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1. FINALITÀ DEL PRODOTTO T.2.3.2 “REPORT SU SINERGIE: PROFILI 

ECONOMICI, RISPARMIO ENERGETICO E SOSTENIBILITÀ” E 

POSIZIONAMENTO RISPETTO AL PROGETTO TDI RETE-GNL 

Il presente documento costituisce la prima versione del Prodotto T.2.3.2 “Report su sinergie: profili 

economici, risparmio energetico e sostenibilità”. Il documento, in particolare, esamina e sintetizza le 

principali sinergie che si realizzano, all’interno delle aree portuali, connesse all’impiego di GNL. 

Nell’ambito delle attività rientra la predisposizione, realizzazione e il fine-tuning dei report e della 

documentazione che è stata realizzata, secondo quanto previsto nel formulario da: 

- P1/CF (UNIGE-CIELI): il CF con il supporto dei Partner P2 e P3 ha definito la struttura i 

contenuti del Prodotto finale T2.3.2 ed ha coordinato le attività di ricerca dei partner P2 e P3 

coordinandosi anche con il consulente esterno del partner P3 che ha seguito queste attività 

(Enterprise Shipping Agency Srl). Il gruppo del lavoro del CF inoltre ha predisposto i seguenti 

capitoli e paragrafi del Prodotto T2.3.2 nella sua versione finale di seguito indicati: Capitolo 1, 

Capitolo 2, Capitolo 3, Capitolo 4, Capitolo 5, Paragrafo 7.1, Capitolo 8. Il CF ha revisionato 

costantemente la documentazione realizzata dai diversi partner e consulenti ed ha predisposto 

anche la scheda finale di sintesi del Prodotto T2.3.2. 

- P2 (UNIPI): il partner P2 (UNIPI) ha supportato il CF nella definizione dei contenuti e della 

struttura del Prodotto finale T2.3.2. Inoltre, il Partner P2 ha contribuito alla predisposizione dei 

seguenti capitoli e paragrafi del Prodotto T2.3.2: Capitolo 1, Capitolo 2, Paragrafo 7.2. Il 

Partner P2 inoltre ha revisionato e riletto la documentazione prodotta dagli altri partner e 

consulenti e ha validato la versione finale del Prodotto T2.3.2 e la relativa scheda di sintesi. 

- P3 (UNICA-CIREM): il partner P3 (UNICA-CIREM) ha supportato il CF nella definizione dei 

contenuti e della struttura del Prodotto finale T2.3.2 e, per il tramite del consulente esterno 

Enterprise Shipping Agency Srl, ha realizzato il Capitolo 6, il Capitolo 9 e il Capitolo 10 del 

Prodotto T2.3.2 nella sua versione finale. Detti capitoli sono infatti estratti dalla relazione a 

favore del P3 dal consulente richiamato. Inoltre, il Partner P3 ha revisionato e riletto la 

documentazione prodotta dagli altri partner e consulenti e ha validato la versione finale del 

Prodotto T2.3.2 e la relativa scheda di sintesi. 

- P4 (OTC): il Partner P4 ha partecipato alla definizione della struttura e dei contenuti del report, 

ha revisionato e riletto la documentazione prodotta dagli altri partner e consulenti e ha validato 

la versione finale del Prodotto T2.3.2 e la relativa scheda di sintesi. 

- P5 (CCIVAR): il Partner P5 ha partecipato alla definizione della struttura e dei contenuti del 

report, ha revisionato e riletto la documentazione prodotta dagli altri partner e consulenti e ha 

validato la versione finale del Prodotto T2.3.2 e la relativa scheda di sintesi. 

I documenti integrali realizzati sono disponibili sul portale del Programma Interreg 

Marittimo1420 (https://web.regione.toscana.it/marittimo).  

