrali a gas naturale fossile (Maeder e Boulouchos, 2021).
	Oggigiorno il gas naturale di origine fossile è ampiamente usato per la produzione di calore, sia nelle centrali per la produzione di calore su larga scala (o negli impianti per la cogenerazione di calore e di elettricità) per i sistemi di teleriscaldamento che nelle caldaie delle abitazioni private. Esiste un largo consenso sul fatto che, nel lungo periodo, le abitazioni private potranno essere efficacemente riscaldate attraverso pompe di calore alimentate dall'energia elettrica. Anche per i sistemi di teleriscaldamento su larga scala si prevede un approvvigionamento da fonti rinnovabili (energia elettrica), quali pompe di calore su larga scala alimentate dall'energia elettrica con varie fonti di calore (aria, terreno, acqua marina, acque di scolo, acqua geotermica). 
	Tali sistemi potrebbero essere accompagnati dalla fornitura di raffreddamento. Per conseguire un approvvigionamento di calore derivante al 100 % da fonti rinnovabili saranno necessarie ulteriori innovazioni e riduzioni dei costi, ad esempio nelle tecnologie per lo stoccaggio del calore. 
	La transizione alle fonti di energia rinnovabili nel settore del riscaldamento richiederà in ogni caso incentivi adeguati. L'attuale sistema presenta forti dipendenze dal percorso seguito e, nell'ondata di eliminazione graduale del carbone a cui si sta assistendo, molti paesi stanno offrendo sostegno per la conversione di centrali per la produzione di (energia elettrica e) calore alimentate a carbone in centrali a gas naturale. Dato il lungo periodo di vita delle centrali per la produzione di calore e degli impianti per la cogenerazione di calore e di elettricità (solitamente superiore ai 30 anni), la conversione in centrali a gas naturale crea oggi un effetto di lock-in dei combustibili fossili. 
	Vi è oggigiorno un generale consenso sul fatto che la decarbonizzazione del settore dei trasporti sarà conseguita in gran parte attraverso l'elettrificazione (Agora Verkehrswende, 2020). Le tecnologie delle batterie sono in continuo miglioramento e la diffusione delle infrastrutture di ricarica a ritmi sempre più veloci ha creato effetti di lock-in nella tecnologia. 
	Gli attuali sforzi di elettrificazione sono più visibili nel settore del trasporto privato (automobili). Tuttavia, il gas naturale, sotto forma di GNL, è utilizzato nel trasporto pesante di merci, ad esempio nel trasporto urbano su autocarri (distribuzione pesante). Lo sviluppo delle batterie sta tuttavia procedendo anche per i veicoli pesanti che richiedono un'elevata fornitura di energia (per via del peso ingente) ma che non devono coprire lunghe distanze (perché servono solo clienti locali), e sono già disponibili i primi parchi di prova. Analogamente, si stanno sviluppando attività di ricerca e sviluppo e progetti pilota nel settore del trasporto costiero su nave, in particolare in relazione ai traghetti. In generale, l'attuale miglioramento delle tecnologie delle batterie indica che il gas naturale potrà essere sostituito dall'energia elettrica nel medio termine e nel lungo termine entro il 2050.
	Nel seguente paragrafo sarà analizzato il potenziale andamento della fornitura di gas metano da qui al 2050. Nelle sezioni 1.3.1 – 1.3.3 ci si è soffermati sul futuro ruolo del gas metano sintetico. I tre scenari limite esaminati presentano caratteristiche generali molto differenti, ad esempio per quanto riguarda il ruolo dell'elettrificazione e dell'idrogeno. Nel capitolo 2 è stata presentata un'introduzione a detti scenari, mentre il capitolo 6 illustrerà una panoramica su vari settori, mostrando i principali risultati pertinenti per il settore del gas. La figura 410 mostra i principali risultati pertinenti per il settore del gas.
	Nell'andamento del gas naturale di origine fossile e del metano sintetico si riscontrano tuttavia alcune tendenze comuni a tutti gli scenari. In altre parole, si tratta di sviluppi che si prevede si verificheranno in ogni circostanza, per via dell'obiettivo della neutralità climatica dell'UE, del potenziale tecnico della produzione di biogas/gas sintetico nell'UE e nelle regioni ad essa limitrofe, dei fattori economici legati alle infrastrutture, dello sviluppo della tecnologia CCS e dei costi relativi del gas sintetico e dell'idrogeno. 
	Di seguito si illustrano le tendenze a cui si fa riferimento:
	 l'uso del gas naturale di origine fossile sarà completamente eliminato entro il 2050 per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica dell'UE;
	 l'UE necessiterà di una forte espansione della produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili, che sarà consumata o utilizzata per produrre H2 o metano sintetico (si veda anche il capitolo 6);
	 entro il 2050 nell'UE il gas naturale di origine fossile non sarà più impiegato per produrre energia elettrica. Nel 2030 le centrali a gas naturale contribuiranno ancora a offrire flessibilità ai sistemi di energia elettrica caratterizzati da una quota crescente di energie rinnovabili, nonché alla produzione (cogenerazione) di calore (ed energia elettrica) nei sistemi di teleriscaldamento in tutta Europa. La produzione di energia elettrica alimentata dal metano cesserà completamente entro il 2050; ciò vuol dire che il gas sintetico non sostituirà il gas naturale di origine fossile nella produzione di energia elettrica. 
	Sarà piuttosto l'idrogeno a svolgere il ruolo di fornitore di flessibilità per il settore dell'energia elettrica, aggiungendosi ad altre opzioni di flessibilità, fra cui l'espansione della rete elettrica, la gestione della domanda, lo stoccaggio tramite impianti di accumulo e batterie ecc.;
	 il gas naturale di origine fossile non sarà più utilizzato come input energetico nell'industria (ossia per la combustione) e sarà sostituito da processi alternativi basati sull'energia elettrica, sull'idrogeno o sul gas sintetico, con quote variabili di detti processi a seconda dello scenario in questione;
	 il gas sintetico sostituirà in gran parte il gas naturale di origine fossile come materia prima nei processi industriali, benché non necessariamente in maniera totale e in misura variabile a seconda dello scenario in questione;
	 entro il 2050 nell'UE il gas naturale di origine fossile non sarà più utilizzato per la produzione di idrogeno (grigio o blu) nei processi di reforming con vapore del metano o di pirolisi. Entro il 2050 l'idrogeno sarà prodotto esclusivamente dall'elettrolisi dell'energia elettrica da fonti rinnovabili (cfr. capitolo 5). Si tratta di un cambiamento necessario per conseguire l'obiettivo della neutralità climatica;
	 visti gli ampi sistemi di condotte del gas naturale esistenti (sia per la trasmissione ad alta pressione che per la distribuzione a bassa pressione), nonché le generose capacità di importazione di GNL nell'UE, non saranno necessari ulteriori investimenti nelle infrastrutture di trasporto del metano al di là di quelle già esistenti e di quelle in fase di costruzione all'interno dell'UE; e
	 al giorno d'oggi il gas naturale di origine fossile trova uno scarso utilizzo nel settore dei trasporti. Tale uso sarà completamente eliminato entro il 2050 e sarà sostituito da energia elettrica, idrogeno e gas di sintesi in percentuali variabili a seconda dello scenario in questione.
	Figura 410: Panoramica delle traiettorie dei diversi scenari e degli esiti per il settore del metano
	/
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	Lo scenario di un'elettrificazione totale prevede l'elettrificazione entro il 2050 di tutti gli usi del gas naturale che possono essere serviti anche dall'energia elettrica. Nei casi in cui non si possa procedere all'elettrificazione e qualora nel 2050 siano necessari combustibili di alimentazione gassosi, il combustibile scelto è l'idrogeno verde, poiché offre costi di produzione inferiori a quelli del metano sintetico. 
	Ciò implicherà l'assenza di qualsiasi uso del gas naturale come input energetico in un'UE completamente elettrificata nel 2050. Piccole quantità di gas naturale saranno ancora usate come materie prime nel settore dell'industria, dal momento che il gas naturale offre alcuni vantaggi in termini di costi rispetto al metano sintetico. Tuttavia, anche una parte del metano sintetico che può essere prodotta ai costi più bassi fra quelli compresi nella gamma interessata (ad esempio il biometano) sarà utilizzata come materia prima, ove disponibile. In sintesi, circa un terzo del metano impiegato come materia prima proverrà dal gas naturale di origine fossile, mentre due terzi deriveranno dal metano sintetico. Volumi molto limitati di metano sintetico saranno inoltre utilizzati come input energetico nell'industria. 
	Una parte del metano sintetico, circa un quarto, sarà importata dalle regioni limitrofe. In ogni caso, i volumi totali della domanda di metano saranno molto limitati (pari a meno di un decimo della domanda di gas naturale odierna), pertanto la grande maggioranza delle infrastrutture del gas naturale usata per la fornitura verso l'UE e al suo interno sarà abbandonata. L'idrogeno, che riveste un ruolo, benché limitato, anche nello scenario dell'elettrificazione totale, non impedirà l'abbandono della maggior parte delle attività legate al trasporto e allo stoccaggio del gas naturale.
	Nella transizione verso l'elettrificazione totale il gas naturale continuerà a essere utilizzato per tutto il prossimo decennio, benché con volumi leggermente minori già entro il 2030, visti i rapidi progressi del processo di elettrificazione. Il gas naturale potrà offrire flessibilità mentre il sistema energetico dell'UE aumenterà la sua quota di fonti di energia rinnovabili. 
	Questo scenario prevede la sostituzione su larga scala del gas naturale con l'idrogeno in diversi usi in tutta l'economia e, di conseguenza, un utilizzo molto scarso del gas naturale e del metano sintetico nel 2050. Come nel caso dello scenario dell'elettrificazione totale, in questa condizione rimarrebbero solo piccoli volumi di domanda industriale per l'uso energetico (metano sintetico) e per le materie prime (metano sintetico e gas naturale di origine fossile). Nel 2050, nello scenario di un mondo a idrogeno, il metano sintetico e il gas naturale fornirebbero in totale solo un decimo dei livelli di approvvigionamento odierni. 
	Nello scenario caratterizzato dalle importazioni di idrogeno, si ipotizza che, oltre all'idrogeno, sarebbe importato anche circa il 50 % del metano sintetico. Dati i volumi relativamente ridotti di consumo di metano sintetico in tale scenario, così come nello scenario dell'elettrificazione totale, la maggior parte delle infrastrutture del gas naturale diventerebbe superflua. Tuttavia, nello scenario caratterizzato dalle importazioni dell'idrogeno, alcune delle infrastrutture del gas naturale potrebbero essere riconvertite per il trasporto e lo stoccaggio dell'idrogeno. Sebbene siano ancora in corso studi per stabilire la quantità esatta delle infrastrutture che potrebbero essere convertite, tale operazione sembrerebbe essere possibile su una più ampia parte delle condotte (cfr., ad esempio, Cerniauskas et al., 2019), in particolare nelle reti di distribuzione che presentano condotte moderne in plastica (anziché in metallo). La possibilità di conversione è invece minore nel caso dello stoccaggio, perché solo circa il 17 % della capacità di stoccaggio sotterraneo del gas attualmente disponibile può essere impiegata dall'idrogeno, segnatamente le miniere di sale.
	Lo scenario dei gas verdi comprende un utilizzo ampio e diffuso del metano sintetico in tutti i settori dell'economia. La domanda totale di metano sintetico nel 2050 sarebbe in tal caso dieci volte superiore a quella prevista negli altri due scenari e sarebbe uguale o lievemente superiore alla domanda di gas naturale odierna. Contrariamente a quanto accade nello scenario odierno dominato dal gas naturale, la quota di importazioni del metano sintetico sarebbe relativamente ridotta, attestandosi all'incirca intorno al 50 %. In altre parole, la dipendenza dal metano importato si ridurrebbe notevolmente. 
	Per quanto riguarda l'edilizia, nel 2050 l'energia elettrica sarebbe il principale vettore energetico anche nello scenario dei gas verdi, grazie a livelli di efficienza maggiori e minori costi dei combustibili. In tale ambito persisterebbe comunque un certo uso del metano (sintetico), che dipenderebbe dalle reti di distribuzione di specifiche regioni. 
	Inoltre, lo scenario caratterizzato dai gas verdi è l'unico degli scenari estremi a prevedere nel 2050 l'utilizzo del metano sintetico per la produzione di energia elettrica, benché in volumi moderati, sottolineando l'importanza di tale risorsa come combustibile di flessibilità che può essere dispacciato nei periodi in cui le fonti di energia rinnovabili offrono un approvvigionamento ridotto perché è già disponibile dallo stoccaggio.
	Oltre ai settori dell'edilizia e dell'industria, da cui proviene oggi una grande domanda di metano, una quota consistente del metano sintetico sarà inoltre utilizzata per soddisfare la domanda del settore dei trasporti. Per quest'ultimo settore, si ipotizza che nello scenario dei gas verdi si continuerà a utilizzare veicoli dotati di motori a combustione interna. Questa tecnologia tradizionale offre un'efficienza "dal serbatoio alla ruota" di solo il 30 %, un dato molto inferiore rispetto a quello dei veicoli elettrici (~90 %) o delle celle a combustibile (~60 %) e richiede pertanto una gran quantità di combustibile sotto forma di gas sintetico. 
	Nel presente capitolo si è spiegato nel dettaglio che l'uso del gas naturale dovrà terminare entro il 2050 e che il gas naturale potrà essere sostituito con diverse alternative, nello specifico:
	 con il metano sintetico derivante da fonti diverse e costose (metano biogenico o idrogeno metanizzato), in modo facile ma in quantità probabilmente limitate; 
	 con l'idrogeno, in modo relativamente semplice, ma incontrando alcune difficoltà dovute alle caratteristiche differenti dell'idrogeno, che richiederebbero la conversione delle attività infrastrutturali del gas naturale (in particolare condotte e attrezzature ad esse legate) e a costi di produzione moderati una volta che saranno disponibili elettrolisi e produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili su larga scala (si veda anche il capitolo 5); e
	 con l'energia elettrica in numerosi usi finali, ad esempio nella fornitura di riscaldamento, in svariati processi industriali, ecc. a costi di approvvigionamento modesti, ma con la necessità di una conversione degli usi finali, a costi più o meno elevati. 
	Con tutta probabilità lo scenario che si delineerà entro il 2050 sarà un misto fra queste opzioni. Pertanto, le strategie adottate oggi devono garantire la possibilità di mettere in atto tutte le opzioni. 
	Il settore del gas naturale dipende da infrastrutture specifiche delle attività (gasdotti, stoccaggio sotterraneo, terminal di GNL) che sono attualmente disciplinate dalla direttiva sul gas (2009/73/CE) e dal regolamento sul gas ((CE) n. 715/2009). L'uso di tali attività infrastrutturali subirà modifiche sostanziali di diversa natura, a seconda dello scenario. Ad esempio, nello scenario caratterizzato dalle importazioni di idrogeno, una possibilità consisterà nella riconversione delle condotte del gas naturale, mentre un'altra opzione consisterà nello sviluppo ex novo di una rete di condotte di idrogeno. Nello scenario che prevede l'uso delle vecchie condotte per i gas verdi, al contrario, l'attuale sistema di condotte potrebbe continuare a essere impiegato. Occorre valutare tuttavia se il potenziale di produzione dei gas verdi sia sufficientemente elevato da giustificare, dal punto di vista economico, la prosecuzione delle attività del sistema europeo di gasdotti, caratterizzato da una notevole estensione e densità. Gli autori della presente analisi non hanno riscontrato, neppure nello scenario con la maggiore intensità di gas, gli stessi grandi volumi di gas metano usati al giorno d'oggi. Analogamente, la necessità di condotte per il trasporto dell'idrogeno non è paragonabile ai volumi di gas naturale di origine fossile trasportati attualmente.
	I risultati quantitativi della presente analisi sono in certa misura in contrasto con le previsioni dell'attuale revisione delle norme relative al mercato del gas nel quadro del pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato, che parte dal presupposto che entro il 2050 i combustibili di natura gassosa rivestiranno un ruolo importante. Gli autori concordano sul fatto che un nuovo quadro normativo costituito dalla direttiva sul gas in relazione a un pacchetto sul mercato dell'idrogeno e del gas decarbonizzato dovrebbe contribuire a garantire una transizione ordinata dall'attuale scenario dominato dal gas naturale a qualsiasi condizione futura per il 2050. Benché le norme del mercato interno non siano da mettere in discussione, sarà necessario prevedere disposizioni aggiuntive. Sarà importante e necessario stabilire un quadro per affrontare l'abbandono delle attività legate ai gas fossili (ossia le attività infrastrutturali inutilizzate che non possono essere riconvertite in attività legate all'idrogeno o ad altri gas o liquidi diversi dal metano). 
	In tale contesto dovranno pertanto essere esaminate questioni quali la compensazione economica a favore della attività prematuramente abbandonate e l'obbligo di eliminare o riconvertire determinate attività. Come sempre, il diavolo sarà nei dettagli. Ad esempio, sarà necessario stabilire quando un'attività sia da considerarsi "prematuramente" dismessa, un compito complesso in un settore in cui la maggior parte dei dati e delle informazioni è di natura privata e riservata. Data l'incertezza sugli sviluppi futuri evidenziata dagli scenari qui presentati, gli autori raccomandano di procedere nei prossimi anni a una revisione regolare (ossia una valutazione e un adattamento) del quadro normativo relativo ai gas metano e idrogeno.
	Alla luce della necessità di interrompere il consumo del gas naturale di origine fossile nei prossimi vent'anni, qualsiasi costruzione o attività di nuova realizzazione relativa al gas naturale fossile deve essere arrestata poiché potrebbe dover essere dismessa nell'arco di un breve periodo di tempo. Per questo motivo, il regolamento RTE-E rivisto e i criteri per i progetti di interesse comune (PCI) non includono più attività legate al gas naturale. L'UE potrebbe considerare l'ipotesi di sostenere un insieme molto limitato di infrastrutture che contribuiscano a migliorare il mercato interno dell'energia, ad esempio le capacità di flusso invertito, l'ingresso di nuove condotte negli attuali mercati monopolistici e misure simili, ma ciò dovrebbe avvenire in un contesto differente e con restrizioni molto limitate e attentamente congegnate. La possibilità di conversione all'idrogeno (maturità per l'H2) potrebbe inoltre costituire un ulteriore criterio per ottenere sostegno in questo caso. 
	Oltre alle infrastrutture di trasporto, anche le attività di consumo (apparecchiature) usate dai consumatori finali di gas naturale saranno interessate da un eventuale passaggio dall'uso del metano (CH4) come combustibile all'uso dell'idrogeno (H2) o dell'energia elettrica. Anche in questo caso si incappa in una sfida normativa che consiste in come incentivare o invitare i consumatori (nei contesti domestici, industriali e commerciali) a partecipare a un eventuale cambiamento di combustibile e di apparecchiature. L'organizzazione della transizione (ossia del cambiamento) avviene generalmente attraverso gli impianti, sotto la supervisione dei regolatori nazionali. Tuttavia, si tratta chiaramente di un caso di coordinamento delle attività nazionali e subnazionali e dei regolatori nazionali a livello regionale (fra più paesi) o persino dell'UE.
	Nonostante il loro crescente potenziale e le ulteriori riduzioni dei costi, il biogas e il biometano continueranno probabilmente a rivestire un ruolo piuttosto marginale nella sostituzione del gas naturale.
	Ciò dipende in particolare dal fatto che i costi rimarranno probabilmente superiori rispetto a quelli di altre alternative rinnovabili come l'energia elettrica e l'idrogeno. Tuttavia, politiche di sostegno che contribuiscano a compensare parte dei costi potrebbero far uscire il biogas/biometano dalla loro nicchia.
	Nel breve periodo, è improbabile che si assisterà a numerose eliminazioni graduali del gas fossile nazionale come avvenuto per il carbone, nonostante un certo attivismo e l'adozione di alcune misure tempestive in tal senso (come ad esempio la BOGA, Beyond Oil and Gas Alliance, che sarà lanciata in occasione della COP 26 nel novembre 2021). Risulta piuttosto necessario fissare prezzi globali migliori delle esternalità causate dall'uso del gas naturale al fine di offrire incentivi economici per ridurne il consumo. In particolare, ciò include la fissazione del prezzo delle emissioni fuggitive di CH4 a monte derivanti dal gas naturale consumato in Europa, comprese le relative importazioni che risultano predominanti nel consumo dell'UE, con una quota superiore all'80 %. A tal fine sono necessari, in primo luogo, il monitoraggio, la comunicazione e la verifica dell'impronta di metano delle importazioni di gas naturale e, in secondo luogo, una fissazione dei prezzi. 
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	PRINCIPALI RISULTANZE
	Nel 2018 la domanda di idrogeno nell'UE era pari a 330 TWh (Hydrogen Europe, 2021), dei quali circa 100Mt legati alle emissioni di CO2. La domanda è guidata dalla necessità di idrogeno per la produzione di ammoniaca e la raffinazione del petrolio grezzo. È presente inoltre, in misura minore, una domanda di idrogeno come materia prima per la produzione di metanolo e di altre sostanze chimiche. Non esiste invece alcuna domanda di idrogeno per l'uso nei trasporti, nella produzione di calore industriale e nel riscaldamento degli ambienti residenziali. 
	L'idrogeno viene prodotto attraverso un processo conosciuto come reforming con vapore del metano. Il metano (gas naturale) viene riscaldato con il vapore, alla presenza di un catalizzatore, per produrre flussi di idrogeno e CO2. Per ogni tonnellata di idrogeno prodotta vengono emesse nove tonnellate di CO2 (AIE, 2020b). L'idrogeno prodotto con questo metodo è comunemente conosciuto come idrogeno grigio. 
	Oggi solo il 15 % dell'idrogeno è prodotto da impianti indipendenti (dove l'idrogeno viene commerciato); l'idrogeno rimanente viene prodotto in loco o nasce come prodotto collaterale dei processi di produzione delle sostanze chimiche (Hydrogen Europe, 2021). Oggi l'idrogeno non è considerato un vettore energetico e, pertanto, non esistono regolamenti o infrastrutture che sostengano il commercio dell'idrogeno su larga scala. In Europa sono attivi al momento 1 800 km di condotte di idrogeno, situate solitamente nelle zone in cui si trovano industrie chimiche, la più estesa delle quali, lunga 950 km, si trova fra i Paesi Bassi e il Belgio (FCH JU, 2020). 
	In futuro l'idrogeno potrebbe avere un ruolo molto differente da quello che riveste oggi. Oltre agli impieghi nel settore chimico, l'idrogeno può essere anche bruciato in una turbina per generare calore o essere fatto passare in una cella a combustibile per produrre energia elettrica, dando luogo a un processo di produzione a zero emissioni di carbonio. Proprio come i gas di combustibili fossili, anche l'idrogeno è particolarmente adatto per lo stoccaggio di energia per lunghi periodi di tempo o per il trasporto di energia su lunghe distanze. Nella prossima sezione saranno analizzati i settori fondamentali che determineranno la futura domanda di idrogeno in Europa. 
	Nella medesima sezione, inoltre, si esamineranno modi per decarbonizzare la produzione dell'idrogeno e per trasportarlo efficacemente verso l'Europa e al suo interno. Nella sezione finale saranno infine proposti un quadro per l'idrogeno e decisioni strategiche concrete. 
	La potenziale domanda di idrogeno negli scenari qui ipotizzati per il 2050 è suddivisa fra una domanda probabile e una domanda ipotetica. La domanda probabile comprende settori che consumano già idrogeno o per i quali gli sviluppi industriali e strategici fanno già presupporre realisticamente l'emergere di una domanda in futuro. La domanda ipotetica si riferisce invece ai settori nei quali l'idrogeno potrebbe tecnicamente rivestire un ruolo importante ma i cui fattori economici rimangono ancora molto incerti. Ciò può essere dovuto alla forte concorrenza di un altro combustibile o all'esistenza di una significativa incertezza in merito alla redditività commerciale dell'idrogeno nel settore in questione. A tale riguardo, saranno le politiche pubbliche, lo sviluppo tecnologico e le preferenze dei consumatori a determinare le soluzioni finali. 
	Nel caso della domanda di idrogeno come materia prima industriale, non si riscontra alcun combustibile in competizione diretta e il consumo di idrogeno sarà in ultima istanza determinato dalla domanda del prodotto finale. Nel suo uso come strumento di stoccaggio di energia utile, l'idrogeno si troverà a competere con combustibili (o vettori energetici) alternativi e i relativi meriti saranno stabiliti caso per caso. In molti casi, il vettore energetico in competizione con l'idrogeno sarà l'energia elettrica. Un fattore secondario sarà costituito dalla disponibilità di biocombustibili e dallo sviluppo di biocombustibili di seconda generazione, in merito ai quali vi sono ancora grandi incertezze. 
	Una parte della domanda di idrogeno per l'energia potrebbe essere soddisfatta non direttamente dall'idrogeno, ma tramite combustibili contenenti idrogeno. L'idrogeno può essere ad esempio combinato con la CO2 per produrre idrocarburi sintetici come il cherosene. Un utilizzo di tale tipo è utile nei casi in cui determinati idrocarburi offrono proprietà vantaggiose: ad esempio, la densità energetica relativamente maggiore del cherosene rende questa risorsa più interessante per i trasporti aerei sulle lunghe distanze. 
	La tabella 5-1 illustra i principali settori in cui potrebbe emergere una domanda di idrogeno, distinguendo fra i settori di domanda probabile e quelli di domanda ipotetica. In ciascuna categoria i settori sono ordinati, in ordine decrescente, secondo la probabilità che l'idrogeno svolga un ruolo di rilievo nella domanda finale. Fra parentesi è indicata la gamma di valori nella quale si prevede che si attesterà il consumo di energia finale coperto dall'idrogeno per ciascun settore nell'UE-27 in uno scenario a zero emissioni nette per il 2050. Tali valori sono il risultato di un'analisi dal basso verso l'alto eseguita ai fini del presente studio. 
	Tabella 51: Stime dal basso verso l'alto relative alla potenziale domanda di idrogeno per il 2050 (TWh)
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	L'ammoniaca è una sostanza chimica fondamentale per la produzione di fertilizzanti. Attualmente l'Europa produce circa 17 milioni di tonnellate di ammoniaca all'anno. L'aumento della popolazione mondiale, e di conseguenza della domanda di cibo e terreni, comporta la necessità di una produzione alimentare più efficiente. L'ammoniaca può svolgere un ruolo importante in tal senso. Tuttavia, all'interno dell'UE si stanno compiendo sforzi per abbandonare i fertilizzanti chimici e passare a materiali biologici o a tecniche agricole alternative. La combinazione di questi due fattori guiderà l'andamento della domanda di ammoniaca nell'UE fino al 2050. 
	Se la futura domanda di ammoniaca è incerta, ciò che è certo è invece la necessità di idrogeno pulito per produrla. Oggi, l'idrogeno viene estratto dal gas naturale prima di essere combinato con l'azoto dell'aria per produrre ammoniaca. L'uso di idrogeno a zero emissioni di carbonio eliminerebbe le emissioni associate alla produzione di ammoniaca. Molti degli attuali investimenti nella produzione di idrogeno a zero emissioni di carbonio sono mobilitati in combinazione con un impianto per la produzione di ammoniaca. 
	La produzione di metanolo dell'UE ammonta attualmente a 1,5 milioni di tonnellate all'anno; il metanolo è utilizzato inoltre come materia prima per diverse altre sostanze chimiche utili. Come l'ammoniaca, l'idrogeno necessario è prodotto tramite il processo di reforming con vapore del metano; pertanto, la sua sostituzione con un idrogeno a zero emissioni di carbonio è indispensabile per ridurre le emissioni associate a tale procedura. La domanda finale di idrogeno varia a seconda della domanda di metanolo.
	L'idrogeno è importante anche per il processo di raffinazione del petrolio grezzo, che consente di trasformare il petrolio grezzo in una serie di prodotti interessanti dal punto di vista commerciale. Due processi fondamentali sono i seguenti: l'idrotrattamento, volto a rimuovere le impurità dello zolfo, e l'idrocracking, che consiste nella trasformazione degli oli residui più pesanti in combustibili più leggeri. La futura domanda di idrogeno in questo caso dipenderà dall'evoluzione della domanda dei prodotti legati al petrolio grezzo, che, secondo le previsioni, è destinata a subire un forte calo rispetto ai livelli odierni. Tuttavia, anche negli scenari caratterizzati da una decarbonizzazione profonda, continueranno probabilmente a essere necessarie alcune attività di raffinazione, ad esempio per la produzione di combustibili di alimentazione intermedi necessari per la produzione della plastica. 
	L'UE produce ogni anno 177 milioni di tonnellate di acciaio, che sono responsabili del 4 % delle emissioni totali di GES dell'UE. Il 60 % di tale acciaio è prodotto in forni ad ossigeno basico (BOF, CE, 2018), che utilizzano il carbone e non sono compatibili con scenari decarbonizzati. Il restante 40 % dell'acciaio è prodotto con forni elettrici ad arco (FEA), che utilizzano l'energia elettrica come input energetico primario.
	I FEA consentono l'utilizzo di due materie prime fisiche differenti: rottami metallici e ferro preridotto. L'opzione preferibile consisterebbe nell'aumentare la quota di rottami metallici nei FEA, dal momento che tale scelta favorirebbe il riciclaggio dell'acciaio, ma in tal caso occorre tenere conto del limite rappresentato dalla disponibilità di rottami metallici di elevata qualità. Per produrre nuovo acciaio primario senza generare emissioni di carbonio, il minerale di ferro può essere trasformato in ferro preridotto utilizzando l'idrogeno, per poi essere successivamente purificato in acciaio in un FEA. Questa procedura è oggi già utilizzata in Medio Oriente usando una miscela di idrogeno e monossido di carbonio (AIE, 2019c). 
	Tutti i principali produttori di acciaio europei stanno attualmente realizzando o testando un processo di riduzione basato sull'idrogeno da impiegare nei FEA. Essi mirano a utilizzare flussi di idrogeno con un maggior livello di purezza per realizzare il processo chimico di riduzione evitando in tal modo le emissioni. L'uso dei rottami metallici e del ferro preridotto prodotti utilizzando l'idrogeno nei FEA è considerato l'opzione di decarbonizzazione più conveniente per il settore all'interno dell'UE (Hoffmann et al., 2020). Fra le opzioni alternative a tale soluzione rientrano l'uso dei biocombustibili e la raffinazione tramite elettrolisi (energia elettrica). 
	Nel settore dell'industria vi è la necessità di decarbonizzare il calore ad alta temperatura. Mentre il calore a temperatura più bassa e altri processi standard possono essere convertiti all'energia elettrica in maniera relativamente semplice, la fornitura di calore ad alta temperatura tramite l'energia elettrica porta con sé una serie di sfide dal punto di vista tecnico. 
	L'idrogeno potrebbe essere usato in sostituzione di una parte del gas naturale per la produzione di calore. Le opzioni alternative sarebbero in questo caso i biocombustibili, i combustibili fossili con CCS ed eventualmente l'energia elettrica. Tuttavia, Madeddu et al. (2020) sostengono che il 78 % dell'attuale domanda industriale di energia può essere elettrificato con le tecnologie esistenti, mentre il 99 % della domanda può essere elettrificato con l'aggiunta di tecnologie attualmente in fase di sviluppo. 
	L'opzione migliore per la decarbonizzazione del trasporto ferroviario consiste nell'elettrificazione. Il 77 % dei chilometri di linea ferroviaria dell'UE-27 è già alimentato tramite energia elettrica (Mantzos et al, 2018). L'elettrificazione comporta ingenti costi fissi a monte per la realizzazione delle linee aeree di contatto ferroviarie, che devono essere giustificati da significativi ritorni sugli investimenti. Pertanto, per le linee ferroviarie molto utilizzate l'elettrificazione rappresenta una scelta semplice. Nel caso delle rotte rurali e meno frequentate, invece, il ritorno sugli investimenti spesso non è tale da giustificare grandi investimenti a monte. 
	I treni che percorrono le rotte ferroviarie più rurali sono ancora alimentati a diesel. L'abbandono del consumo di diesel può essere realizzato attraverso l'utilizzo di celle a combustibile alimentate a idrogeno. Tuttavia, benché l'idrogeno possa essere utile in tale contesto, l'entità della domanda aggregata sarà relativamente ridotta.
	Sebbene il futuro dei veicoli decarbonizzati per il trasporto di passeggeri sembri sempre più orientato sull'energia elettrica a batteria, l'uso delle batterie per la fornitura di energia elettrica presenta una difficoltà fondamentale, vale a dire la necessità di produrre batterie che contengano energia sufficiente ma allo stesso tempo non siano troppo pesanti. L'idrogeno consente di immagazzinare una maggiore quantità di energia in spazi minori e, inoltre, pesa meno di una batteria. Tale aspetto, sempre più irrilevante per i piccoli veicoli adibiti al trasporto dei passeggeri, rimane invece essenziale per i veicoli pesanti, per i quali le celle a combustibile alimentate a idrogeno rappresentano un'alternativa interessante. 
	Il ritmo dell'innovazione nelle batterie agli ioni di litio e in altre tipologie di batterie è stato finora talmente rapido che è possibile immaginare che la diffusione di tali tecnologie su larga scala comporterà una riduzione dei costi delle batterie a un ritmo più rapido rispetto ad altre tecnologie. Anche l'uso dei biocombustibili, nonché altre soluzioni più radicali, come l'uso di catenarie elettriche, sono opzioni disponibili. 
	Il mix di combustibili usato per il trasporto marittimo è dominato dall'olio combustibile pesante. Il consumo di combustibile nel settore sta già diminuendo per via delle restrizioni imposte in relazione allo zolfo e, con l'imminente inclusione nell'EU ETS, i combustibili decarbonizzati sono ormai essenziali. Per il trasporto marittimo sulle brevi distanze, per il quale non sono necessarie grandi quantità di energia, le celle a combustibile alimentate a idrogeno possono rappresentare un'opzione percorribile. Le navi elettriche a batteria saranno la principale soluzione a fare concorrenza a tale opzione. 
	Per il trasporto marittimo sulle lunghe distanze, l'idrogeno liquefatto, l'ammoniaca e i combustibili sintetici derivanti dall'idrogeno offrono un potenziale maggiore (Middelhurst, 2020). Il consumo di ammoniaca e di combustibili sintetici determinerebbe una domanda indiretta di idrogeno. Negli scenari qui presentati, si ipotizza che l'ammoniaca rappresenterà il combustibile principale per la decarbonizzazione del trasporto marittimo sulle lunghe distanze. Ad ogni modo, qualunque sarà il percorso intrapreso, l'idrogeno sarà probabilmente necessario come combustibile di alimentazione intermedio. Ad esempio, il recente ordine di navi compatibili con il metanolo effettuato dalla società Maersk richiederebbe idrogeno a zero emissioni di carbonio. 
	Il trasporto aereo è considerato un settore difficile da decarbonizzare. La scarsa pressione dalle politiche pubbliche e le difficoltà a livello ingegneristico fanno sì che le soluzioni per questo settore non siano chiare. I dati disponibili suggeriscono che l'idrogeno potrebbe avere un ruolo in tal senso. 
	Nell'UE-27 i voli intra-UE rappresentano il 54 % della domanda di energia derivante dal trasporto aereo, mentre i voli extra-UE rappresentano il 46 % di tale domanda (Mantzos et al., 2018). Per i voli sulle brevi distanze (intra-UE), una possibilità è rappresentata dalle opzioni ibride, che prevedono il ricorso sia all'energia elettrica che alla combustione dell'idrogeno. Airbus ha diffuso tre concept design illustrando il progetto di aeroplani che brucerebbero idrogeno e produrrebbero energia elettrica attraverso una cella a combustibile che, secondo l'azienda, potrebbero entrare in servizio entro il 2035 (Airbus, 2020).
	Per i voli su distanze più lunghe (extra-UE), l'idrogeno e l'energia elettrica non saranno probabilmente sufficienti poiché sono necessari combustibili con densità energetiche maggiori. I biocombustibili avanzati e i combustibili sintetici (cherosene sintetico) ottenuti dall'idrogeno costituiscono le opzioni di decarbonizzazione più promettenti. Mentre i biocombustibili richiederebbero una nuova modalità di progettazione degli aeroplani, il cherosene sintetico potrebbe rappresentare in gran parte un sostituto immediato per il cherosene fossile attuale. 
	I veicoli commerciali leggeri si collocano in una posizione intermedia fra i veicoli per il trasporto di passeggeri e i veicoli pesanti per quanto riguarda le necessità di densità energetica. Sembra sempre più probabile che saranno sufficienti in tal caso veicoli alimentati a batteria. Tuttavia, un vantaggio offerto dall'idrogeno consiste nei tempi di rifornimento rapidi, che potrebbero rappresentare una caratteristica positiva decisiva per i veicoli da consegna e altri tipi di veicoli con tassi di utilizzo elevati. Per questo motivo, l'idrogeno è considerato un'opzione interessante anche per alcune nicchie, come bus, taxi e, già oggi, per gli elevatori a forca. 
	Quanto ai veicoli per il trasporto di passeggeri, le celle a combustibile alimentate a idrogeno probabilmente non potranno competere con i veicoli elettrici a batteria. Il mercato di tali veicoli si sta espandendo rapidamente e lo stesso sta accadendo con gli investimenti negli impianti di ricarica delle batterie. Il vantaggio dei veicoli elettrici a batteria in quanto pionieri del settore è ormai evidente. Tuttavia, la domanda totale di energia per i veicoli per il trasporto di passeggeri è molto ampia. Anche se le celle a combustibile dovessero rivestire un ruolo limitato per ragioni tecniche o di preferenze dei consumatori, la domanda sarebbe comunque consistente. 
	Il percorso primario per la decarbonizzazione degli edifici consiste nell'elettrificazione; le pompe di calore alimentate tramite energia elettrica costituiscono un'opzione particolarmente interessante a tal proposito. Tali pompe offrono un tasso di efficienza del 300 %, il che vuol dire che sono in grado di trarre dall'aria esterna o dal terreno una quantità di energia termica di tre volte superiore rispetto a quella che consumano in termini di energia elettrica. Al contrario, il percorso dall'energia elettrica al calore passando per l'idrogeno offrirebbe un'efficienza di circa il 50 %. Ad oggi, la quota di energia elettrica nella domanda finale di riscaldamento degli ambienti residenziali ammonta a circa il 5 %, ma gli scenari illustrati dalla Commissione europea prevedono una crescita di tale quota fino a raggiungere una percentuale compresa fra il 22 % e il 44 % entro il 2050 (CE, 2018). 
	L'uso dell'idrogeno per decarbonizzare la domanda di energia degli edifici richiederebbe un ammodernamento delle reti di distribuzione del gas naturale per renderle adatte al trasporto di idrogeno. Dal momento che una simile operazione richiede investimenti notevoli, essa sarà più interessante per i paesi o le città che dispongono già di reti di gas naturale dense che possono essere convertite per il trasporto dell'idrogeno. Un'opzione complementare consisterebbe nel sostituire l'idrogeno alla combustione dei combustibili fossili negli impianti termici per i sistemi di teleriscaldamento. Anche in questo caso, una soluzione simile sarebbe più interessante per le zone che dispongono già di reti di teleriscaldamento consolidate. 
	Se si prende in considerazione l'intero sistema energetico nel suo complesso, gli edifici sono al momento fra i concorrenti più deboli per candidarsi al consumo delle limitate forniture di idrogeno pulito. I prossimi 10-20 anni di decarbonizzazione degli edifici saranno probabilmente guidati dall'elettrificazione, fatta eccezione per un potenziale piccolo ruolo per l'idrogeno (o per fonti alternative) nel teleriscaldamento. Il ruolo dell'idrogeno sarà determinato dalle restanti necessità di decarbonizzazione intorno al 2040, quando l'idrogeno potrebbe essere disponibile in maggiore quantità ed eventuali limitazioni in merito all'uso dell'energia elettrica saranno diventate più chiare. 
	Le reti elettriche europee sono pronte per diventare principalmente dipendenti dalla produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili, nello specifico dall'energia eolica e solare. Nei mesi più caldi e soleggiati si assisterà a un aumento della produzione dalle fonti rinnovabili, accompagnato a un calo della domanda dovuto alle fluttuazioni di quest'ultima per via delle diverse necessità di riscaldamento (cfr. figura 5-1). Una sfida per la rete consisterà nel trasferimento della fornitura dai periodi di eccesso dell'offerta a quelli di eccesso della domanda attraverso lo stoccaggio dell'energia elettrica a lungo termine. 
	Figura 51: Domanda media giornaliera di energia elettrica a fronte della temperatura giornaliera in Bulgaria
	Fonte:  Strumento di tracciamento dell'energia elettrica di Bruegel, disponibile all'indirizzo: 
	https://www.bruegel.org/publications/datasets/bruegel-electricity-tracker-of-covid-19-lockdown-effects/.
	Oggi questa funzione è spesso svolta da centrali a gas flessibili o dall'energia idroelettrica, che ha tuttavia un potenziale geografico limitato e poche possibilità di espansione in Europa. Entro il 2050, ipotizzando l'elettrificazione di altri casi di usi finali (riscaldamento), i picchi invernali della domanda saranno molto più pronunciati e, in assenza di una svolta tecnologica/politica in merito alla cattura e allo stoccaggio del carbonio (CCS), le centrali a gas non saranno in grado di rivestire un ruolo così importante. 
	La trasformazione dell'energia elettrica in idrogeno, lo stoccaggio a lungo termine e il suo successivo uso per la produzione dell'energia elettrica rappresentano un'opzione plausibile per garantire flessibilità a fronte della domanda stagionale. Lo stoccaggio non comporta costi eccessivi e, laddove esista una rete di trasmissione dell'idrogeno, le fluttuazioni di volume nella rete (linepack) possono essere anche utilizzate per soddisfare la domanda in eccesso. Lo svantaggio consiste nel fatto che il processo di conversione dell'energia elettrica in idrogeno, seguito poi dal processo opposto, è particolarmente inefficiente dal punto di vista energetico, poiché consentirebbe di conservare solo circa il 30 % del contenuto energetico dell'elettricità iniziale.
	Al momento nell'UE l'idrogeno è fornito principalmente attraverso il processo di reforming con vapore del metano. Pur rientrando nell'ambito di applicazione dell'EU ETS, la produzione di idrogeno è uno dei settori che ricevono una parte consistente delle proprie quote di emissione a titolo gratuito. Ciò favorisce il protrarsi di emissioni elevate. 