Sulla base delle analisi condotte nel report T2.1.2 sulla mappatura della domanda nell’area di 

programma della domanda di GNL e dei fabbisogni energetici, è possibile prevedere, in ambito attuale 

e prospettico, come l’utilizzo di GNL comporti e comporterà sempre più la nascita di sinergie con le 

numerose ed eterogenee attività che si espletano in ambito portuale. Nel presente documento, 

l’attenzione sarà posta sulla possibilità offerte da impianti di tipo cogenerativo e trigenerativo, che 

permettono la produzione ad alta efficienza di energia elettrica e calore. Tali impianti, infatti, laddove 

sia necessaria la disponibilità di entrambi i tipi di energia, consentono di ottenere un’efficienza 

https://web.regione.toscana.it/marittimo
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complessiva (Combined Heat and Power efficiency) decisamente più elevata di quella derivante 

dall’impiego di energia elettrica proveniente dalla rete e calore prodotto a partire da processi 

combustivi. 

Il presente documento, pertanto, è organizzato presentando dapprima le caratteristiche principali di tali 

tipi di impianti, evidenziandone i vantaggi e definendo le condizioni operative all’interno delle quali 

risulti essere vantaggioso adottare tali soluzioni. Segue poi una analisi dello stato dell’arte sui cicli 

cogenerativi e trigenerativi, illustrando alcuni esempi applicativi ed evidenziando i vantaggi connessi 

alla riduzione dell’impatto ambientale. Saranno poi sintetizzati i risultati condotti nelle attività 

precedenti in merito all’analisi dei fabbisogni energetici portuali allo scopo di presentare alcuni esempi 

applicativi di impianti cogenerativi e trigenerativi per alcuni porti dell’area di programma. 
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2. INTRODUZIONE GENERALE SULLE POTENZIALI SINERGIE TRA 

L’APPRONTAMENTO DI UNA SOLUZIONE PER IL BUNKERING DI GNL E LA 

GESTIONE GENERALE DEI FLUSSI ENERGETICI IN AMBITO PORTUALE. 

Come ampiamente illustrato nel prodotto T 2.1.2, relativo alla mappatura della domanda di GNL in 

ambito portuale, la mappatura dei fabbisogni energetici portuali risulta essere un argomento complesso 

e di non facile realizzazione. Tale difficoltà risiede nella molteplicità e complessità dei flussi energetici 

che caratterizzano le aree portuali. 

In aggiunta, la tipologia dei flussi energetici da mappare può risultare piuttosto eterogenea: si possono 

infatti avere flussi energetici di tipo elettrico, flussi energetici di tipo termico, ovvero fabbisogni 

energetici soddisfatti dall’utilizzo di combustibili di varia natura (benzina, diesel…) per l’alimentazione 

dei mezzi interni. 

Nel contesto specifico delle aree portuali si possono individuare sostanzialmente tre diversi fronti 

attraversati dai flussi energetici, ciascuno caratterizzato da specifiche caratteristiche: 

- Un fronte sul lato marittimo, ovvero la zona di confine tra il porto ed il sistema costituito dai 

mezzi navali che transitano all’interno dell’area portuale 

- Un fronte interno, attraversato dai flussi energetici e caratterizzata dai fabbisogni riguardanti le 

specifiche esigenze delle aree interne del porto (mezzi di movimentazione, energia elettrica per 

l’illuminazione e servizi, energia termica…) 

- Un fronte sul lato retroportuale, ovvero la zona di confine tra il sistema porto e l’area 

retroportuale in senso lato, caratterizzata, a seconda della zona di localizzazione del porto da 

aree urbane o industriali. 

Dal punto di vista del lato marittimo, i principali flussi e fabbisogni energetici che si individuano 

riguardano il bunkering di GNL e, laddove previste, soluzioni di elettrificazione della banchina. Tali 

soluzioni, che prevedono sostanzialmente la connessione della nave ad un sistema elettrico dedicato del 

porto, consentono, soprattutto nella fase di transizione da combustibile tradizionale a combustibile a 

ridotte emissioni inquinanti, anche a navi con sistemi propulsivi tradizionali di stazionare in porto 

azzerando le emissioni inquinanti provenienti dall’utilizzo dei sistemi ausiliari di bordo, alimentati 

appunto da combustibile tradizionale. 