	La figura 5-2 mostra i tre percorsi comunemente oggetto di discussione per la decarbonizzazione della produzione di idrogeno.
	Figura 52: Modalità di produzione dell'idrogeno a bassa intensità di carbonio
	/
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	 Reforming con vapore del metano con cattura e stoccaggio o utilizzo del carbonio, nota comunemente come idrogeno blu. Un flusso di metano viene scomposto in idrogeno e gas contenenti carbonio. In questo caso, i gas contenenti carbonio sono catturati e stoccati (CCS) o utilizzati (CCU); 
	 produzione di idrogeno per elettrolisi, nota comunemente come idrogeno verde, in cui l'energia elettrica immessa deriva da una fonte rinnovabile. Una corrente elettrica viene fatta passare attraverso l'acqua, che viene così scomposta in idrogeno e ossigeno; e
	 idrogeno prodotto per pirolisi, noto comunemente come idrogeno turchese. In particolari condizioni la scomposizione del metano dà luogo a idrogeno e carbonio solido (anziché emissioni di carbonio allo stato gassoso). Il carbonio solido è un prodotto interessante dal punto di vista commerciale.
	L'AIE classifica le tecnologie energetiche in base al loro livello di maturità tecnologica (TRL) utilizzando una scala che va da 1 (idea in fase iniziale) a 11 (condizione di prevedibile crescita di mercato). Il reforming con vapore del metano associato alla cattura e allo stoccaggio del carbonio si colloca al livello 8 o 9. Se la prima è una tecnologia molto matura, l'applicazione della tecnologia CCS richiede ulteriori sviluppi per poter essere competitiva a livello commerciale. A seconda della tipologia, gli elettrolizzatori presentano un livello di TRL compreso fra 8 e 9. Infine, la pirolisi ha un TRL pari a 6; è infatti stato testato un prototipo su larga scala, ma occorre ancora dimostrare la maturità commerciale della tecnologia. 
	Figura 53: Scorporo dei costi di produzione dell'idrogeno (EUR/kg).
	/
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	La figura 5-3 ricorre alle ipotesi dell'AIE per confrontare l'evoluzione dei costi di questi tre percorsi concorrenti, insieme ai costi che il reforming con vapore del metano comporterà per il futuro, compreso un prezzo del carbonio. Vi sono tre importanti fattori da osservare: 
	 secondo le stime, la spesa in conto capitale (CAPEX) per l'elettrolisi diminuirà rapidamente nei prossimi anni, sostenuta dalla diffusione di tale tecnologia (AIE, 2019c; BNEF, 2020);
	 i costi dell'energia elettrica o del gas naturale sono i fattori principali da cui dipendono i costi di produzione dell'idrogeno. La disponibilità di energia elettrica a basso costo e in grandi quantità è l'ingrediente essenziale di un idrogeno elettrolitico competitivo. La figura 5-3 mostra una differenza nel costo dell'energia elettrica, a 50 EUR e a 20 EUR/MWh, stando alla quale l'idrogeno elettrolitico sarebbe competitivo solo nel caso di quest'ultimo prezzo. L'utilizzo di energia elettrica più economica (o addirittura gratuita) per alcune ore all'anno consente di risparmiare sui costi del combustibile ma comporta un aumento del CAPEX come quota del costo di produzione; e
	 i prezzi del carbonio svolgono un ruolo fondamentale. Con i prezzi del carbonio ridotti su cui l'industria ha potuto contare fino a poco fa, l'SMR risulta essere la tecnologia più competitiva per la produzione di idrogeno. Per sostenere percorsi di produzione che generino minori emissioni di carbonio, sarà essenziale aumentare l'incidenza del prezzo della CO2 con cui i produttori devono confrontarsi. 
	La questione relativa a quale processo di produzione dell'idrogeno sarà dominante entro il 2050 è una questione di carattere tanto politico quanto economico. I diversi paesi europei prevedono scenari futuri molto differenti fra loro; la Germania, ad esempio, è concentrata sull'idrogeno elettrico, mentre i Paesi Bassi sono più aperti a prevedere un futuro per l'idrogeno basato sul gas naturale. La posizione espressa dalla Commissione europea nel documento relativo alla strategia per l'idrogeno è che, benché il futuro sia nell'idrogeno elettrolitico, per un periodo di transizione sarà necessario ricorrere alla produzione di idrogeno basato sul gas naturale. 
	La strategia della Commissione è incentrata in effetti sul sostegno all'intensificazione della produzione di idrogeno rinnovabile, con l'obiettivo di raggiungere una produzione di 10 milioni Mt entro il 2030. Tale obiettivo, da solo, richiederebbe 475 TWh all'anno di energia elettrica da fonti rinnovabili. Per comprendere il contesto, si pensi che nel periodo 2010-2030 l'UE ha prodotto ogni anno 38 TWh in più derivanti dall'energia solare ed eolica. Nel 2020 l'UE-27 ha prodotto 540 TWh di energia elettrica da fonti eoliche e solari. Per conseguire obiettivi tanto ambiziosi sarà necessario un notevole sostegno politico, in particolare in relazione all'accesso a grandi quantità di energia elettrica da fonti rinnovabili a basso costo. 
	Nel frattempo, il futuro dell'idrogeno basato sul gas naturale all'interno dell'UE rimane incerto. Pur non potendo usufruire di un sostegno in qualità di combustibile "rinnovabile", l'applicazione della tecnologia CCS potrebbe ancora diventare un'opzione interessante per i produttori di idrogeno con l'aumentare dei prezzi dell'EU ETS nell'arco dei prossimi anni. Lo sviluppo della tecnologia CCS su scala commerciale porta con sé grandi sfide, che sono discusse nel capitolo 4. La pirolisi del metano, pur sembrando interessante date le sue emissioni zero di carbonio, si trova ancora in una fase embrionale dal punto di vista commerciale. 
	Negli scenari ottimistici riguardo alla domanda di idrogeno dell'UE, è piuttosto probabile che un certo volume di importazioni risulti competitivo. Le importazioni saranno competitive se l'energia elettrica da fonti rinnovabili sarà accessibile all'estero a costi notevolmente inferiori. Ciò è possibile in molte parti del mondo grazie a risorse rinnovabili vantaggiose (forti venti o un elevato irraggiamento solare). Altrettanto importanti sono anche tassi di finanziamento bassi per i progetti. Molte zone del mondo che offrono interessanti risorse rinnovabili hanno ancora condizioni di finanziamento poco favorevoli, aspetto che renderebbe comunque il costo totale livellato della produzione di energia da fonti rinnovabili troppo elevato perché l'esportazione verso l'UE possa risultare competitiva.
	Nel caso delle importazioni su brevi distanze (<2 000 km), l'idrogeno può essere trasportato in modo efficace sotto il profilo dei costi attraverso apposite condotte. Per le distanze fino a 2 000 km il trasporto allo stato gassoso mediante le condotte comporterà un costo aggiuntivo di circa 0,1-0,5 EUR/kg H2 (BNEF, 2020; Jens et al., 2021). Secondo una stima, ad esempio, il prezzo per il trasporto dell'idrogeno dall'Egitto alla Grecia o all'Italia ammonterebbe a 0,2 EUR/kg (van Wijk et al, 2019), mentre altre ipotesi standard stimano un prezzo di 0,5 EUR/kg per trasmissioni su una distanza di 1 500 km (Brändle et al, 2020). Ciò significa che, con piccoli vantaggi di produzione, il trasporto dell'idrogeno allo stato gassoso lungo le condotte può essere efficace sotto il profilo dei costi. Per questo motivo, Brändle et al. (2020) hanno indicato come probabile una regionalizzazione del commercio dell'idrogeno, mentre Hampp et al. (2021) hanno valutato che le opzioni di importazione dell'idrogeno economicamente più convenienti per la Germania sono quelle che prevedono l'uso delle condotte. 
	Su distanze maggiori il trasporto dell'idrogeno tramite condotte risulta più complicato poiché richiede anche un trasporto via mare. Le basse densità di energia su una nave impediscono il trasporto dell'idrogeno in forma gassosa. Come nel caso del commercio del gas naturale, un'opzione consiste nella liquefazione dell'idrogeno, che comporta tuttavia notevoli fabbisogni di energia e, di conseguenza, costi ingenti. Altre opzioni prevedono la trasformazione dell'idrogeno in una sostanza chimica più adatta al trasporto, come ad esempio l'ammoniaca, che può essere stoccata più facilmente in forma liquida, prima del trasporto stesso. Una volta a destinazione, l'idrogeno viene poi rimosso dal suo "composto portatore". Tuttavia, le operazioni di conversione e successiva riconversione in idrogeno illustrate sono processi costosi. 
	La figura 5-4 mostra che i costi delle sole operazioni di liquefazione e conversione/riconversione in ammoniaca ammontano già al doppio dei costi necessari per trasportare l'idrogeno per 1 500 km mediante una nuova condotta. Detti dati non comprendono i costi legati al trasporto marittimo e ai terminal di importazione. Una riduzione dei costi al minimo, a 1 EUR/kg, consentirebbe al trasporto marittimo dell'idrogeno di essere competitivo rispetto all'idrogeno prodotto internamente. 
	Figura 54: Costi di trasporto supplementari (EUR/kg)
	/
	Fonte: AIE (2019c) e Brändle et al. (2020).
	Il commercio su distanze più lunghe sembra essere una prospettiva più interessante per i prodotti finali in sé. Ad esempio, esiste già un commercio globale dell'ammoniaca che con tutta probabilità continuerà a essere economicamente conveniente in un contesto di ammoniaca verde. La domanda di metanolo come prodotto finale può essere soddisfatta attraverso le importazioni, così come la domanda di cherosene sintetico derivante dal trasporto aereo. Anche nei casi degli usi finali che necessitano di idrogeno liquefatto (senza costi di rigassificazione) si potrebbe ricorrere alle importazioni. 
	Pertanto, i dati attualmente disponibili indicano che si delineerà con buona probabilità la seguente struttura di mercato: l'Europa produrrà internamente grandi quantità di idrogeno generato a partire dall'energia elettrica da fonti rinnovabili. La produzione derivante dal metano rimarrà una questione di preferenza politica, come pure il fatto di affrontare i limiti tecnologici relativi alla cattura del carbonio. Nei casi di domanda di idrogeno elevata all'interno dell'Europa, le importazioni tramite condotte dalle regioni limitrofe si riveleranno probabilmente competitive. Analogamente, i prodotti derivati dall'idrogeno saranno probabilmente competitivi se trasportati via mare. È estremamente plausibile che emerga un mercato globale di tali prodotti, in cui l'UE rappresenterà con ogni probabilità la prima grande fonte di domanda. 
	La trasmissione e la distribuzione dell'idrogeno sono possibili attraverso le condotte. Oggi la distribuzione dell'idrogeno a livello locale avviene su strada, ma, laddove dovesse verificarsi un'evoluzione della domanda significativa dal punto di vista commerciale, un'infrastruttura di condotte offrirebbe una maggiore efficienza (Shiebahn et al., 2015). Benché sia possibile realizzare nuove condotte, l'industria è convinta che l'ammodernamento dei gasdotti esistenti per il trasporto di gas naturale possa offrire un'opzione a basso costo (Jens et al., 2021; cfr. anche capitolo 4). 
	La strategia per l'idrogeno della Commissione europea stabilisce tre fasi distinte, esaminandone le relative infrastrutture necessarie. Nella prima fase, dal 2020 al 2024, la sfida consisterà nel decarbonizzare il consumo attuale. In questa fase saranno necessarie poche infrastrutture di trasmissione. Sarà comunque utile eseguire analisi esplorative. Le prime opportunità in tal senso saranno probabilmente offerte dalle zone che dispongono di condotte parallele per la trasmissione del gas, di cui una può essere convertita alla trasmissione dell'idrogeno. 
	Nella seconda fase, che si estenderà dal 2025 al 2030, si prevede che emergeranno poli industriali di domanda di idrogeno; detta domanda includerà probabilmente la domanda attuale dell'industria, ad esempio di sostanze chimiche, e un'eventuale nuova domanda di acciaio. La capacità di trasmissione necessaria dipenderà dal livello di diffusione degli elettrolizzatori nelle vicinanze della domanda o di fonti rinnovabili interessanti. Nel primo caso, sarà già necessaria una crescita della rete di trasmissione per collegare le zone della domanda alle fonti di produzione più economiche. 
	Nel periodo compreso fra il 2030 e il 2050 i costi legati all'idrogeno a basse emissioni di carbonio dovrebbero essersi notevolmente ridotti fino a diventare competitivi nelle industrie chiave. Oltre a una crescita della produzione sarà necessario un certo volume di condotte di trasmissione. In questo periodo si delineerà in maniera sempre più chiara quale possa essere il ruolo rivestito dall'idrogeno. Ad esempio, nel settore del trasporto stradale il periodo compreso fra il 2020 e il 2030 sarà dominato dall'elettrificazione. Entro il 2030 saranno disponibili segnali più chiari in merito alla potenziale profondità dell'elettrificazione e lo sviluppo dell'infrastruttura dell'idrogeno darà luogo a una maggiore concorrenza. 
	La necessità di condotte di distribuzione non è nota al momento e dipenderà dalla misura in cui emergerà una domanda decentrata (trasporto stradale, edilizia). Potrebbe esservi una domanda industriale legata solo a grandi fonti puntuali, nel qual caso sarebbe sufficiente un'infrastruttura di trasmissione. I paesi che, come i Paesi Bassi, dispongono di un'infrastruttura del gas su percorsi paralleli costituiranno importanti banchi di prova per l'ammodernamento di segmenti della rete del gas naturale (PWC, 2021).
	Al fine di offrire alla rete energetica i vantaggi della flessibilità stagionale, è essenziale disporre di un metodo efficiente in termini di costi per lo stoccaggio dell'idrogeno. In caso di quantità ridotte, l'idrogeno può essere stoccato in serbatoi pressurizzati sopra il terreno. Tuttavia, per volumi consistenti e lunghi periodi di tempo, come nel caso dello stoccaggio interstagionale, lo stoccaggio sotterraneo dell'idrogeno costituirebbe una soluzione più sicura dal punto di vista economico (ad esempio, Schiebahn et al., 2015; Reuss et al., 2017). 
	Lo stoccaggio sotterraneo del gas offre tre vantaggi principali: grandi volumi, costi ridotti e sicurezza operativa. Tuttavia, come sottolineato da Tarkowski (2019), al momento non si ha molta esperienza con lo stoccaggio sotterraneo dell'idrogeno. 
	Le miniere di sale sembrano probabilmente essere adatte allo stoccaggio dell'idrogeno (Caglayan et al., 2020), per ragioni sia tecniche che economiche. Tuttavia, oggi solo una piccola quota della capacità di stoccaggio sotterraneo del gas naturale si trova nelle miniere di sale. Nel 2017 risultavano funzionanti a livello globale oltre 600 impianti di stoccaggio sotterraneo, con una capacità massima utile di 2 700 TWh, di cui poco più di 977 TWh situati all'interno dell'UE (AIE, 2019b). La grande maggioranza della capacità di stoccaggio del gas nell'UE si riscontra nei giacimenti di petrolio e gas esauriti (68 %), mentre le miniere di sale offrono solo una piccola quota, pari al 17 %, di poco superiore a quella delle falde acquifere (15 %). 
	L'83 % della capacità delle miniere di sale dell'UE-27 si trova in Germania (140 TWh). Oltre ad essa, sono la Francia (8,1 TWh), i Paesi Bassi (7,9 TWh) e la Polonia (5,9 TWh) gli unici paesi a disporre di una notevole capacità di stoccaggio nelle miniere di sale. La Germania dispone della maggiore capacità di stoccaggio del gas nelle miniere di sale al mondo, che è persino maggiore di quella degli Stati Uniti (137 TWh). Gli altri paesi europei presentano un potenziale limitato per la creazione o l'espansione della capacità di stoccaggio nelle miniere di sale per via della mancanza delle formazioni geologiche necessarie a tale scopo (Caglayan et al., 2020).
	Il presente studio analizza la domanda e i costi dell'idrogeno in tre diversi scenari per il 2050. Il consumo di energia finale coperto dall'idrogeno varia da 100 TWh negli scenari dell'elettrificazione totale e dei gas verdi a 1 400 TWh nello scenario delle importazioni di idrogeno. Dai settori del trasporto aereo e marittimo deriverebbe una domanda totale di idrogeno (diretta e indiretta) di 100 TWh nei primi due casi e di 300 TWh nel terzo scenario. In tutti gli scenari è prevista un'ulteriore domanda di idrogeno, pari a 300 TWh, a fini non energetici (ad esempio per la produzione di ammoniaca). 
	Un'ulteriore domanda di idrogeno pari a 300-400 TWh deriverebbe inoltre dalla necessità di fornire uno stoccaggio flessibile alla rete elettrica. Le differenze nel consumo di energia finale fra i vari scenari sono dovute a cambiamenti della domanda nei settori industriale, dei trasporti e degli edifici.
	Detti dati sono in linea con altri studi di modellizzazione, anche se va sottolineato che le differenze fra le ipotesi alla base degli studi rendono complicato effettuare paragoni espliciti. Lo scenario per l'idrogeno ipotizzato dalla Commissione europea (2018) prevede che entro il 2050 nell'UE vi sarà una domanda di idrogeno pari a 1 500 TWh. Blanco et al. (2018) ipotizzano una domanda compresa fra i 700 TWh e i 4 000 TWh. Hydrogen Europe, nel suo scenario ottimistico per il 2050, prevede una domanda di 2 250 TWh (FCH JU, 2019). Infine, Auer et al. (2020) ipotizzano una domanda compresa fra 1 400 TWh e 2 000 TWh. 
	Oltre alla tabella di marcia illustrata precedentemente, la strategia per l'idrogeno della Commissione europea stabilisce anche alcuni obiettivi concreti. Nello specifico, la strategia fissa l'obiettivo di installare nell'UE almeno 6 GW di elettrolizzatori per l'idrogeno (rinnovabile) entro il 2024, un obiettivo che salirebbe a 40 GW entro il 2030, con altri 40 GW installati al di fuori dell'UE. Un altro obiettivo menzionato dalla strategia è quello di produrre fino a 10 milioni di tonnellate di idrogeno rinnovabile nell'UE (333 TWh). Di qui al 2030 gli investimenti a favore degli elettrolizzatori potrebbero variare tra 24 e 42 miliardi di EUR, che si aggiungerebbero a 220-340 miliardi di EUR volti a incrementare la capacità di produzione di energia rinnovabile fino a 80-120 GW.
	Oltre alla strategia per l'idrogeno della Commissione europea, svariati Stati membri hanno pubblicato piani nazionali che prevedono lo stanziamento di fondi per l'idrogeno, nonché obiettivi relativi alla capacità di produzione degli elettrolizzatori e a quote del consumo di idrogeno in settori chiave. 
	La Francia e la Germania hanno stanziato, rispettivamente, sette e nove miliardi di EUR di finanziamenti pubblici destinati all'idrogeno. La Francia ha stabilito un obiettivo di 6,5 GW di capacità di produzione degli elettrolizzatori entro il 2030 e un obiettivo di decarbonizzazione del 20-40 % dell'idrogeno consumato nell'industria entro il 2028. Al contempo, la Germania ha fissato un obiettivo di 5 GW di capacità di produzione degli elettrolizzatori entro il 2030. Va altresì menzionato il fatto che il paese ha scelto di destinare 2 dei 9 miliardi di EUR totali dei finanziamenti al lavoro nel quadro dei partenariati internazionali. La strategia tedesca indica infatti chiaramente la probabilità di ricorrere alle importazioni di idrogeno entro il 2050. La Germania svolgerà un ruolo chiave nello sviluppo e nell'esportazione delle tecnologie degli elettrolizzatori.
	Il governo dei Paesi Bassi prevede di sviluppare una capacità di produzione degli elettrolizzatori pari a 3-4 GW entro il 2030. La novità della strategia neerlandese risiede nell'inclusione di quote di combustibile sostenibile per il trasporto aereo, che dovrebbero essere pari al 14 % entro il 2030 e al 100 % entro il 2050. In seguito alla pubblicazione di questa strategia, la Commissione europea ha espresso, nel pacchetto "Pronti per il 55 %", l'intenzione di applicare quote analoghe in tutta l'UE. Un messaggio chiaro che emerge dalla strategia è inoltre l'importanza di far sì che la città di Rotterdam diventi in futuro un polo attraverso il quale l'Europa possa ricevere le importazioni di idrogeno o di combustibili da esso derivati. Infine, la strategia neerlandese guarda con ottimismo al ruolo della miscelazione dell'idrogeno nelle reti del gas naturale. 
	Il Portogallo e la Spagna prevedono di mobilitare rispettivamente 7-9 e 9 miliardi di EUR per l'idrogeno. L'uso del verbo "mobilitare" implica che siano compresi anche notevoli contributi privati oltre ai finanziamenti pubblici. La strategia portoghese stabilisce l'obiettivo per il 2030 di sviluppare una capacità di produzione degli elettrolizzatori compresa fra 2 e 2,5 GW, pari al 5 % del consumo di energia finale del paese e al 5 % del consumo di energia del settore industriale. La strategia prevede altresì un obiettivo di miscelazione del 10-15 % dell'idrogeno nella rete del gas naturale. La Spagna ha invece fissato l'obiettivo di sviluppare una capacità di produzione degli elettrolizzatori pari a 4 GW entro il 2030 nonché di raggiungere una quota di idrogeno rinnovabile pari al 25 % nel mix di idrogeno impiegato nel settore industriale.
	Un aspetto interessante è costituito dal fatto che i piani nazionali mostrano l'intenzione di introdurre un certo volume di idrogeno nel settore dei trasporti. La Francia prevede di alimentare a idrogeno, entro il 2028, una quantità di auto per il trasporto di passeggeri o di veicoli commerciali leggeri compresa fra le 20 000 e le 50 000 unità. I Paesi Bassi fissano un analogo obiettivo a 300 000 esemplari, mentre il Portogallo mira a raggiungere una quota di idrogeno pari al 5 % nel consumo di combustibili per il trasporto stradale.
	Sia il lato della domanda che quello dell'offerta di idrogeno subiranno cambiamenti radicali nei prossimi 30 anni; tuttavia, il punto di arrivo di tale transizione non è al momento prevedibile. Tale incertezza rende complicato formulare risposte strategiche semplici. Alla luce degli attuali metodi di produzione inquinanti per l'idrogeno, è particolarmente difficile considerare strategie intelligenti per stimolare i casi di domanda che, benché oggi sembrino determinare un aumento delle emissioni di carbonio, potrebbero in futuro consentirne una sensibile riduzione. 
	Si propone qui un quadro per favorire una migliore comprensione e il dibattito sul futuro ruolo che l'idrogeno rivestirà nei sistemi energetici europei (figura 5-5). Il quadro si basa sull'idea che l'idrogeno svolgerà un ruolo intermedio fra quello di una materia prima industriale di nicchia (situazione odierna) e quello di un prodotto energetico ampiamente commerciato. Si può considerare un continuum fra i due scenari menzionati, lungo il quale si collocano tutti i potenziali casi di domanda di idrogeno, nonché le motivazioni alla base di opinioni ampiamente contrastanti sulla politica pubblica corretta da seguire. I fattori esogeni e gli sviluppi in relazione all'idrogeno determineranno la posizione ricoperta da quest'ultimo. 
	Figura 55: Quadro di mercato dell'idrogeno
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	Fonte: Rappresentazione degli autori. 
	Le strategie non dovrebbero essere elaborate con l'obiettivo di raggiungere una specifica posizione in questo continuum. L'obiettivo da conseguire è piuttosto nella decarbonizzazione e l'idrogeno dovrebbe essere promosso dai mercati in modo tale da raggiungere il ruolo più efficiente da ricoprire. La normativa dovrebbe adattarsi in maniera dinamica allo sviluppo dei mercati. 
	Il ruolo di materia prima industriale di nicchia è il ruolo che l'idrogeno svolge nello scenario odierno (tabella 5-2). Esso è consumato da pochi attori industriali, concentrati e di grandi dimensioni, ed è spesso prodotto in loco, di pari passo con il consumo. L'idrogeno non dispone di un ampio mercato e quest'ultimo risulta inoltre frammentato. La normativa vigente è ragionevole e consente investimenti privati e la proprietà delle infrastrutture di trasporto. Attualmente sono disponibili poche infrastrutture fisiche per il trasporto dell'idrogeno. Se la domanda di idrogeno rimarrà contenuta in questa nicchia, non ci sarà grande bisogno di un intervento politico ampio al di là di quello necessario per stabilire un prezzo del carbonio ragionevole. 
	In questo scenario, il passaggio a un idrogeno a zero emissioni di carbonio rimane comunque inevitabile. Esistono a tal proposito diverse possibilità. Nel caso in cui l'idrogeno rinnovabile (verde) sia dominante: (a) l'ampia domanda industriale potrebbe trasferirsi verso fonti che garantiscono un abbondante approvvigionamento (rinnovabile); (b) l'ampia domanda industriale potrebbe affiancarsi ad altri tipi di domanda condividendo con essi i costi di importazione dell'idrogeno. 
	In alternativa, tale scenario potrebbe adattarsi in maniera più naturale all'idrogeno prodotto a partire dal metano. Per i poli industriali sarebbe interessante l'ipotesi di importare gas naturale utilizzando le infrastrutture esistenti prima di trasformarlo in idrogeno. Questo consentirebbe all'industria di mantenere le sue attuali posizioni geografiche dovendo sviluppare solo un'infrastruttura aggiuntiva limitata per il trasporto dell'idrogeno. 
	Al di là di tale aspetto, potrebbe emergere una domanda centralizzata di idrogeno in settori diversi da quello delle materie prime industriali. Nel settore dell'acciaio, ad esempio, l'idrogeno può avere un ruolo sia come materia prima che come fonte di energia. Nel settore del trasporto aereo, l'idrogeno dovrebbe passare attraverso grandi impianti industriali (simili alle raffinerie per il petrolio) per essere trasformato in cherosene sintetico tramite il processo Fischer-Tropsch e continuare successivamente il suo percorso sotto forma di cherosene liquido. Nel caso del trasporto marittimo, la domanda di idrogeno liquido si limiterebbe a grandi serbatoi di rifornimento installati nei porti. Dette evoluzioni creerebbero una domanda di idrogeno a fini energetici che, allontanandosi dal settore delle materie prime industriali, richiederebbe una normativa basata sull'energia, conservando tuttavia strutture geografiche e di mercato simili a quelle attualmente disponibili per l'idrogeno. 
	L'uso dell'idrogeno per lo stoccaggio stagionale di energia potrebbe favorire in certa misura lo scenario dell'idrogeno come vettore energetico oggetto di scambi commerciali. In primo luogo, esso comporterebbe una notevole diffusione degli elettrolizzatori, riducendo la spesa in conto capitale. In secondo luogo, ove si affermasse come una soluzione efficace, tale uso favorirebbe una maggiore diffusione dell'energia rinnovabile nell'UE, che costituisce una condizione necessaria per conseguire livelli elevati di produzione dell'idrogeno. Infine, lo stoccaggio dell'idrogeno determinerebbe sviluppi di mercato. Lo stoccaggio potrebbe avvenire in impianti isolati (ad esempio miniere di sale), necessitando in tal caso di un'infrastruttura di trasmissione derivante dalla diffusione delle energie rinnovabili. In alternativa, si potrebbe considerare di stoccare parte dell'idrogeno all'interno della sua stessa rete di trasmissione (linepack). 
	All'altro estremo dello spettro si trova invece un mondo caratterizzato da profondi mercati dell'idrogeno e da un ampio consumo di tale risorsa come vettore energetico oggetto di scambi commerciali (tabella 5-2). Si tratta della situazione qui analizzata nello scenario delle importazioni di idrogeno per alimentare l'UE. Tale circostanza è caratterizzata da un gran numero di consumatori decentrati, una profonda infrastruttura di trasporto e mercati profondi. In tal caso, si renderebbe necessaria un'ampia regolamentazione, fortemente differente da quella attuale. 
	Tabella 52: Principali caratteristiche di mercato in diversi scenari relativi all'idrogeno
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
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	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	La posizione dell'idrogeno sarà determinata da una serie di fattori, compreso il costo di produzione stesso. Ceteris paribus, un calo del costo di produzione dell'idrogeno determinerà uno spostamento verso destra nel continuum man mano che i fattori economici delle infrastrutture e i casi di domanda diventeranno più interessanti. 
	Il caso dei costi di produzione dei combustibili concorrenti è invece più complicato. Ciò perché i combustibili concorrenti dal lato della domanda (biocombustibili, gas naturale, energia elettrica) sono anche combustibili di alimentazione diretti per la produzione di idrogeno. Come illustrato dalla figura 5-3, il loro prezzo è un fattore determinante nel prezzo finale dell'idrogeno. L'effetto finale è pertanto la somma di due forze opposte.
	Nel caso del gas naturale, nel 2050 la concorrenza con l'idrogeno sarà limitata ai settori della domanda in cui può essere applicata la tecnologia CCS. Pertanto, il riflettersi della riduzione dei costi sull'idrogeno porterà una maggiore competitività per molti dei settori decentrati. Perché ciò accada, sono fondamentali l'accettazione politica e la maturità tecnologica della cattura e dello stoccaggio del carbonio (CCS). Ove la tecnologia CCS fosse ampiamente accettabile e disponibile, mentre il gas naturale potrebbe assumere un ruolo maggiore nei settori industriali, la capacità di produrre idrogeno a basso costo a partire dal metano stimolerebbe la domanda nei settori della parte destra dello spettro.
	Un'analisi simile può essere presa in considerazione per i biocombustibili purché sia accettabile una combustione dei biocombustibili senza CCS, il che estenderebbe la concorrenza a un settore decentrato nel caso della contabilità del carbonio lungo il ciclo di vita. 
	Nel caso dell'energia elettrica, una riduzione del costo medio livellato determinerebbe un prezzo minore sia dell'idrogeno che dell'energia elettrica. La dinamica importante consisterebbe nella capacità delle soluzioni flessibili di stare al passo con le riduzioni della spesa in conto capitale. Ove si sviluppassero soluzioni flessibili dal lato della domanda e dell'offerta, l'energia elettrica diventerebbe sempre più competitiva, lasciando poco spazio all'idrogeno in molti dei settori ipotizzati. Tale sviluppo ridurrebbe il costo livellato dell'energia elettrica e consentirebbe inoltre a molti settori della domanda di spostare i propri consumi in periodi caratterizzati da un prezzo dell'energia elettrica ridotto. 
	D'altra parte, se altre soluzioni di flessibilità energetica dovessero rallentare le riduzioni della spesa in conto capitale, la necessità di idrogeno si acuirebbe. L'idrogeno potrebbe svolgere un ruolo rilevante nell'alleviare la pressione sulla rete elettrica e, di conseguenza, agevolare un maggior passaggio all'idrogeno come combustibile nei settori della domanda decentrati. 
	La tecnologia concorrente forse più rilevante dal lato della domanda è costituita dalle batterie agli ioni di litio. Il calo dei costi e, soprattutto, i miglioramenti in termini di densità energetica potrebbero continuare a erodere i casi ipotizzati di uso dell'idrogeno. 
	La politica pubblica relativa all'idrogeno dovrebbe essere imperniata sui principi fondamentali di un sostegno pubblico che minimizzi i costi (vale a dire consentendo la partecipazione del settore privato) e della neutralità tecnologica. Tuttavia, la politica pubblica non può mai essere completamente neutra dal punto di vista tecnologico e una parte della spesa pubblica si rivelerà efficace sotto il profilo dei costi. Più precisamente, vi sarà una serie di specifiche questioni strategiche riportate di seguito che richiederanno l'adozione di decisioni politiche. 
	Questione: elargizione di sovvenzioni esclusivamente per la produzione di idrogeno a basse emissioni di carbonio, che potrebbero essere sovvenzioni a costo fisso.
	Osservazioni: le prossime revisioni dell'EU ETS consentiranno al settore della produzione di idrogeno elettrolitico di richiedere quote gratuite. Analogamente, anche la produzione basata sul gas naturale a basse emissioni di carbonio potrà avere accesso alle quote gratuite. Gli effetti di tali quote equivarranno a una sovvenzione implicita. Questo cambiamento è fondamentale per consentire una concorrenza leale con l'attuale produzione dell'idrogeno attraverso il sistema di reforming con vapore del metano.
	Altre sovvenzioni alla produzione risultano leggermente controverse perché l'idrogeno pulito non costituisce l'obiettivo finale, che risiede invece nei prodotti utili finali. Non vi sono garanzie del fatto che il sostegno alla produzione di idrogeno più pulito rappresenti il modo più sensato di utilizzare i fondi, dato che potrebbero emergere tecnologie alternative migliori.
	Va operata un'importante distinzione fra la produzione di idrogeno e le tornate di sovvenzioni volte a sostenere la diffusione dell'energia elettrica da fonti rinnovabili negli anni 2000. Nel caso dell'energia elettrica da fonti rinnovabili esisteva un mercato acquirente garantito. Si intende con ciò che l'intera diffusione delle energie rinnovabili sarebbe stata immediatamente assorbita dalle reti elettriche esistenti, portando determinati vantaggi in termini di decarbonizzazione. Nel caso dell'idrogeno, la situazione è invece differente. Le ipotesi in merito a grandi volumi di domanda di idrogeno si basano sulle previsioni per il futuro e anche la domanda esistente dovrebbe essere incentivata a passare dall'attuale consumo di idrogeno inquinante al consumo di un qualsiasi tipo di idrogeno pulito oggetto delle sovvenzioni.
	Non è ancora chiaro se vi sarà un'ampia domanda di idrogeno che renderà necessaria l'elargizione di sovvenzioni per una produzione economicamente conveniente. Ad ogni modo, la politica pubblica potrebbe sostenere efficacemente la produzione offrendo sovvenzioni per la realizzazione di un impianto di produzione di ammoniaca o di una raffineria con produzione in loco. 
	Questione: elargizione di sovvenzioni ai settori della domanda per passare da processi a elevate emissioni di carbonio a processi che comportano emissioni di carbonio inferiori. 
	Osservazioni: le sovvenzioni ai settori che potrebbero consumare idrogeno sembrano essere più interessanti. Tali sovvenzioni non dovrebbero specificare il consumo di idrogeno, ma potrebbero conservare la neutralità tecnologica. Opzioni quali aste e contratti per differenza di carbonio consentirebbero di conseguire tale obiettivo (McWilliams e Zachmann, 2021). 
	In una fase successiva, le quote potrebbero rivelarsi anche uno strumento utile per spostare il carico delle sovvenzioni dal settore pubblico ai bilanci privati. La Commissione europea ha già proposto quote in relazione ai combustibili sostenibili nel settore del trasporto aereo che fungono da quote indirette per il consumo di idrogeno. Nei casi in cui si ha un quadro chiaro della futura domanda di combustibili puliti, le quote possono dimostrarsi uno strumento molto efficace. Agora Energiewende e Guidehouse (2021) propongono di riorientare ampie sovvenzioni pubbliche nel periodo compreso fra il 2020 e il 2030 verso quote per il post-2030, quando i relativi casi di utilizzo dell'idrogeno saranno più chiari. In tal modo, il carico delle sovvenzioni verrebbe spostato sul settore privato. 
	Questione: elaborazione di una normativa che consenta l'espansione di una rete di infrastrutture in grado di trasportare molecole di idrogeno in tutta Europa senza mettere a repentaglio i principi del mercato interno dell'energia. 
	Osservazioni: la Commissione europea propone un ragionevole approccio graduale alle infrastrutture dell'idrogeno. Secondo tale approccio, l'idrogeno passerebbe dall'essere una risorsa concentrata in una serie di valli caratterizzate da una forte domanda e da estese reti di fornitura a diventare una risorsa più distribuita. In ciascuna fase di questa evoluzione andrebbero riconsiderati i meriti delle infrastrutture e del sostegno pubblico. 
	Gli enti regolatori chiedono una regolamentazione dinamica delle infrastrutture (CEER, 2020). Benché sia possibile trarre insegnamenti dalla regolamentazione del gas naturale, un'esatta riproduzione della regolamentazione di mercato del gas naturale risulterebbe troppo restrittiva. Al contrario, un approccio ragionevole consentirebbe ai mercati dell'idrogeno di cambiare e di monitorare le varie evoluzioni. Ad esempio, questioni come la separazione e l'accesso da parte di terzi potrebbero essere discusse in una fase successiva in modo tale da poter in primo luogo ampliare la rete. 
	Sebbene si possano prevedere finanziamenti dal settore privato, l'industria necessiterà di segnali chiari e impegni in termini di tempistiche da parte degli enti di regolamentazione ai fini di una riduzione del rischio sugli investimenti di capitali. 
	Questione: l'industria propone una miscelazione dell'idrogeno nelle reti del gas naturale esistenti. Dal punto di vista tecnico, si tratta di una soluzione che sembrerebbe funzionare. Tale scelta mira a garantire l'esistenza di una domanda di idrogeno e ridurre le emissioni di carbonio associate alla combustione finale del gas. 
	Osservazioni: la miscelazione dell'idrogeno nelle reti del gas naturale esistenti risulta essere in quasi tutte le circostanze un'idea poco sensata. In primo luogo, dal punto di vista delle emissioni di carbonio gli effetti di una simile scelta sono, nel migliore dei casi, marginali. Nel migliore dei casi, è possibile introdurre nelle reti del gas una miscela costituita per il 20 % da idrogeno. L'idrogeno contiene un terzo della densità energetica del metano. Pertanto, è possibile sostituire con l'idrogeno il contenuto energetico del metano, pari al 7 %, ottenendo guadagni molto limitati in termini di carbonio.
	Dall'altro lato, dal punto di vista normativo la miscelazione dell'idrogeno causerebbe problemi nella rete. Le quote di miscelazione accettabili variano a seconda dell'uso finale (uso residenziale, apparecchi industriali) e a seconda degli Stati membri. Sarebbe necessario che tutti i partecipanti delle reti coinvolti concordassero livelli fissi. Le divergenze di opinione rischierebbero tuttavia di creare fratture sul mercato interno del gas.
	Il vantaggio che si sostiene derivi da tale scelta è la sicurezza dell'acquisto della fornitura. Si sostiene che questo sarà essenziale per consentire alle catene di approvvigionamento della produzione di idrogeno a basse emissioni di carbonio di crescere. Benché ciò sia senz'altro vero, in Europa non sembra attualmente manifestarsi alcuna carenza di domanda di idrogeno a basse emissioni di carbonio. Le strategie messe in atto dovrebbero mirare a collegare altri casi di domanda, in cui l'idrogeno può avere un effetto maggiore e più a lungo termine sulle emissioni di carbonio, con un'offerta crescente. Ad esempio, la realizzazione delle prime condotte per portare l'idrogeno dalle zone di produzione interessante alle evidenti zone industriali di domanda. 
	Questione: la Commissione europea proporrà una soglia per l'ammissibilità dell'idrogeno nel contesto della prossima tassonomia sostenibile. L'iniziativa europea CertifHy si sta occupando di istituire un sistema di certificazione a livello dell'UE che fornisca garanzie di origine in merito alle emissioni di carbonio associate alla produzione di idrogeno. 
	Figura 56: Idrogeno elettrolitico derivante da un'intensità di rete media
	/
	Fonte:  I dati relativi all'intensità delle emissioni delle reti dei singoli paesi sono forniti dall'Agenzia europea dell'ambiente (https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/indicators/overview-of-the-electricity-production-3/assessment). I dati relativi a CertifHy sono tratti dal seguente sito Internet: https://www.certifhy.eu/images/media/files/CertifHy_Presentation_19_10_2016_final_Definition_of_Premium_Hydrogen.pdf, mentre quelli per il valore della tassonomia dell'UE sono tratti dall'analisi di Baker McKenzie, disponibile all'indirizzo: https://www.bakermckenzie.com/en/insight/publications/2021/05/eu-taxonomy-hydrogen-industry.
	Osservazioni: l'opzione proposta sarebbe auspicabile qualora la tassonomia contribuisse a spostare gli investimenti verso prodotti più ecologici. Tuttavia, questi livelli rigorosi non dovrebbero essere interpretati come gli unici motivi per investire nella produzione di idrogeno verde. 
	Come mostrato dalla figura 5-6, la tassonomia esclude gli investimenti connessi alla rete da tutti i paesi dell'UE tranne quattro. Benché la presente analisi sia basata sulle emissioni medie delle reti, va osservato che determinate emissioni di carbonio basate sull'energia elettrica immessa negli elettrolizzatori connessi alla rete sono difficili da stabilire e che, in linea di principio, il contenuto di carbonio rappresenta più una questione contabile che un valore oggettivo.
	Inoltre, l'energia elettrica rientra nell'EU ETS e, pertanto, il costo le emissioni è calcolato nel costo di produzione. L'idrogeno prodotto dalla rete consumerà le quote stabilite dall'EU ETS, esercitando pressioni sul mercato affinché siano ridotte le emissioni in altri settori. Con la diffusione di volumi annuali gestibili di capacità di produzione degli elettrolizzatori, l'EU ETS e i mercati dell'energia dovrebbero essere in grado di assorbire efficacemente la domanda aggiuntiva. 
	Nel caso delle importazioni la situazione è invece differente. Saranno probabilmente necessarie garanzie di origine che certifichino le emissioni di carbonio legate alle importazioni. Oggi l'UE importa una quantità di idrogeno trascurabile e la possibilità dell'industria di importare idrogeno dovrebbe limitarsi ai soli casi in cui la produzione dello stesso soddisfa i rigorosi criteri stabiliti nell'ambito del progetto CertifHy. Per le importazioni allo stato gassoso attraverso le condotte, dovrebbe essere relativamente semplice calcolare le emissioni derivanti da una fonte puntuale di grandi dimensioni. Nel caso delle importazioni di sostanze derivate dall'idrogeno che si trovano allo stato liquido, tale compito potrebbe invece rivelarsi più complicato. 
	Questione: l'addizionalità è il principio secondo cui, affinché l'idrogeno possa avere un ruolo nel percorso verso gli obiettivi in materia di rinnovabili, gli elettrolizzatori devono non solo consumare energia elettrica da fonti rinnovabili, ma devono anche dimostrare di aver messo in atto una capacità aggiuntiva da fonti rinnovabili corrispondente al suo consumo. Gli elettrolizzatori possono conformarsi a tale prescrizione realizzando nuovi impianti rinnovabili isolati o sottoscrivendo accordi di compravendita di energia elettrica da fonti rinnovabili. Tale questione è stata discussa nell'ambito della proposta di revisione della direttiva sull'energia da fonti rinnovabili ed entro il 31 dicembre 2021 dovrebbe essere presentato un atto delegato.
	Osservazioni: alle condizioni attuali, il principio di addizionalità sembra essere eccessivamente restrittivo in relazione alla diffusione dell'idrogeno elettrolitico. Esistono infatti svariate difficoltà tecnologiche e normative che rallentano la diffusione degli elettrolizzatori nei casi in cui è necessaria l'addizionalità. Non è immediatamente evidente per quale motivo tali requisiti siano necessari per gli elettrolizzatori ma non per veicoli elettrici, pompe di calore e altri usi industriali. 
	In uno scenario sfortunato, il principio di addizionalità potrebbe condurre alla diffusione di elettrolizzatori isolati situati nei pressi degli impianti per la produzione di energia rinnovabile. In tal caso, tuttavia, l'efficienza complessiva del sistema diminuirebbe perché gli elettrolizzatori non sono in grado di fornire preziosi servizi di flessibilità alla rete. Nel caso migliore in cui gli elettrolizzatori siano in grado di ricorrere ad accordi di compravendita di energia elettrica e rimanere connessi alla rete, criteri troppo stringenti rappresenterebbero comunque un ostacolo inutile allo sviluppo dell'idrogeno negli Stati membri. Gli Stati membri che oggi presentano i mix di energia elettrica più puliti godranno di vantaggi evidenti. Considerando che nel 2050 vi sarà una domanda essenziale di idrogeno, sarebbe più ragionevole mantenere una visione dinamica delle future emissioni della rete anziché perseguire una visione statica basata sull'intensità delle emissioni attuali. 