Dal punto di vista retroportuale, l’analisi dei flussi energetici dipende fortemente, come già anticipato, 

dal contesto all’interno del quale il porto si inserisce. Infatti, i fabbisogni energetici delle aree 

retroportuali possono essere di natura estremamente differente a seconda della tipologia di aree che 

caratterizzano la zona in esame. I flussi energetici, in questo caso, seppur riconducibili alle tre categorie 

precedentemente citate (elettrici, termici o necessità di combustibile) dipendono pertanto da una 

molteplicità di fattori, e la loro analisi esula dagli obiettivi del progetto.  

L’analisi dei flussi e dei fabbisogni energetici interni al porto, invece, è un tema di assoluto rilievo 

all’interno degli obiettivi del progetto TDI-RETE GNL. Come ampiamente evidenziato nel prodotto 

T2.1.1 la principale fonte di informazioni sui fabbisogni energetici in area portuale si basa sulle 

informazioni fornite dalle AdsP, le quali risultano essere gli enti più idonei ad avere una visione 

complessiva delle esigenze energetiche ed a veicolare le informazioni verso e da i principali utilizzatori 

di energia in ambito portuale. Tali soggetti, infatti, impiegano a vario titolo l’energia, elettrica, termica 

e sotto forma di combustibili, per il funzionamento delle infrastrutture e per la movimentazione delle 

merci all’interno del porto. 
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Sulla base di queste informazioni, pertanto, sarà possibile effettuare una analisi di dettaglio della 

domanda di energia, sotto le sue diverse forme e mappare come tale energia è impiegata all’interno 

dell’area portuale. 

L’utilizzo del GNL per l’alimentazione di impianti di tipo cogenerativo o trigenerativo risulta essere, 

nelle zone servite dalla rete gas nazionale, al momento non economicamente conveniente. Ovviamente 

la continua evoluzione dei prezzi del gas naturale di rete, associata anche alla necessità di valutare, in 

ottica prospettica, la potenziale disponibilità di depositi costieri di GNL, rende indispensabile la 

valutazione di tale convenienza economica su scala locale e per le specifiche applicazioni. Ciò non 

esclude tuttavia due possibilità: 

- Utilizzare il GNL nelle zone non servite dalla rete nazionale, come ad esempio avviene nella 

regione Sardegna o nel caso più generale zone remote con difficile accesso. In tali zone, infatti, 

il GNL potrebbe rappresentare una soluzione per la metanizzazione di zone a difficile accesso 

da parte della rete nazionale 

- Prevedere comunque, all’interno dell’area portuale, la realizzazione di impianti di tipo 

cogenerativo o trigenerativo, che permettono la produzione ad alta efficienza di energia elettrica 

e calore. Tali impianti, infatti, laddove sia necessaria la disponibilità di entrambi i tipi di 

energia, consentono di ottenere un’efficienza complessiva (Combined Heat and Power 

efficiency) decisamente più elevata di quella derivante dall’impiego di energia elettrica 

proveniente dalla rete e calore prodotto a partire da processi combustivi. 

È importante evidenziare inoltre come i porti non metanizzati o comunque metanizzati per piccole 

utenze, potrebbero beneficiare della presenza di un deposito di GNL per realizzare autoproduzione 

elettrica (e cogenerazione) senza dover approntare e concordare costosi allacci e forniture dalla rete gas. 

Inoltre, l’autoproduzione elettrica all’interno dell’area portuale agevolerebbe certamente la 

realizzazione dell’elettrificazione delle banchine, svincolandosi dai problemi di connessione alla rete 

elettrica con alte potenze e soprattutto con costi dell'energia ben più concorrenziali. 

Infatti, l’approvvigionamento dell’energia elettrica necessaria ad alimentare le banchine deve avvenire, 

ovviamente, con funzionamento discontinuo, nel periodo di sosta delle navi e, nel caso di navi di grandi 

dimensioni, richiedendo una potenza decisamente elevata. L’impiego di impianti in grado di fornire 

energia elettrica autoprodotta in loco, come ad esempio impianti tradizionali ovvero impianti di tipo 

cogenerativo, consentirebbe di gestire autonomamente l’erogazione della potenza elettrica aggiuntiva 

necessaria nei periodi di sosta delle navi. 