	L'argomentazione a favore dell'addizionalità consiste nel fatto che consumando l'attuale produzione di energie rinnovabili, gli elettrolizzatori costringono altri partecipanti della rete a consumare energia elettrica a emissioni medie. Pertanto, in assenza dell'addizionalità, si dovrebbe considerare che gli elettrolizzatori consumino emissioni di rete di media entità. Sebbene questo possa essere vero nel breve termine, gli elettrolizzatori, se integrati in maniera intelligente nelle reti, possono stimolare una domanda aggiuntiva di diffusione delle energie rinnovabili. 
	Gli autori ritengono che l'attuazione dei criteri di addizionalità dovrebbe essere sospesa per qualche anno. La diffusione degli elettrolizzatori si trova ancora nella sua fase embrionale e non determinerà aumenti significativi delle emissioni di carbonio nei prossimi anni, anche qualora dovesse essere usata un'intensità di rete di media entità. Il ritmo della decarbonizzazione dell'energia elettrica è stato sin qui rapido e tale dovrebbe rimanere. La Commissione dovrebbe continuare a monitorare la situazione ed essere pronta a intervenire basandosi su criteri chiari nei casi in cui la diffusione degli elettrolizzatori sembra rallentare la decarbonizzazione della rete.
	Questione: il futuro dell'idrogeno sarà determinato da fattori tanto politici quanto economici. In particolare nel caso delle importazioni le decisioni politiche saranno fondamentali per promuovere i futuri modelli di mercato. 
	Osservazioni: entro il 2030 l'UE riceverà probabilmente le prime importazioni di idrogeno allo stato gassoso tramite condotte. Entro il 2050 è invece piuttosto plausibile che l'UE importerà notevoli volumi di idrogeno. Le decisioni prese in relazione all'espansione delle condotte saranno di natura sia politica che economia. 
	Oggi la Germania sembra mostrare la mentalità più avanzata a tale riguardo. 
	L'UE dovrebbe essere attenta a mantenere un approccio unificato a tale processo decisionale invece di perseguire un approccio che la Germania sia in grado di controllare da sola. Affinché l'UE possa ridisegnare la sua mappa delle importazioni di energia, sarà fondamentale disporre di consulenze indipendenti che siano esenti da influenze politiche. 
	Questione: una politica climatica complessiva che porti alla crescita dell'idrogeno. 
	Osservazioni: le strategie per l'idrogeno non saranno elaborate dal nulla. Le politiche climatiche complessive costituiranno, in ultima istanza, l'influenza più consistente: 
	 la diffusione di grandi volumi di energie rinnovabili e la riduzione dei relativi costi costituiranno probabilmente la migliore politica pubblica per la crescita dell'idrogeno; e
	 la fissazione dei prezzi del carbonio deve rimanere un pilastro essenziale. Qualsiasi altro strumento dovrebbe essere sviluppato intorno ad essa. 
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	Per illustrare e mettere a confronto i diversi percorsi di sviluppo, si considera qui un sistema energetico semplificato. L'analisi qui presentata si basa sullo scenario MIX55 sviluppato dal JRC. I tre scenari presi in esame nel presente studio corrispondono alle tendenze generali (in particolare in termini di consumo del servizio energetico) ipotizzate nello scenario del JRC. Lo scenario presentato dagli autori differisce tuttavia dal MIX55 per quanto riguarda i contributi forniti dall'energia elettrica, dall'idrogeno e dai gas verdi per soddisfare la stessa domanda di servizio energetico. Data l'assenza di informazioni pubblicamente disponibili, è necessario a tal fine procedere a una triangolazione di dati. 
	In primo luogo, si procederà ad analizzare la domanda di energia utile prevista dal JRC, vale a dire l'output di energia utile di un impianto energetico, mentre il consumo di energia finale rappresenta l'input di energia in un impianto (ad esempio, il metano immesso in una caldaia). L'energia utile e quella finale variano notevolmente a seconda della tecnologia e del settore interessati. Dal momento che il valore della domanda di energia utile non è menzionato direttamente dal JRC, tale dato è stato dedotto, ai fini della presente analisi, dal consumo di energia finale riferito e dai fattori di conversione settoriali semplificati che permettono di calcolare, a partire dall'energia finale (ad esempio, i kWh di energia elettrica forniti a un'abitazione), l'energia utile (ad esempio, i kWh di calore forniti dal riscaldamento nella stessa abitazione).
	Sulla base di tali dati, sono poi imposti cambiamenti di combustibile per settore e applicazione e si procede a determinare il consumo di energia finale corrispondente per ciascun combustibile e ciascuna applicazione. In tale contesto, le differenze esistenti nei livelli di rendimento termico delle tecnologie specifiche dei vari combustibili danno luogo a un consumo di energia finale differente a seconda del combustibile e del settore esaminati. Tale approccio fa sì che i servizi della domanda finale settoriale, forniti da applicazioni differenti (riscaldamento, energia meccanica, illuminazione, TIC), siano identici nei vari scenari.
	Gli scenari qui elaborati presentano dati in merito al consumo finale per i settori dell'industria, degli edifici e dei trasporti. I serbatoi per il trasporto aereo e marittimo sono presi in considerazione separatamente, come pure la domanda nei settori non energetici e gli input per il settore energetico. Il settore energetico comprende la produzione di energia elettrica e la produzione di idrogeno e idrocarburi sintetici. La domanda di idrogeno e di idrocarburi sintetici è costituita dalla somma delle domande di tali combustibili provenienti dai diversi settori e delle perdite dovute al trasporto e allo stoccaggio. Queste ultime sono di notevole entità. Nella presente analisi si ipotizza infatti che entro il 2050 l'idrogeno coprirà le necessità di stoccaggio interstagionale dell'energia elettrica e che le perdite dovute alle dispersioni di idrogeno lungo l'intera catena del valore ammonteranno al 20 %. I dati menzionati in relazione al settore energetico sono da interpretarsi come domanda di stoccaggio dell'energia sotto forma di idrogeno o idrocarburi sintetici.
	La produzione di idrogeno e di idrocarburi sintetici necessaria all'interno dell'UE è definita come la differenza tra la domanda finale e le quote di importazione ipotizzate per il 2030 e il 2050. A partire da tale dato viene determinata la quantità di energia elettrica necessaria per la produzione di idrogeno e idrocarburi sintetici. La produzione totale di energia elettrica per il 2030 e il 2050 è quindi fissata in modo da soddisfare il consumo di energia elettrica dei vari settori, il consumo di energia elettrica del trasporto aereo/marittimo e la produzione di idrogeno e idrocarburi sintetici. 
	Ciascuno dei tre scenari presenta una produzione di energia elettrica necessaria diversa dagli altri. Per poter confrontare in maniera migliore i diversi scenari, si ipotizza che la produzione di energia elettrica derivante da tutte le fonti eccetto quelle rinnovabili (energia eolica, solare, geotermica e biocombustibili) sia uguale in tutti gli scenari. Per determinare la produzione di tali fonti costanti ci si è basati sui dati relativi al consumo di combustibile forniti dal JRC; sono state inoltre considerate le tipiche efficienze di trasformazione per dedurre la fornitura di energia elettrica da combustibile. 
	I dati relativi agli investimenti nelle nuove capacità risultano dalla differenza fra le capacità installate rispettivamente nel 2020, 2030 e 2050. Si ipotizza altresì che il 20 % delle capacità esistenti nel 2020 debba essere sostituito da nuove unità entro il 2030 e che l'80 % di tutte le capacità operative nel 2030 debba essere sostituito da nuove unità fra il 2030 e il 2050. 
	Le ipotesi relative alla domanda soddisfatta dall'idrogeno sono differenti nei diversi scenari. Le ipotesi relative all'idrogeno sono fisse solo per ciò che riguarda la domanda non energetica e la sostituzione del carbone come agente di riduzione. Per quanto riguarda il settore dell'acciaio, si ipotizza che l'uso dell'idrogeno sia identico in tutti gli scenari. Nel 2030 si raggiungerà circa il 20 % della domanda di idrogeno prevista per il 2050 in tale settore. 
	L'ipotesi secondo cui l'idrogeno coprirà una quota significativa della domanda generale di combustibile è presentata solo nello scenario delle importazioni di idrogeno successivamente al 2030. Mentre detto scenario prevede per il 2050 una quota di idrogeno nel consumo settoriale totale di combustibile pari a circa il 20 %, negli altri due scenari tale quota è inferiore al 7 %. Una domanda significativa di idrogeno nel 2030 è ipotizzata solo nello scenario delle importazioni di idrogeno. Poiché l'idrogeno implica la realizzazione di nuovi sistemi, ci si può aspettare che una domanda significativa si svilupperà solo nei periodi successivi. 
	Tabella 61: Consumo di idrogeno nel 2030 e nel 2050 nei diversi scenari (valori arrotondati, in TWh)
	Fonte: Calcoli degli autori.
	Per il periodo 2031-2050 le domande settoriali di idrogeno sono in effetti dieci volte più elevate nello scenario delle importazioni di idrogeno rispetto agli altri due scenari. Il fatto che i gas sintetici siano prodotti a partire dall'idrogeno spiega perché la domanda di idrogeno nello scenario dei gas verdi sia quasi uguale a quella dello scenario delle importazioni di idrogeno. Per la produzione dei gas sintetici sono necessari 1 900 TWh di idrogeno. 
	La presente analisi ipotizza che l'idrogeno sia utilizzato per lo stoccaggio interstagionale, dove le necessità di stoccaggio totali dipendono dal consumo totale di energia elettrica. Solo nello scenario dei gas verdi si ipotizza che lo stoccaggio avvenga tramite idrocarburi sintetici (importati) ed è prevista una domanda di idrogeno pari a zero. 
	Si ipotizza che le domande di idrogeno per usi non energetici siano costanti (pari a 300 TWh) in tutti e tre gli scenari, presumendo una consistente domanda di base dell'idrogeno. 
	Nel periodo compreso fra il 2030 e il 2050 si ipotizza un aumento delle importazioni di idrogeno (in termini sia assoluti che relativi). Nel 2030 il 25 % della domanda di idrogeno dell'UE sarà coperto dalle importazioni mentre entro il 2050 sarà l'80 % della domanda di idrogeno a essere soddisfatta attraverso le importazioni. 
	Tutti gli scenari prevedono la necessità di notevoli investimenti nella capacità di produzione degli elettrolizzatori, compresa fra 400 e 800 GW. Lo scenario dell'elettrificazione totale è caratterizzato da una grande domanda di elettrolizzatori, non a causa della domanda settoriale finale di idrogeno, ma perché gli elettrolizzatori sono chiamati a compensare l'aumento della quota di energie rinnovabili nella produzione energetica attraverso lo stoccaggio di energia. Nello scenario delle importazioni di idrogeno la capacità di produzione degli elettrolizzatori è in realtà minore rispetto a quella degli altri scenari poiché si ipotizza un'importazione consistente. 
	Tabella 62: Consumo/produzione di idrogeno nel 2030 e nel 2050 (valori arrotondati, in TWh / GW) 
	Fonte: Calcoli degli autori.
	Ipotizzando un calo dei costi di installazione degli elettrolizzatori da 750 EUR/kW nel 2030 a 450 EUR/kW nel 2050 e costi di rete compresi fra i 10 e i 50 miliardi di EUR, lo sviluppo della produzione e delle infrastrutture dell'idrogeno richiede investimenti fino a 1 000 miliardi di EUR fra il 2031 e il 2050 (tabella 6-3). 
	Nello scenario dell'elettrificazione totale, gli investimenti negli elettrolizzatori sono rinviati al periodo 2031-2050, poiché essi diventeranno necessari solo una volta raggiunti livelli elevati di fonti di energia rinnovabili nella produzione energetica. 
	Tali fattori determinano differenze significative negli investimenti annuali medi per il prossimo decennio (tabella 6-3). Nel periodo successivo (2031-2050) l'ammontare degli investimenti annuali medi è piuttosto simile. Mentre negli scenari che non prevedono idrogeno, le necessità di investimento sono dominate dagli elettrolizzatori, nello scenario delle importazioni di idrogeno saranno necessari investimenti notevoli per realizzare un'infrastruttura per il trasporto dell'idrogeno agli utenti finali in tutta l'UE, in particolare ove vi siano necessità dal lato della distribuzione. 
	Tabella 63: Produzione di idrogeno e investimenti infrastrutturali per i periodi 2021-2030 e 2031-2050
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020.
	Ipotizzando importazioni di idrogeno verde, generato esternamente da fonti eoliche e solari, e un costo del capitale estero pari all'8 %, nel 2050 i costi di importazione dell'idrogeno scenderanno a 80 EUR/MWh. Nel 2050 i costi totali medi di importazione dell'idrogeno saranno della stessa entità delle spese relative agli investimenti nell'idrogeno prodotto internamente (infrastrutture di produzione e di rete). Lo scenario delle importazioni di idrogeno prevede una spesa annuale consistente, pari a 110 miliardi di EUR, per le importazioni. In tale scenario, l'UE sarebbe vulnerabile ai livelli di prezzo raggiunti dalle importazioni di idrogeno. Le stime qui presentate si basano sull'ipotesi che l'UE avrà accesso a grandi importazioni di idrogeno a 80 EUR/MWh, una supposizione ragionevole, ma non certa. 
	Per l'idrogeno e l'energia elettrica si ritiene che la domanda potrebbe crescere, passando ad esempio dalle attuali nicchie a basse emissioni di carbonio al riscaldamento elettrico o al consumo di idrogeno nell'industria. Ciò richiederebbe il raggiungimento di una maturità commerciale nonché lo sviluppo di un'infrastruttura di sostegno. Nel caso del metano sintetico, la situazione è differente. Il mercato del prodotto esiste già e le questioni economiche ruotano attorno al lato dell'offerta.
	Nello scenario dei gas verdi, si ipotizza che nel 2050 gli idrocarburi sintetici forniranno il 30 % del consumo di energia finale, quasi la stessa quota fornita dall'energia elettrica. Entro il 2030 tale quota potrebbe raggiungere il 7 % del consumo di energia finale. Negli altri due scenari non sono presenti gas sintetici nel consumo di energia finale entro il 2030, mentre entro il 2050 è prevista una domanda di idrocarburi sintetici pari a 300 TWh, principalmente nel settore dell'industria. 
	Si ipotizza che gli idrocarburi sintetici importati saranno usati nel settore energetico per lo stoccaggio interstagionale.
	Tabella 64: Consumo di idrocarburi sintetici nel 2030 e nel 2050 (valori arrotondati, in TWh)
	Fonte: Calcoli degli autori.
	Si ipotizzano costi di importazione degli idrocarburi sintetici identici a quelli dell'idrogeno. Mentre i costi di importazione e di produzione interna saranno notevoli, gli investimenti infrastrutturali saranno limitati poiché potranno essere utilizzate le condotte esistenti.
	Si ipotizza che gli idrocarburi sintetici siano prodotti a partire dall'idrogeno. La produzione di idrogeno necessaria per la produzione interna di idrocarburi sintetici è inclusa nei dati relativi all'idrogeno riportati alla sezione 6.2.
	Nello scenario dei gas verdi i costi di importazione medi annuali ammontano a 175 miliardi di EUR, ipotizzando un costo di circa 160 EUR/MWh per le importazioni del metano sintetico. Analogamente a quanto accadrebbe nello scenario delle importazioni di idrogeno, questo porrebbe nuovamente l'UE in una condizione di vulnerabilità sui mercati mondiali. 
	Tabella 65: Costi di importazione degli idrocarburi sintetici (valori arrotondati, in miliardi di EUR)
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020.
	L'energia elettrica sostituisce i combustibili fossili principalmente nel settore dei trasporti e nelle applicazioni di riscaldamento (riscaldamento di processo, degli ambienti e dell'acqua). Nelle applicazioni di riscaldamento l'energia elettrica può essere usata direttamente o essere utilizzata in una pompa di calore per consentire al calore ambientale di riscaldare le abitazioni. Mentre il rendimento termico dell'uso diretto è leggermente inferiore al 100 %, in una pompa di calore 1 kW/h di energia elettrica può fornire circa 3 kW/h di calore utile. Pertanto, il consumo di energia finale totale si ridurrebbe sensibilmente se i combustibili fossili potessero essere sostituiti da applicazioni per il riscaldamento degli ambienti. Nel settore dei trasporti, l'efficienza dei veicoli elettrici è il triplo di quella dei veicoli tradizionali a combustione basati sui combustibili fossili. I migliori dati in termini di efficienza offerti dall'energia elettrica determinano un consumo di energia finale tanto minore quanto più è elevata la quota di elettrificazione diretta.
	Il tema evidente a tale riguardo è l'inevitabilità di una consistente elettrificazione. Anche negli scenari qui elaborati, volutamente estremi, si riscontra in tutti i settori e gli scenari un aumento delle domande finali settoriali di energia elettrica. Nello scenario dell'elettrificazione totale si prevede un aumento del consumo di energia finale relativo all'energia elettrica pari al 30 % entro il 2030 e al 130 % entro il 2050 rispetto ai livelli del 2019 (2 500 TWh). Lo scenario delle importazioni di idrogeno mostra i livelli più bassi di domanda di energia elettrica, che rappresentano tuttavia un aumento del 30 % entro il 2030 e del 70 % entro il 2050 rispetto ai livelli del 2019.
	Nello scenario dell'elettrificazione totale gran parte dell'energia elettrica sarebbe usata in maniera diretta nei settori della domanda. Gli altri due scenari comporterebbero inoltre una necessità aggiuntiva di energia elettrica per la produzione dell'idrogeno. Sebbene il consumo di energia finale relativo all'energia elettrica raggiunga i valori più elevati nello scenario dell'elettrificazione totale, la domanda totale di energia elettrica (che comprende il settore energetico) è in realtà superiore nello scenario dei gas verdi per via delle necessità energetiche legate alla produzione dell'idrogeno. Nel complesso, a causa di detto fattore, la domanda di energia elettrica risulta piuttosto simile in tutti e tre gli scenari. Nel caso in cui gli elevati livelli di importazione qui ipotizzati per l'idrogeno e il metano sintetico non dovessero realizzarsi, la domanda di energia elettrica in tali scenari sarebbe notevolmente più elevata. 
	All'energia elettrica è attribuito un ruolo nei settori del trasporto aereo e marittimo solamente nello scenario dell'elettrificazione totale. Nel contesto complessivo, la domanda aggiuntiva non risulta particolarmente consistente. 
	Tabella 66: Consumo di energia elettrica nel 2030 e nel 2050 nei diversi scenari (valori arrotondati, in TWh)
	Fonte: Calcoli degli autori.
	La presente sezione è sviluppata sulla scia dell'analisi dell'energia elettrica generata in maniera tradizionale per ciascuna tipologia di produzione, quale descritta dal JRC per il 2030 e il 2050. Si ipotizza altresì che la quantità aggiuntiva di energia elettrica necessaria sia prodotta a partire da fonti rinnovabili (energia eolica, solare e da biomassa). L'aumento delle capacità delle fonti di energia rinnovabili viene calibrato considerando la quota relativa per ciascuna fonte fornita nell'analisi della valutazione d'impatto del MIX50. Per la quota di produzione dell'energia eolica da impianti offshore e onshore, si seguono i risultati della valutazione d'impatto 2020 relativa allo scenario MIX50. Lo scenario prevede che la quota della produzione di energia eolica offshore ammonterà all'80 % nel 2030 e al 66 % nel 2050, con l'energia onshore a fornire la produzione restante.
	Questo mix di combustibili per l'energia elettrica non è da interpretarsi come un percorso ottimale. Se infatti l'energia nucleare, i combustibili fossili e altre fonti di energia rinnovabile seguono traiettorie fisse, l'energia eolica e quella solare devono variare per soddisfare la domanda finale di energia elettrica. Per stabilire le quote ottimali dell'output della produzione energetica sarebbero necessari modelli più complessi.
	Tabella 67: Produzione di energia elettrica nel 2030 e nel 2050 (valori arrotondati, in TWh)
	Fonte: Calcoli degli autori.
	Fra il 2020 e il 2030 gli investimenti medi annuali nell'energia elettrica saranno compresi fra 140 e 200 miliardi di EUR. Fra il 2031 e il 2050, tale dato sarà compreso fra 130 e 180 miliardi di EUR. Ciò implica la necessità di ingenti investimenti iniziali nella capacità di produzione dell'energia elettrica da fonti rinnovabili. 
	Ipotizzando una sostituzione del 20 % delle capacità disponibili nel 2020, negli scenari dell'elettrificazione totale e delle importazioni di idrogeno sarebbe necessario installare entro il 2030 circa 1 000 GW di nuove capacità di fonti di energia rinnovabili. A causa di una maggiore produzione di energia elettrica totale, le nuove installazioni nello scenario dei gas verdi per il 2030 ammonterebbero a un totale di 1 400 GW. Entro il 2050, ipotizzando una sostituzione dell'80 % delle capacità disponibili nel 2030 per motivi di obsolescenza, sarebbe necessario installare fra i 2 500 GW e i 2 700 GW di nuove capacità di fonti di energia rinnovabili. 
	Per determinare gli investimenti necessari per lo sviluppo di nuove capacità di produzione sono state seguite le ipotesi formulate da E3Modelling, Ecofys e Tractebel 2018. Si ipotizza qui che l'estensione della rete avvenga in maniera lineare a seconda del consumo finale aggiuntivo di energia elettrica per il 2030 rispetto al 2020 e per il 2050 rispetto al 2030. Si ipotizzano altresì investimenti supplementari pari a 100 EUR per ogni MW aggiuntivo di consumo di energia finale ai fini dell'espansione della rete. 
	Benché le necessità di investimento per lo sviluppo di capacità di produzione più elevate siano da riscontrarsi nello scenario dei gas verdi, gli investimenti per la trasmissione e la distribuzione nello scenario dell'elettrificazione totale sono di due volte superiori a quelli degli altri scenari nel periodo fino al 2030 e di 0,5 volte superiori nel periodo fino al 2050. 
	Tabella 68: Produzione di energia elettrica e investimenti infrastrutturali nei periodi 2021-2030 e 2031-2050 (valori arrotondati, in miliardi di EUR)
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020.
	Nel modello utilizzato ai fini della presente analisi non si è riusciti a rendere conto degli investimenti dal lato degli utenti a causa della complessità di tale questione. Le differenze di costo fra le diverse tecnologie dal lato degli utenti sono molto difficili da prevedere, in gran misura poiché non si conoscono i gradienti delle curve di apprendimento o, in altre parole, quanto rapidamente scenderanno i prezzi al diffondersi delle tecnologie. In ogni scenario che prevede una maggiore diffusione di una determinata tecnologia, ci si aspetterebbe di riscontrare risparmi in termini di costi dovuti a fattori endogeni. 
	Ciononostante, gli investimenti dal lato della domanda sono molto importanti. La necessità di tali investimenti sembra infatti essere cinque volte superiore a quella degli investimenti dal lato dell'offerta/infrastrutturali. Ciò significa che per ogni euro speso per la decarbonizzazione dell'offerta, è necessario spendere 5 EUR in nuove attrezzature dal lato della domanda. Tali somme, di considerevole entità, devono provenire in gran parte dal settore privato e dalle famiglie. È molto importante inviare segnali politici tempestivi e chiari al fine di orientare tali investimenti. 
	Figura 61: Investimenti medi annuali (miliardi di EUR, settori dell'offerta e della domanda) 2021-2030
	/
	Fonte: Rappresentazione degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020.
	Figura 62: Investimenti medi annuali (miliardi di EUR, settori dell'offerta e della domanda) 2031-2050
	/
	Fonte: Rappresentazione degli autori.
	Nota: Scenario REG della valutazione di impatto della Commissione europea, settembre 2020; "Balanced scenario" (scenario equilibrato): Evangelopoulou et al (2019). Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020. 
	Le figure 6-3 e 6-4 mettono a confronto gli investimenti medi annuali necessari e i costi di importazione dei combustibili nei tre scenari analizzati. La maggior parte degli investimenti è necessaria per l'ampliamento delle capacità di produzione dell'energia, che rappresenta oltre il 50 % delle necessità di investimento in tutti gli scenari e in tutti i periodi considerati. I fabbisogni esatti possono differire fra loro di un massimo del 30 % nel periodo fino al 2030 e di un massimo del 10 % nel periodo fino al 2050. In entrambi i casi, le maggiori spese si riscontrano nello scenario dei gas verdi. 
	Gli investimenti negli elettrolizzatori mostrano i valori più elevati nello scenario dei gas verdi, pur rimanendo inferiori al 20 % del costo degli investimenti per le capacità di produzione dell'energia elettrica. 
	I maggiori investimenti nella rete elettrica si riscontrano nello scenario dell'elettrificazione totale, a causa di una maggiore domanda diretta di energia elettrica. I costi di importazione dell'idrogeno e degli idrocarburi sintetici costituiscono una componente significativa dei costi negli scenari delle importazioni di idrogeno e dei gas verdi, pari a circa un quarto dei costi annuali.
	I costi totali del sistema sono compresi fra 180 e 270 miliardi di EUR fino al 2030 e fra 220 e 370 miliardi di EUR nel periodo 2030-2050. 
	Figura 63: Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili
	/
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020.
	Figura 64: Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili
	/
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020.
	Infine, quote consistenti dei costi ipotizzati negli scenari delle importazioni di idrogeno e dei gas verdi sono da ricondurre ai costi di importazione. Per questo motivo vengono qui presentati anche risultati che analizzano, rispettivamente, le variazioni (+/- 25 %) di prezzo delle importazioni di idrogeno e metano sintetico nei due scenari menzionati. Tali variazioni implicherebbero, per l'importazione dell'idrogeno, un costo minimo di 60 EUR/MWh e un costo massimo di 120 EUR/MWh. Gli analoghi costi per le importazioni di metano sintetico ammonterebbero a 120 EUR/MWh e 200 EUR/MWh. Detti risultati sono presentati alla figura 6-5. È evidente che entrambi gli scenari sono fortemente vulnerabili alle variazioni dei costi di importazione. 
	Tabella 69: Investimenti medi annuali e costi di importazione dei combustibili (miliardi di EUR)
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in EUR 2020.
	Figura 65: Sensibilità dei costi annuali del sistema ai prezzi di importazione
	/
	Fonte: Calcoli degli autori. Tutti gli investimenti e i costi sono illustrati in miliardi di EUR 2020.
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	La decarbonizzazione del sistema energetico richiederà una profonda trasformazione delle modalità di fornitura, trasporto e utilizzo dell'energia. Le opinioni su come il sistema dovrebbe o potrebbe presentarsi nel 2050 sono contrastanti. Benché l'UE abbia fissato l'obiettivo della neutralità climatica entro il 2050, sotto molti punti di vista rimane incertezza sul percorso da seguire. 
	In primo luogo, non è chiaro come sarà l'Europa nel 2050 in termini di andamenti demografici, politica, economia, tecnologia e clima. Detti fattori, in gran parte esogeni, avranno un forte impatto sulla domanda europea di servizi energetici e sulla capacità degli europei di pagare per tali servizi. Molti studi di modellizzazione, compreso quello del JRC, non comprendono grandi cambiamenti esterni nei loro scenari principali.
	In secondo luogo, il percorso dipenderà dall'equilibrio tra il capitale e lo sforzo investiti nella riduzione della domanda di servizi energetici (ad esempio, attraverso un migliore isolamento delle abitazioni, una maggiore longevità dei prodotti o misure volte a ridurre la domanda di trasporti) e il capitale e lo sforzo investiti nella fornitura di alternative a basse emissioni di carbonio, quali pompe di calore e veicoli elettrici, agli attuali approvvigionamenti energetici alimentati da fonti fossili. Il JRC prevede come soluzione ottimale una drastica riduzione della domanda di energia per il riscaldamento (-40 % circa del consumo di energia finale legato al riscaldamento degli edifici entro il 2050 rispetto ai livelli odierni), accompagnata al contempo da sostanziosi investimenti in un cambio di combustibile e nella produzione di energia elettrica pulita. L'equilibrio ottimale varia a seconda delle ipotesi formulate: dipenderà certamente dalle variazioni degli oneri finanziari legati alla fornitura di energia pulita (relativamente bassi perché sostenuti da grandi imprese) e dagli oneri finanziari che le famiglie si troveranno ad affrontare quando investiranno nell'efficienza energetica (probabilmente più elevati, soprattutto perché alcune fanno fronte a limitazioni del credito), ma anche da molti altri fattori.
	In terzo luogo, il percorso dipenderà dallo sviluppo del mix di combustibili puliti. Esiste un consenso sul fatto che l'energia elettrica svolgerà un ruolo di primo piano in molte applicazioni dei servizi energetici. Tuttavia, il metano e l'idrogeno potrebbero essere alternative adeguate per una parte sostanziale del mercato energetico. Nel presente studio sono stati valutati tre scenari differenti sulla possibile evoluzione di tale mix. Nella pratica, il mix sarà determinato dallo sviluppo della domanda di energia settoriale (si vedano il primo e il secondo fattore sopra citati) e da numerosi fattori specifici, fra cui andamenti dei costi relativi, accettabilità, interessi emergenti, effetti di sistema e struttura del mercato, che differiscono spesso fra settori, paesi e regioni differenti.
	Infine, il percorso dipenderà, per ciascun combustibile, dall'evoluzione della composizione del sistema di approvvigionamento. L'energia elettrica potrebbe essere importata, prodotta dal nucleare o da diverse tipologie di energie rinnovabili, da fonti centralizzate o decentralizzate. La flessibilità e le riserve potrebbero essere garantite tramite batterie, gestione della domanda, idrogeno, accumulo nelle centrali idroelettriche o perequazione geografica. Esistono inoltre possibili configurazioni di sistema molto differenti per i sistemi di approvvigionamento dell'idrogeno e del metano.
	Date le numerose incertezze, sarebbe imprudente definire un unico percorso di sviluppo del sistema energetico. Il percorso di sviluppo deve essere adeguato in risposta alle nuove informazioni disponibili riguardo ai fattori sopra menzionati. Scommettere su un'unica soluzione non è una strategia resiliente. Inoltre, la fattibilità tecnica e la minimizzazione dei costi (che, come illustrato, non possono essere determinate per via di incertezze fondamentali) non sono gli unici criteri per definire un percorso di sviluppo ottimale. Altri fattori, tra cui implicazioni economiche più ampie (ad esempio sul commercio internazionale o sulle catene del valore interne), effetti distributivi sugli Stati membri, sulle regioni e sulle persone, considerazioni relative all'accettazione da parte dell'opinione pubblica (ad esempio in relazione alle linee elettriche, all'energia nucleare o alla tecnologia CCS) ed effetti ambientali, dovranno essere inclusi fra le considerazioni politiche. Ad esempio, le necessità di investimento ricadrebbero, nei tre scenari qui analizzati, su portatori di interessi molto differenti. 
	Ove l'energia elettrica o l'idrogeno fossero utilizzati per il trasporto e il riscaldamento privati, gli utenti finali dovrebbero effettuare numerosi investimenti aggiuntivi, mentre uno scenario che prevede quote elevate di combustibili sintetici comporterebbe, in una fase iniziale, costi aggiuntivi piuttosto limitati per le famiglie. Lo stesso varrebbe dal lato della rete, con necessità di investimento nelle infrastrutture dell'energia elettrica e dell'idrogeno maggiori di quelle previste nelle reti del gas già sovradimensionate. Tuttavia, a costi di investimento ridotti per gli utenti finali corrisponderebbero notevoli costi di importazione negli scenari delle importazioni di idrogeno e dei gas verdi. 
	Di seguito si riportano le quattro raccomandazioni principali elaborate dagli autori della presente analisi:
	 garantire che le parti non controverse della soluzione siano attuate in maniera efficace ed efficiente (sezione 7.1.1);
	 esplorare attentamente il modo migliore per soddisfare le necessità in termini di servizi energetici nei restanti settori, accettando la possibilità di andare incontro a fallimenti (sezione 7.1.2);
	 apprendere attivamente lungo il percorso (sezione 7.1.3); ed
	 elaborare strategie concrete per raggiungere gli obiettivi (cfr. 7.2).
	Benché sia impossibile determinare un sistema energetico a costo minimo (poiché troppi fattori determinanti sono incerti), gli autori dello studio sono fiduciosi che esistano varie soluzioni plausibili.
	In primo luogo, l'efficienza dell'elettrificazione diretta nei trasporti e nel riscaldamento fa sì che, salvo i casi in cui non sono praticabili per via di costi infrastrutturali eccessivi, le soluzioni elettriche siano sempre preferibili. La politica pubblica dovrebbe pertanto garantire che i nuovi investimenti siano orientati verso soluzioni elettriche e non verso tecnologie ponte/ibride che non sono in grado di superare la prova della neutralità in termini di emissioni di carbonio. I risultati qui ottenuti indicano che una maggiore elettrificazione finale comporta una riduzione dei costi di sistema. 
	In secondo luogo, l'elettrificazione dei trasporti e del riscaldamento, ma anche qualsiasi produzione di idrogeno o di combustibili sintetici in Europa, richiederanno una massiccia espansione della produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili. Negli scenari illustrati nel presente studio, la domanda di energia elettrica pulita passerebbe da meno di 2 500 TWh a più di 5 000 TWh in uno scenario e a oltre 6 500 TWh negli altri due scenari. Di conseguenza, sarà quasi impossibile installare una capacità eccessiva di produzione di energie rinnovabili. 
	In terzo luogo, non dovrebbero esistere, in linea generale, investimenti nella produzione, nella trasmissione o nell'utilizzo dei combustibili fossili, poiché la maggior parte di essi dovrebbe essere dismessa dopo un breve periodo nei decenni successivi. Gli investimenti in tali attività dovrebbero essere accettati solo in circostanze eccezionali, laddove non siano disponibili alternative e la logica del progetto sia chiaramente compatibile con l'obiettivo della neutralità climatica. Tali progetti dovrebbero essere resi inammissibili al sostegno finanziario pubblico. Dette condizioni si applicherebbero non solo alle centrali a carbone o alle turbine a gas a ciclo combinato, ma anche ai gasdotti per il trasporto di gas naturale e alle attività di ricerca e sviluppo nella maggior parte dei motori a combustione. Inoltre, i risultati qui ottenuti indicano che le "soluzioni intermedie" (miscelazione, la maggior parte dei gas sintetici, turbine a ciclo combinato) spesso non sono giustificate da motivazioni di pura efficienza in termini di costi.
	In quarto luogo, è evidente che gli attuali piani nazionali degli Stati membri, espressi nei PNEC, non sono sufficienti per completare entro il 2050 un percorso verso la neutralità climatica a livello dell'UE che risulti efficiente sotto il profilo dei costi. Di conseguenza, è necessario un solido quadro di impegni per garantire che le politiche degli Stati membri siano in linea con gli obiettivi dell'UE.
	In quinto luogo, la maggior parte degli investimenti nella decarbonizzazione dovrà provenire dagli utenti finali che cambieranno le loro apparecchiature; gli investimenti dal lato degli utenti superano di cinque volte gli investimenti dal lato dell'offerta. Gli utenti finali avranno bisogno di segnali rapidi e molto chiari sulla direzione da seguire. Il periodo 2021-2030 dovrebbe pertanto configurarsi come il decennio degli investimenti infrastrutturali. 
	Pur comportando costi relativamente limitati, tali investimenti costituiscono un impegno implicito della società europea a far sì che apparecchiature più pulite (ad esempio, veicoli elettrici o pompe di calore), siano investimenti a prova di futuro per gli utenti finali.
	I principi sopra illustrati non sono sufficienti a garantire la decarbonizzazione del sistema energetico europeo. I settori più difficili da decarbonizzare nell'industria, nei trasporti pesanti e nel trasporto aereo e le carenze di energia da fonti rinnovabili nel periodo invernale pongono sfide che non possono essere superate con soluzioni non controverse. L'idrogeno e i combustibili sintetici saranno probabilmente utili per risolvere alcune di tali questioni. Anche gli investimenti nell'efficienza energetica saranno fondamentali. Tuttavia, non è ancora possibile prevedere un insieme ottimale di soluzioni. 
	Tuttavia, non c'è tempo per aspettare che si delineino con chiarezza le soluzioni migliori. Inoltre, gli effetti di sistema e di apprendimento che determinano una riduzione del costo delle tecnologie di pari passo con la loro diffusione rendono impossibile valutare perfettamente ex ante il potenziale delle diverse soluzioni. Sarà pertanto necessario procedere con coraggio all'applicazione di diverse soluzioni, con la consapevolezza che, con il senno di poi, alcune si riveleranno infruttuose. Di conseguenza, le strategie dovrebbero lasciare spazio a un certo numero di sperimentazioni normative e tecnologiche sufficientemente ampie e su ampia scala. L'Europa, con le sue dimensioni e i suoi diversi Stati membri, offre un terreno molto fertile a tal fine. È tuttavia importante anche sperimentare parallelamente molte soluzioni diverse, in modo da poter individuare ed eliminare le soluzioni non adeguate. 
	L'Europa prevede di condurre un grande esperimento che consiste nel modificare il mix energetico a una velocità senza precedenti. A tal fine, saranno necessari ogni anno circa 500 miliardi di EUR di investimenti (investimenti dal lato della domanda e dell'offerta, eccetto i trasporti), o il 2,5 % del PIL, per rendere possibile questo nuovo mondo energetico (che andranno in gran parte a sostituirsi agli attuali costi di importazione e investimenti nei combustibili fossili).
	Tuttavia, la conoscenza dei requisiti economici, tecnici e strategici necessari a tal fine rimane limitata. Con il JRC e Primes la Commissione europea ha fornito un'analisi complessiva della transizione, mentre numerosi progetti di ricerca specifici, sovvenzionati dal settore pubblico, hanno costituito il punto di partenza per ulteriori analisi. Molte delle informazioni fondamentali (spesso già disponibili) sul sistema energetico attuale e sulle ipotesi alla base dei piani strategici non sono tuttavia accessibili. La scelta di mettere tali informazioni estremamente complesse a disposizione solo di alcuni ministeri non agevolerà la discussione sociale necessaria per individuare soluzioni politicamente accettabili per la transizione energetica. Al momento, l'UE non dispone di un'adeguata infrastruttura delle conoscenze che raccolga e organizzi i dati disponibili sul settore energetico, ne garantisca la qualità e li renda accessibili al pubblico. Per raggiungere tale obiettivo, l'UE potrebbe trarre ispirazione da esempi internazionali: 
	 gli Stati Uniti finanziano la Energy Information Administration (Amministrazione sull'informazione in materia di energia), che mette a disposizione del pubblico un gran numero di dati in materia di energia, nonché il suo sistema di modellizzazione; 
	 in seno all'IPCC, l'UNFCCC ha creato un'istituzione che organizza la letteratura scientifica pertinente mettendo in prospettiva i singoli risultati; e
	 l'Agenzia internazionale per l'energia pubblica dati e relazioni rivisti per i paesi OCSE.
	Alla luce dell'elevata posta in gioco, l'UE non dovrebbe lasciare il compito essenziale di organizzare le conoscenze necessarie ai fini della definizione delle politiche in mano a imprese o finanziamenti di natura privata.
	Un secondo ambito che richiede una gestione delle conoscenze è quello della cooperazione fra gli Stati membri. I PNEC sono già uno strumento molto utile per mettere in prospettiva i diversi piani nazionali e confrontarli con i piani/le previsioni/gli obiettivi europei. Tale strumento può essere ulteriormente sviluppato riesaminando con attenzione i dati che gli Stati membri forniscono e incoraggiando questi ultimi a usare un sistema di comunicazione armonizzato. 
	Infine, la sperimentazione illustrata alla sezione 7.1.2 deve essere accompagnata da una solida analisi ex ante ed ex post, affinché possa realmente contribuire all'individuazione di soluzioni adeguate. Le sperimentazioni dovrebbero pertanto essere concepite in modo da consentire, ove possibile, un'analisi solida. Sarebbe opportuno prevedere finanziamenti adeguati per tale sostegno scientifico.
	Nella presente sezione saranno sintetizzate alcune delle strategie che saranno necessarie per attuare le scelte relative ai percorsi precedentemente illustrate.
	Per consentire a tutti i portatori di interessi di orientarsi nella complessità della trasformazione energetica e di dare priorità alle soluzioni più efficaci ed efficienti, è fondamentale stabilire un prezzo per le emissioni di gas a effetto serra. La fissazione di un prezzo adeguato dei gas a effetto serra non solo incentiva le famiglie e le imprese a cambiare il loro comportamento in materia di innovazione, investimenti e operatività, ma incoraggia anche i governi nazionali e le amministrazioni regionali/locali a mettere il settore privato nelle condizioni di ridurre i costi legati alle proprie emissioni di gas a effetto serra. Un prezzo comune delle emissioni di gas a effetto serra garantirà inoltre che le attività di mitigazione siano ben sincronizzate fra gli Stati membri. Inoltre, le entrate generate dalla fissazione di detto prezzo possono essere sfruttare per garantire equità sociale ed essere investite per consentire l'innovazione e la realizzazione di infrastrutture. 
	La proposta avanzata dalla Commissione europea di rendere più stringente l'EU ETS, di estenderlo al trasporto marittimo e di introdurre un secondo sistema analogo per i trasporti e l'edilizia contribuirà a rafforzare il ruolo centrale rivestito dalla fissazione del prezzo del carbonio. L'attuazione della proposta avrà un impatto positivo consistente e duraturo nel garantire una transizione efficiente in termini di costi verso un'economia neutra in termini di emissioni di carbonio.
	Sulla base delle analisi svolte, gli autori opterebbero per tre elementi specifici, che saranno illustrati di seguito.
	Convergenza su un prezzo
	Garantire la convergenza finale dei prezzi delle emissioni nell'attuale EU ETS e in quello futuro consentirà di semplificare e rafforzare il sistema, migliorandone inoltre l'efficienza (Edenhofer et al., 2021). Tale obiettivo potrebbe essere conseguito riducendo in maniera dinamica il numero delle quote vendute nel sistema "più economico" e vendendole invece nel sistema più costoso.