È inoltre da sottolineare come nel “Documento di consultazione per una Strategia Nazionale sul GNL”, 

ed in particolare nell’Allegato al Capitolo 2, sia trattata la problematica relativa all’impiego del Boil 

Off Gas (BOG) negli impianti di stoccaggio del GNL. Più in particolare, nella sezione riguardante 

l’utilizzo degli impianti di rigassificazione per attività di Peak shaving, ovvero quegli impianti 

localizzati in punti strategici della rete di trasporto al fine di sopperire a eventuali mancanze di gas nella 

rete sono riportate le osservazioni fornite dai rappresentanti dei diversi terminali italiani in merito alla 

predisposizione del proprio terminale a fornire il servizio di PS, indicando in particolare le modalità di 

recupero dei BOG previste, o prevedibili, per il proprio terminale durante il servizio di Peak Shaving a 

impianto fermo. Tra queste soluzioni figura anche la possibilità di utilizzare il BOG per produzione di 

energia elettrica, termica o in modalità cogenerativa. 
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Inoltre, la presenza di GNL in porto ovviamente aiuterebbe la penetrazione di mezzi di banchina a GNL 

ibridi con evidenti benefici in termini di emissioni locali. 

Per quanto attiene agli impianti di tipo trigenerativo, ovvero in grado di fornire, in aggiunta alla 

produzione di energia elettrica, anche energia termica sotto forma di riscaldamento o raffrescamento, 

una possibile applicazione riguarda il condizionamento delle palazzine ad uso uffici che sono presenti 

all’interno delle aree portuali. 

Tuttavia, gli usi del freddo in ambito portuale sono prevalentemente legati allo stoccaggio degli alimenti 

(anche se è doveroso considerare che i container frigoriferi sono di fatto autonomi poiché l’impianto 

frigorifero è alimentato da energia elettrica fornita all’interno dei terminal refeer). In tale ambito il 

raffrescamento può essere impiegato ad esempio per la termoregolazione degli alimenti durante i 

periodi più caldi, ma è necessario considerare anche i requisiti legati alla temperatura di stoccaggio: 

infatti alcuni alimenti richiedono temperature di stoccaggio inferiori a quelle che possono essere 

ottenute attraverso l’impiego di chiller ad assorbimento. 

È inoltre interessante valutare la possibilità di impiegare il raffrescamento ottenuto a seguito della 

trasformazione del GNL in gas naturale durante la rigassificazione e riscaldamento a temperature 

prossime all'ambiente prima di inviarlo a gruppi di generazione (TG o MCI).  

Altra possibilità da citare è ad esempio la sinergia con il trattamento del pescato a terra e la generazione 

del ghiaccio per i piccoli pescherecci. 

A valle di queste considerazioni preliminari, la valutazione della domanda dei fabbisogni energetici 

richiesti dai grandi utenti del porto e la loro analisi dettagliata consentiranno anche di disporre degli 

strumenti per valutare eventuali possibili soluzioni energetiche alternative, quali ad esempio, come 

precedentemente esposto, l’impiego di impianti cogenerativi o trigenerativi. 
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3. ANALISI DELLO STATO DELL’ARTE SUI CICLI COGENERATIVI E 

TRIGENERATIVI 

I fabbisogni elettrici e termici di uno o più siti (edifici, unità industriali, ecc.) sono normalmente coperti 

acquistando energia elettrica dalla rete elettrica locale e generando calore utile attraverso la 

combustione in una caldaia posizionato in prossimità del sito di utilizzo. Tuttavia, la produzione di 

elettricità in una centrale elettrica è accompagnata dalla produzione di calore, che si traduce in un 

enorme spreco di energia nel caso in cui il calore venga rilasciato nell'ambiente attraverso i gas di 

scarico e i circuiti di raffreddamento della centrale stessa. La maggior parte di questo calore può essere 

recuperato e utilizzato per coprire i carichi termici, convertendo così la centrale elettrica in un sistema 

di cogenerazione, che aumenta l'efficienza di utilizzo del combustibile dal 40%-50% all'80%-90%. 

Molte definizioni di cogenerazione (chiamata anche Combined Heat and Power-CHP) sono apparse 

nella letteratura generale. Qui viene proposto la seguente: La cogenerazione può essere 

convenientemente definita come la generazione simultanea di lavoro e calore utile dalla stessa fonte di 

energia primaria. Per lavoro si intende energia meccanica o elettrica [1,2]. L'energia meccanica, ad 

esempio prodotta da una turbina o da un motore a combustione interna, può azionare un generatore per 

la produzione di elettricità o altre apparecchiature come un compressore e una pompa. È anche possibile 

avere la conversione diretta dell'energia immagazzinata chimicamente nel combustibile in elettricità 

mediante, ad esempio, celle a combustibile. L'energia termica recuperata può essere utilizzata per il 

riscaldamento e/o per il raffreddamento mediante apparecchiature aggiuntive quali chiller ad 

assorbimento. Anche l'utilizzo dell'energia termica per la dissalazione mediante distillatori è 

un'applicazione di crescente interesse. Così, seppur termini come trigenerazione e poligenerazione 

sembrino descrivere sistemi con tre o più prodotti utili, questi prodotti sono ottenuti con apparecchiature 

addizionali, mentre il sistema centrale rimane il sistema di cogenerazione come definito sopra. 

La cogenerazione apparve per la prima volta in Europa e negli Stati Uniti nel 1880–1890. Durante i 

primi decenni del XX secolo, la maggior parte delle unità industriali disponeva di proprie centrali 

elettriche per la produzione di elettricità, normalmente funzionanti a carbone. Molti di questi erano 

sistemi di cogenerazione, che fornivano energia termica (solitamente sotto forma di vapore) ai processi 

industriali. È interessante evidenziare come negli Stati Uniti all'inizio del 1900 circa il 58% dell'energia 

elettrica totale generata in loco negli impianti industriali proveniva da sistemi di cogenerazione. Seguì 

un periodo di declino, dovuto a diversi motivi: 

1) La costruzione di centrali elettriche centrali affidabili e reti pubbliche che fornissero elettricità 

a basso costo, rendendo così meno attraente la generazione in loco. 

2) La crescente regolamentazione della produzione di elettricità. 

3) La disponibilità di combustibili liquidi e gassosi (principalmente gas naturale) a basso costo. 

4) I progressi tecnologici come la costruzione di caldaie monoblocco. 

5) L’introduzione di norme ambientali più severe. 

Come conseguenza, ad esempio negli Stati Uniti, nel 1950 la cogenerazione industriale in loco 

rappresentava solo il 15% della capacità totale di generazione di elettricità, riducendosi ulteriormente a 

circa il 5% nel 1974. Il brusco aumento dei costi del carburante nel 1973, accompagnato dall'incertezza 

nell’approvvigionamento del combustibile e la maggiore consapevolezza sull'inquinamento ambientale 

hanno reso la cogenerazione ancora più rilevante. 

La sostanziale crescita del livello di ricchezza nel mondo dall'inizio del ventesimo secolo si basa 

principalmente sull'uso dell'energia. I combustibili fossili alimentano le macchine e i processi che 
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consentono un'enorme crescita della produttività e la fornitura di articoli di consumo. Sulla base di 

questi vantaggi, il consumo di energia è aumentato a una velocità decisamente elevata, come se le 

risorse disponibili fossero illimitate. Tuttavia, il timore dell'esaurimento delle risorse a basso costo, 

unita alla crescente ansia di un eccessivo riscaldamento globale, hanno portato a sostenere la 

cogenerazione di calore ed elettricità e anche un drastico aumento delle energie rinnovabili.  

La Figura 1 mostra l'aumento della fornitura totale di energia primaria (Total Primary Energy Supply - 

TPES) nel mondo dall'anno 1970. 