	Considerazione delle emissioni di metano lungo la catena del valore
	È urgente ridurre le emissioni fuggitive di metano derivanti dai settori del carbone e del gas naturale. Il metano ha un potenziale di riscaldamento globale molto elevato nel breve periodo, che l'IPCC ha stimato essere 81 volte superiore a quello della CO2 (nell'arco di 20 anni). Dato il rischio di raggiungere un punto di non ritorno nell'atmosfera, è necessario ridurre rapidamente le emissioni di metano. Al momento, dette emissioni non fanno parte dell'EU ETS e sono comunicate solamente all'UNFCCC (poiché il metano è un gas cosiddetto Kyoto). L'UE deve in primo luogo stabilire le proprie norme di monitoraggio, comunicazione e verifica (MRV). In secondo luogo, le emissioni fuggitive di metano derivanti dai settori del carbone e del gas (nonché del petrolio) dovrebbero essere limitate quanto prima e sarebbe opportuno introdurre una strategia volta a ridurre tali emissioni. Tale strategia potrebbe, ad esempio, ispirarsi all'EU ETS prevedendo un sistema di limitazione e scambio del metano o integrare il metano nell'EU ETS. Si potrebbe altrimenti adottare un approccio strategico differente, ad esempio fissando limiti alle intensità di metano delle unità di produzione dei combustibili fossili. Tuttavia, alla luce dell'enorme ruolo che le importazioni rivestono nel consumo di gas naturale (e anche di petrolio) nell'UE, è importante affrontare la questione dell'impronta di metano delle importazioni. Ciò potrebbe avvenire attraverso l'istituzione di un'imposta sul metano alla frontiera o la definizione di tassi massimi di dispersione del metano.
	Certificazione delle importazioni di energia verde
	L'analisi svolta nel presente studio mostra che le importazioni di idrogeno e gas verdi costituiscono uno scenario plausibile. Inoltre, l'UE potrebbe anche importare una maggior quantità di energia elettrica direttamente dai suoi paesi limitrofi. Dal punto di vista climatico, tale soluzione sarebbe sensata solo laddove l'energia importata non fosse associata a emissioni massicce nel paese in cui è situato il produttore. Non è tuttavia sempre facile garantirlo. Sarà necessario un sistema di certificazione per incoraggiare rapidamente i giusti investimenti nell'UE e nei suoi fornitori.
	L'infrastruttura energetica dell'UE è fornita principalmente da monopoli di rete regolamentati a livello nazionale. I regolatori si concentrano generalmente sul tenere sotto controllo il costo dello sviluppo del sistema al fine di ridurre le tariffe di rete che le famiglie devono sostenere. A margine, l'UE (attraverso i progetti di interesse comune) e i singoli Stati membri hanno fornito ulteriori incentivi per infrastrutture "strategiche". Questo modello, che è strettamente legato al mercato energetico europeo, è di tipo incrementale e manca di una prospettiva di pianificazione del sistema a lungo termine. Di conseguenza, l'UE sostiene ancora le infrastrutture del petrolio e del gas, mentre non dispone della visione di una rete intercontinentale per un sistema di energia elettrica totalmente decarbonizzato. 
	Le discussioni relative al pacchetto "Pronti per il 55 %" offrono lo slancio per ripensare profondamente il modo in cui le infrastrutture energetiche sono incentivate e finanziate all'interno dell'UE. Oltre alla necessità di migliorare la cooperazione tra i regolatori nazionali e i gestori dei sistemi di trasmissione per la pianificazione delle infrastrutture transfrontaliere, vi è altresì la necessità di sviluppare idee per la potenziale realizzazione di una rete dell'idrogeno. In passato, prima della creazione del mercato unico dell'energia, la realizzazione delle infrastrutture (vergini) avveniva nell'ambito di imprese integrate verticalmente o di ampi contratti a lungo termine. L'idrogeno come nuovo vettore energetico dovrebbe essere conforme alle norme del mercato interno dell'energia dell'UE e richiede modelli alternativi di creazione delle infrastrutture. Allo stesso tempo, alcune parti dell'infrastruttura dell'idrogeno possono essere realizzate dalla conversione delle vecchie infrastrutture del gas naturale, mentre altre attività legate al gas naturale potrebbero non essere più utilizzate ("abbandonate"). Occorre stabilire una normativa che agevoli la conversione, ma anche che consenta l'interruzione permanente delle attività legate alle infrastrutture fossili. 
	I mercati dell'energia elettrica e del gas dell'UE inviano segnali di prezzo a investitori, produttori e consumatori. Nel breve termine questo contribuisce alla distribuzione efficiente dell'energia nel corso del tempo (sia essa stoccata o consumata), fra luoghi (spostamento dell'energia verso est o verso ovest), produttori (quali impianti dovrebbero funzionare) e consumatori (chi dovrebbe ridurre la propria domanda) diversi. Più a lungo termine, i segnali di prezzo determinano gli investimenti nelle centrali e negli impianti di stoccaggio e nelle apparecchiature dal lato della domanda (comprese le capacità di gestione della domanda). 
	Gli attuali mercati energetici sono tuttavia stati progettati per un sistema molto differente, che includeva una quota elevata di centrali elettriche dispacciabili e una limitata sostituibilità fra diversi vettori energetici. Il nuovo mondo dell'energia sarà costituito da quote elevate di energia elettrica da fonti rinnovabili variabili, nonché da vettori energetici alternativi (gas verdi, idrogeno, calore), per i quali i mercati locali o regionali potrebbero essere interessanti. La sfida fondamentale nel nuovo mondo dell'energia consisterà nel comprendere come trasferire le ampie disponibilità di energie rinnovabili (riscontrate in particolare in estate) ai periodi in cui l'energia è più scarsa (in particolare in inverno). Ciò comprende anche la questione di come co-progettare diversi mercati dell'energia (integrazione settoriale). Si è iniziato a discutere se il modello di mercato attuale, basato sulla "fissazione di un prezzo per la carenza" sia sufficiente a garantire le decisioni di comportamento e investimento necessarie per far funzionare il nuovo sistema o se siano necessari strumenti di mercato alternativi.
	Gli investitori necessiteranno, comunque, di chiarezza in merito a quali mercati garantiranno la redditività degli investimenti atti ad affrontare la sfida. Si tratta di una discussione che prevede una posta in gioco molto alta e che dovrebbe essere guidata dalla politica e non essere delegata esclusivamente all'industria. 
	Accelerazione della diffusione del consumo industriale
	I settori industriali dovranno sostituire i processi di produzione ad alta intensità di emissioni con alternative a basse emissioni di carbonio. La buona notizia è che per quasi tutti i settori esistono diverse tecnologie di produzione a basse emissioni di carbonio, almeno a uno stato di prototipo o in una fase pilota. La difficoltà consiste nel fatto che, con prezzi del carbonio troppo bassi, molte tecnologie a basse emissioni non sono ancora competitive per poter contrastare i processi di inquinamento. Una soluzione potrebbe consistere nel garantire un continuo aumento del prezzo dei gas a effetto serra (sezione 7.2.1). Si tratta tuttavia di una soluzione politicamente complicata, oltre al fatto che il mercato del sistema ETS è caratterizzato da un'incertezza normativa. 
	Una soluzione per fornire segnali di prezzo più elevati già oggi potrebbe essere la creazione di uno strumento di sostegno basato sulla fissazione del prezzo dei gas a effetto serra noto con il nome di "contratti di commercializzazione" (McWilliams e Zachmann, 2021). Tale opzione potrebbe essere adottata come misura temporanea per eliminare il rischio associato all'incertezza dei prezzi del carbonio in relazione ad ambiziosi progetti a basse emissioni. L'obiettivo dei contratti sarebbe aumentare gli investimenti privati a un livello ottimale dal punto di vista sociale. I contratti sarebbero assegnati attraverso aste nell'ambito delle quali sarebbero concordati prezzi fissi per le emissioni abbattute su un periodo fisso di tempo sulla base di valutazioni effettuate progetto per progetto. Su base annuale, agli investitori sarebbero fornite sovvenzioni pubbliche pari alla differenza fra il prezzo del carbonio concordato e l'effettivo prezzo del carbonio nell'UE in base alle emissioni di carbonio totali abbattute. Finché i prezzi del carbonio dell'UE rimarrebbero bassi, gli investitori riceverebbero sussidi maggiori in modo da garantirne la competitività. I contratti sarebbero messi all'asta a livello dell'UE. Ciò comporterebbe una maggiore concorrenza rispetto alle aste nazionali, determinando esiti più efficienti e scongiurando la frammentazione del mercato unico. Ai settori industriali che costituiscono i principali responsabili delle emissioni sarebbe offerta con cadenza annuale una cifra compresa fra i 3 e i 6 miliardi di EUR, che andrebbe a ridursi all'aumentare del prezzo del carbonio nell'UE e all'aumentare della competitività delle tecnologie a basse emissioni di carbonio in assenza di sovvenzioni.
	Accelerazione della diffusione di apparecchiature di consumo delle famiglie
	Una sfida simile si riscontra in relazione agli investimenti delle famiglie, quali pompe di calore, caldaie a idrogeno o veicoli elettrici (McWilliams e Zachmann, 2021b). Ai consumatori potrebbe essere offerta una forma di assicurazione tale per cui, quando investono in un cambio di combustibile (ad esempio installando una pompa di calore elettrica), il combustibile pulito sarà sempre più economico del combustibile fossile abbandonato. Ciò implicherebbe il pagamento di un prezzo fisso ai consumatori per la riduzione delle emissioni di carbonio associate al loro investimento. L'ammontare della sovvenzione sarebbe calcolato su base annuale e dipenderebbe dall'uso totale dell'apparecchiatura.
	I contratti delle famiglie anticiperebbero in effetti tale scenario per le famiglie che intendono investire subito anziché aspettare fino al 2030. Alle famiglie sarebbe corrisposto un prezzo, ad esempio, di 100 EUR/tonnellata per le emissioni di carbonio annuali evitate grazie all'installazione di una pompa di calore. In assenza di un prezzo del carbonio (al momento molti paesi dell'UE non tassano esplicitamente il contenuto di carbonio dei combustibili usati per il riscaldamento delle abitazioni) alle famiglie sarebbe corrisposta la somma corrispondente alla propria riduzione annuale delle emissioni moltiplicata per il prezzo del carbonio fissato come prezzo di riferimento finale. Con la graduale introduzione di un prezzo del carbonio sul gas naturale, alle famiglie sarebbe corrisposta una somma pari alla differenza fra il prezzo del carbonio di un determinato anno e il prezzo di riferimento finale. In tal modo, le sovvenzioni sarebbero gradualmente eliminate con l'aumento del prezzo effettivo del carbonio.
	Prevedendo un prezzo finale sufficientemente elevato, i pagamenti annuali dovrebbero garantire che le apparecchiature che fanno uso di combustibili puliti siano più economiche dei rispettivi concorrenti inquinanti. La disponibilità di garanzie che assicurino che i combustibili puliti saranno sempre più convenienti di quelli fossili dovrebbe attenuare le preoccupazioni relative al fatto che il calo della domanda di combustibili fossili potrebbe rendere questi ultimi molto economici e, di conseguenza, che quanti hanno adottato precocemente una tecnologia pulita potrebbero rischiare di trovarsi in una condizione di svantaggio rispetto alle famiglie che manterranno le proprie caldaie o auto alimentate da combustibili fossili. 
	Preparazione delle infrastrutture
	Infine, rendere disponibili infrastrutture pubbliche destinate ai consumatori (ricarica elettrica, condotte di combustibili puliti e sufficiente capacità di collegamento all'energia elettrica) è fondamentale per consentire ai consumatori di passare a impianti energetici a basse emissioni di carbonio. Tali infrastrutture non sono offerte in un mercato competitivo, ma in un ambiente fortemente regolamentato. Inoltre, nelle zone urbane, che saranno contesti fondamentali di decarbonizzazione, sarà necessario progettare congiuntamente sistemi moderni di reti dell'energia e dei trasporti, in modo da utilizzare in maniera efficiente lo spazio e le risorse disponibili. Tuttavia, la governance climatica ed energetica dell'UE è basata su politiche dall'alto verso il basso che non sono integrate da un solido sistema dal basso verso l'alto che garantisca la coerenza delle misure locali, nazionali e dell'UE e che incentivi la decarbonizzazione a livello delle città.
	Di conseguenza, occorre integrare in maniera migliore i meccanismi relativi alle politiche energetiche e climatiche dall'alto verso il basso con nuovi incentivi dal basso verso l'alto volti a promuovere la decarbonizzazione a livello delle città. Un sistema basato sulle sovvenzioni potrebbe conferire all'UE un certo controllo sull'effettiva attuazione dei progetti di decarbonizzazione delle città. I paesi dell'UE potrebbero utilizzare le relazioni sui progressi delle città per offrire incentivi fiscali alle città che mettono in atto, nella pratica, i propri piani climatici. Questo sistema a premi sarebbe sensato dal punto di vista economico per gli Stati membri considerando che migliori saranno le prestazioni delle città in termini di decarbonizzazione, più facile sarà raggiungere gli obiettivi nazionali di decarbonizzazione (Tagliapietra e Zachmann, 2016).
	Tutti gli scenari comportano la necessità di una gran quantità di energia elettrica da fonti rinnovabili già entro il 2030. Il pacchetto del Green Deal europeo proposto dalla Commissione comprende una revisione della direttiva sulle energie rinnovabili. Tale proposta aumenta l'attuale obiettivo a livello di UE, pari ad "almeno il 32 %" di fonti di energia rinnovabili nel mix energetico complessivo, portandolo ad almeno il 40 % entro il 2030. Si tratta di un raddoppio della quota attuale di fonti di energia rinnovabili nell'arco di soli dieci anni. Ciò comporterà, pertanto, la necessità di un attento monitoraggio dei piani nazionali per l'energia e il clima da parte della Commissione, che dovrà garantire che tali piani siano in linea con gli obiettivi aggiornati. 
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	Appendice
	A1. Descrizione del modello DIETER
	Per delineare il sistema elettrico europeo si è fatto ricorso nella presente analisi al "Dispatch and Investment Evaluation Tool with Endogenous Renewables" (DIETER, strumento di valutazione del dispacciamento e degli investimenti con fonti di energia rinnovabili endogene), un modello di espansione e dispacciamento delle capacità del sistema elettrico europeo (Zerrahn e Schill, 2017). Il modello DIETER utilizza diverse fonti di dati e ipotesi e comprende la Svizzera e quasi tutti gli Stati membri dell'UE. Il modello contiene tutte le 8 760 ore di uno specifico anno (preso come anno di riferimento), ma non prevede modelli di percorsi fra i diversi anni. Sulla base della domanda di energia elettrica, dei modelli meteorologici, delle necessità in termini di energie rinnovabili e di altri vincoli, il modello delinea un parco di stoccaggio e di centrali che minimizzi i costi, illustrandone anche l'utilizzo durante l'anno. Il modello non contiene un'esplicita struttura della rete elettrica, ma ogni paese è modellato in maniera flessibile. L'energia elettrica può fluire tra i paesi attraverso un modello di capacità di trasferimento netta.
	I risultati del modello possono essere interpretati come un equilibrio ottimale a lungo termine sul mercato dell'energia, ipotizzando una totale linearità, una perfetta previsione dell'intero anno e perfette condizioni di concorrenza. Il modello è stato già utilizzato in numerosi studi e relazioni. Gaete-Morales et al. (2021) presentano una panoramica delle circostanze in cui il modello DIETER e le sue derivazioni sono stati usati in passato.
	DIETER mira a stabilire la composizione ottimale del parco energetico per diversi "anni di riferimento". Detti anni differiscono fra di loro per la quota necessaria di energia elettrica da fonti rinnovabili prodotta sul totale dell'energia elettrica consumata in un dato paese. Dal momento che la presente analisi ha solo scopi illustrativi, si è deciso di determinare la quota di energia elettrica da fonti rinnovabili consumata ipotizzando che la quota attuale effettiva (nel 2020) crescerà in tutti i paesi in modo da raggiungere "quasi il 100 %" di energia elettrica da fonti rinnovabili nel 2050. Sulla base di questo presunto aumento lineare della quota delle rinnovabili, le corrispondenti quote di rinnovabili necessarie per il 2030 sono maggiori rispetto a quelle attuali: ad esempio, si ipotizzano almeno un 65 % di energie rinnovabili in Germania e un 84 % in Austria, ma solo un 42 % in Ungheria, poiché quest'ultima presenta attualmente una quota di rinnovabili inferiore e, quindi, un punto di partenza più basso. La presente analisi mira solo a mostrare risultati semplificati; gli autori sono pertanto consapevoli che nel breve termine potrebbero essere necessarie quote di energia elettrica da fonti rinnovabili persino superiori. Le conclusioni qualitative restano comunque le stesse. 
	A2. Emissioni di metano
	Si fa riferimento ai dati relativi alle emissioni di metano comunicati all'UNFCCC. Vi sono dubbi in merito alla qualità dell'autodichiarazione all'UNFCCC dei dati relativi al metano, poiché tale comunicazione si basa su calcoli (che usano parametri quali input energetico, fattori di emissione ecc.) e non vengono quasi effettuate verifiche tramite misurazione.
	Tuttavia, si tratta dell'unica banca dati complessiva sulle emissioni di metano attualmente disponibile. Nella figura 71 sono presentate le emissioni totali di gas a effetto serra registrate nel 2019 nell'Unione europea (UE-27).
	Considerando il potenziale di riscaldamento globale a breve termine (20 anni) del metano, quest'ultimo rappresenta oltre un quarto (28 %) delle emissioni totali di gas a effetto serra dell'UE. Sul lungo termine (potenziale di riscaldamento globale a 100 anni) il metano rappresenta ancora il 12 % delle emissioni di gas a effetto serra dell'UE-27.
	La figura 71 comprende solo le emissioni interne nell'UE-27 e non tiene conto dell'impronta di metano delle importazioni di gas (e petrolio). Quest'ultima è illustrata e messa a confronto con le emissioni di metano interne dell'UE-27 nella figura 72. L'impronta di metano delle importazioni di gas naturale è superiore del 20 % alle emissioni totali di metano nel settore energetico dell'UE-27. Sia le emissioni fuggitive derivanti dal settore carbonifero dell'UE, da un lato, che quelle derivanti dal settore del petrolio e del gas dell'UE, dall'altro, rappresentano singolarmente circa un terzo delle emissioni di metano derivanti dal settore energetico. Le emissioni di metano del settore energetico rappresentano circa un quinto delle emissioni totali di metano dell'UE-27. 
	Figura 71: Quota del metano nelle emissioni totali di GES nell'UE-27 nel 2019 (considerando il GWP del metano)
	/
	Fonte:  Dati dell'UNFCCC, disponibili all'indirizzo: https://www.eea.europa.eu/data-and-maps/data/national-emissions-reported-to-the-unfccc-and-to-the-eu-greenhouse-gas-monitoring-mechanism-17.
	Nota: I livelli di CO2 equivalenti sono calcolati sulla base del potenziale di riscaldamento globale aggiornato (GWP) dei diversi gas a effetto serra nell'IPCC (2021). Il GWP del CH4 è pari a 81,2 per un orizzonte temporale di 20 anni e a 27,9 per un orizzonte temporale di 100 anni. Il GWP dell'N2O è invece pari a 273 per entrambi gli orizzonti temporali. Per gli altri GES il fattore GWP per 100 anni è stato ipotizzato in entrambi i grafici per mancanza di dati.
	Figura A2-2:  Emissioni di metano nell'UE-27 e impronta delle perdite di metano legate alle importazioni di gas naturale nel 2019
	/
	Fonte:  Banca dati dell'UNFCCC.Nota:  Per la conversione delle emissioni di metano in MtCO2 equivalenti è stato ipotizzato un GWP di 81,2.
	a. Metodologia di analisi degli scenari (descrizione estesa)
	La presente analisi mira a esaminare gli effetti economici del passaggio al consumo di combustibili differenti. Sono qui esaminati scenari limite in cui si formulano ipotesi estreme in relazione al consumo di un particolare combustibile. L'analisi si basa sui risultati dello scenario MIX-55 riportati dal JRC in relazione all'evoluzione della domanda di energia finale nell'UE-27 fino al 2030 e al 2050. Detta analisi è disponibile al seguente indirizzo: https://visitors-centre.jrc.ec.europa.eu/tools/energy_scenarios/.
	La fonte del JRC presenta consumi settoriali di combustibili per il 2019, il 2030 e il 2050 in uno scenario di riferimento e MIX-55. I dati forniti non indicano i consumi di energia finali ma, in base all'interpretazione degli autori, comprendono anche le perdite legate alla trasformazione dell'energia e i consumi di combustibile a scopi non energetici associati ai settori della domanda. Per sopperire a tale aspetto, i dati sono stati qui adeguati sulla base delle statistiche effettive sull'equilibrio energetico del 2019. Ciò ha consentito di individuare, per ciascun combustibile e ciascun settore, il consumo di energia finale e il consumo di combustibile a scopi non energetici. Le ipotesi formulate sulla domanda per usi diversi dai combustibili e sulle perdite legate alla trasformazione dell'energia sono estrapolate dai dati disponibili per 2019 e adattate al 2030 e al 2050. 
	Analisi basata su: JRC -2030 (Mix55) (TWh)
	Totale
	Calore
	Idrogeno
	Gas naturale
	Energia elettrica
	Metano sintetico
	Prodotti petroliferi
	Energie rinnovabili [solare, geotermica, biocombustibili, ambientale]
	Combustibili fossili solidi
	 