Figura 1 - Incremento della fornitura di energia primaria a partire dal 1970 

 

Fonte: [1,3,4] 

Nel 2013, TPES nel mondo era di un fattore 2,2 superiore rispetto al 1970. Ciò equivale a un aumento 

medio annuo di circa il 2 per cento. I 34 paesi associati all'Organizzazione per la cooperazione e lo 

sviluppo economico (OCSE) sono quelli con un livello medio di ricchezza pro capite e sono spesso 

indicati come i paesi sviluppati. La figura 2.1 mostra che l'approvvigionamento di energia primaria a 

questi paesi è rimasto pressoché costante dal 2000 al 2013. In parte, ciò è stato causato da due grandi 

recessioni economiche, ma ha aiutato anche una maggiore efficienza dell’utilizzo del combustibile nei 

processi industriali e nei veicoli stradali. Il trasferimento della produzione ad alta intensità energetica 

dall'OCSE alla Cina e all'Asia del Pacifico svolge tuttavia un ruolo importante in questo processo. Il 

TPES in Cina è aumentato di due volte in un solo decennio. Si prevede che il trend positivo 

nell'approvvigionamento di energia primaria continuerà, soprattutto a causa degli sviluppi nell'Africa 

subsahariana e nei paesi più poveri dell'Asia. Il consumo pro capite di energia in Africa è solo il 16 per 

cento di quello dei paesi OCSE. Se si escludono la Repubblica del Sud Africa e i paesi dell'Africa 

settentrionale, il cittadino medio dell'Africa subsahariana riceve una fornitura di energia primaria pari 

solo al 12 per cento di quella del cittadino medio OCSE. 

È necessario, pertanto, un drastico aumento della fornitura di energia alle regioni povere per creare 

standard di vita più vicini a quelli del resto del mondo. Lo svantaggio del consumo di energia è la 

relativa emissione di CO2. In media, ogni tonnellata di carburante consumato rilascia 2,5 tonnellate di 

CO2. L'attuale livello di emissioni di gas serra è già così alto che molti ricercatori e politici lo 

considerano eccessivo. Tuttavia, le tendenze del consumo di energia non riflettono una diminuzione di 

tale livello, ma piuttosto il contrario. Il motivo di tale crescita risiede nel concetto che il valore derivato 

dallo sfruttamento dell’energia in termini di aumento del livello di ricchezza è molto alto rispetto al 

costo e al prezzo dell’energia stessa. Questo crea una sfida sostanziale per il mondo. Per l'energia 

elettrica, la curva di crescita è persino più ripida di quella del TPES. Ciò è illustrato nella Figura 2. 
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Figura 2 - Incremento dell’utilizzo di energia elettrica a partire dal 1970 

 

Fonte: [1] 

La fornitura di elettricità è aumentata di un fattore 4,9 in 32 anni. Ciò dimostra chiaramente il ruolo 

crescente dell'elettricità come vettore energetico. L'implementazione di tecniche con una migliore 

efficienza di conversione energetica come la cogenerazione e una maggiore enfasi sui servizi ha 

notevolmente ridotto l'intensità energetica dell'economia. 

3.1 Uso di combustibili per la produzione di elettricità, riscaldamento, trasporto e 

processi industriali 

I combustibili sono utilizzati per applicazioni industriali, commerciali e domestiche, nonché per la 

generazione di elettricità e per il trasporto. In molti casi l'energia primaria contenuta nel combustibile 

viene utilizzata solo in parte nell'applicazione finale. Il petrolio greggio nella maggior parte dei casi 

deve essere raffinato prima di poter essere utilizzato per alimentare il trasporto su strada. Ciò fa sì che 

il consumo finale di petrolio contenga meno energia rispetto a quella contenuta nel combustibile 

originale. Ciò vale soprattutto per i combustibili basati sul carbone, come il carbone nero, la lignite e la 

torba. I combustibili a carbone sono molto utilizzati nelle centrali elettriche con un'efficienza media 

mondiale di produzione di elettricità del 36,4%. Le centrali elettriche a gas naturale, comprendendo 

anche la cogenerazione, hanno un'efficienza media del 40,7%. Per definizione, il consumo finale totale 

(Total Final Consumption - TFC) di energia è uguale a TPES decurtato delle perdite di conversione 

prima che l'energia sia offerta all'utente finale. La maggior parte delle perdite di conversione si 

verificano nelle centrali elettriche e nelle raffinerie. Tuttavia, la perdita di efficienza presso gli utenti 

finali, come quella dei sistemi di riscaldamento domestico e dei motori delle automobili, non è stata 

presa in considerazione nel TFC. Nell'anno 2013, il TFC nel mondo era 389 EJ e il TPES era 567 EJ. 