	3 220
	300
	900
	400
	320
	 
	 
	200
	1 100
	Industria
	3 660
	20
	900
	100
	840
	 
	 
	300
	1 500
	Edifici
	2 910
	 
	100
	2 400
	300
	 
	10
	 
	100
	Trasporti
	Consumo di energia finale
	320
	1 900
	2 900
	1 460
	0
	10
	500
	2 700
	9 790
	Usi non energetici
	1 000
	 
	200
	800
	 
	 
	 
	 
	 
	Serbatoi per il trasporto aereo e marittimo
	610
	 
	 
	600
	 
	 
	0
	 
	10
	Dopo aver elaborato lo scenario di riferimento, sono stati esaminati gli effetti del passaggio della domanda finale di energia dal mix definito dal JRC all'energia elettrica, all'idrogeno o ai combustibili verdi; ciascuno di detti tre casi è stato analizzato in uno dei tre scenari limite presentati. Un cambiamento di combustibile è associato anche a una variazione dell'energia totale consumata da un'apparecchiatura in uno specifico settore. Ad esempio, i veicoli elettrici a batteria consumano meno energia per percorrere un chilometro rispetto a un veicolo con motore a combustione interna. In altre parole, un cambiamento delle applicazioni determina una variazione dei rendimenti termici della conversione dell'energia (mentre un veicolo con motore a combustione interna ha un rendimento inferiore al 50 %, il rendimento di un veicolo elettrico a batteria è di oltre l'80 %).
	Pertanto, anche se l'energia utilizzabile necessaria rimane costante (ad esempio, l'energia meccanica necessaria affinché un veicolo percorra una determinata distanza), il passaggio da un combustibile a un altro potrebbe comportare una diversa necessità di energia finale. Per tenere conto di tale aspetto, si è ricorso a stime della domanda di energia utile per combustibile e settore. Sono state ipotizzate tre tipologie di energia utile: "termica", "meccanica" e "TIC e illuminazione". Sulla base delle statistiche settoriali disponibili si è proceduto ad assegnare per ciascun combustibile il rispettivo consumo di energia finale alle tre tipologie di energia utile (ad esempio, il 70 % dell'energia elettrica utilizzata negli edifici è consumato nei processi legati alle TIC e all'illuminazione e il restante 30 % è consumato per il riscaldamento). 
	Il dato sull'energia utile per ciascuna applicazione e ciascun combustibile in tutti i settori è stato infine ottenuto considerando il rendimento (termico) della rispettiva applicazione (ad esempio, 3 000 TWh di prodotti petroliferi nel settore dei trasporti offrono 1 000 TWh di energia utile).
	La somma di tutte le energie utili specifiche dei diversi combustibili per ciascun settore indica l'energia utile totale necessaria per una delle tre tipologie di energia utile (ad esempio, il calore totale generato negli edifici è pari a 3 000 TWh ed è fornito per il 30 % dal gas naturale, per il 10 % dall'energia elettrica e così via).
	Sulla base di questa valutazione, riferita a tutte le tipologie di energia utile e a tutti i settori, è possibile calcolare gli effetti di un cambiamento di combustibile. Pertanto, per ogni scenario limite si ipotizza la percentuale di un determinato combustibile che contribuisce alla fornitura dell'energia utile necessaria (restando sull'esempio degli edifici, per fornire 3 000 TWh di calore esclusivamente tramite pompe di calore sono necessari solo 1 000 TWh di energia elettrica).
	In tal modo è possibile calcolare il consumo di energia finale e il consumo a scopi non energetici per ciascuno scenario:
	Elettrificazione totale 2030 (TWh)
	 
	Totale
	Calore
	Energie rinnovabili [solare, geotermica, biocombustibili, ambientale]
	Metano sintetico
	Energia elettrica
	Prodotti petroliferi
	Idrogeno
	Gas naturale
	Combustibili fossili solidi
	3 000
	200
	700
	200
	400
	 
	0
	200
	1 300
	Industria
	3 970
	20
	700
	100
	1 250
	 
	 
	300
	1 600
	Edifici
	2 610
	 
	100
	1 900
	300
	 
	10
	 
	300
	Trasporti
	Consumo di energia finale
	9 580
	220
	1 500
	2 200
	1 950
	0
	10
	500
	3 200
	Usi non energetici
	1 060
	 
	200
	800
	 
	 
	60
	 
	 
	Serbatoi per il trasporto aereo e marittimo
	510
	 
	 
	500
	 
	 
	 
	 
	10
	Mentre la domanda aggregata di consumo di energia finale di tutti i settori per tutti i vettori energetici tranne l'energia elettrica e il calore definisce l'approvvigionamento energetico primario di detti combustibili, il consumo di energia primario nella produzione di energia elettrica (e calore) nel settore energetico deve essere calcolato.
	Si ipotizza qui, pertanto, che eventuali cambiamenti nella produzione di energia elettrica (rispetto ai dati del JRC) comportino solamente variazioni nella produzione di energia eolica e solare.
	In questo modo è possibile calcolare gli investimenti necessari nel settore energetico. Questi sono definiti come la somma fra le capacità aggiuntive di produzione di energia (rispettivamente in confronto al 2020 e al 2030), gli investimenti negli elettrolizzatori e nelle reti di trasmissione e gli investimenti nelle reti dell'idrogeno.