Ciò significa che il 31,4% del TPES è andato perso nei processi di conversione dell'energia. Nel 1973, 

paradossalmente, la perdita di TPES era solo del 23,5%. 

L'aumento della perdita è causato principalmente dal crescente consumo frazionario di elettricità e 

combustibili per il trasporto. Nel 1973 l'energia elettrica rappresentava il 9,4% del TFC, mentre nel 

2013 era già pari al 18,0%. La CHP può svolgere un ruolo importante nel ridurre la perdita di 

conversione di TPES in TFC. La Tabella 1 mette a confronto le TFC di carbone, petrolio e gas naturale. 
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Tabella 1 - Distribuzione del consumo finale di energia basato su carbone, derivati del petrolio e gas 

per diversi settori nel 2013 

 

Fonte: [1] 

Il carbone viene utilizzato principalmente nelle centrali elettriche e, ad esempio, negli altiforni. I derivati 

del petrolio sono ancora combustibili convenienti per il trasporto. Il gas naturale è molto utilizzato per 

il riscaldamento degli edifici e per la produzione di elettricità e come materia prima per la produzione 

di fertilizzanti a base di azoto. La Figura 3 mostra che i diversi tipi di energia contribuiscono 

diversamente alla TFC dell'elettricità.  

Figura 3 - Frazioni dei tipi di energia responsabile del consumo di energia elettrica nel 2013 

 

Fonte: [1] 

La Figura 3 non è, quindi, la distribuzione del consumo di energia primaria per la produzione di 

elettricità. Significa che ad esempio il 21,7% della fornitura di elettricità è prodotta con gas naturale. Il 

petrolio viene spesso utilizzato in località remote o su isole, dove un impianto a carbone non è adatto 

per motivi di dimensioni. L’aumento graduale del prezzo del petrolio e la preoccupazione per l'ambiente 

avrebbero dovuto portare a una conversione dal petrolio al gas naturale liquefatto (GNL) almeno per le 

centrali elettriche a petrolio più grandi. Tuttavia, il forte calo dei prezzi del greggio alla fine del 2015 

ha almeno temporaneamente ridotto il processo di cambiamento verso tali conversioni. 

La categoria "altro" combina la produzione di elettricità basata su calore geotermico, energia eolica, 

energia solare e biomassa. La cogenerazione locale di elettricità e calore si basa generalmente su 

impianti alimentati a gas naturale. Tuttavia, soprattutto nei climi più freddi, il teleriscaldamento in 

combinazione con centrali elettriche a carbone può essere una pratica di impiego comune. Si stima a 

livello mondiale che circa l'8% dell'elettricità sia prodotta con la cogenerazione locale o in grandi 
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centrali elettriche in combinazione con il teleriscaldamento [6]. L'avvento di molte fonti di elettricità 

rinnovabile basate sulla radiazione solare ed eolica richiederà la conversione dell'elettricità in calore 

attraverso l’utilizzo di pompe di calore. Allo stesso tempo, l’aleatorietà di queste fonti rinnovabili 

richiede una capacità di riserva flessibile per la produzione di elettricità e calore in combinazione con 

l'accumulo di calore. Gli impianti di cogenerazione alimentati a gas naturale sono molto adatti a questo 

scopo. Si prevede che fino a quando la cattura e lo stoccaggio dell’anidride carbonica non saranno 

sufficientemente maturi dal punto di vista tecnologico ed economico, il ruolo del carbone per la 

produzione di elettricità diminuirà. Le case e gli edifici, costruiti secondo il principio del minimo 

consumo energetico, non saranno più collegati a una rete di distribuzione del gas ma utilizzeranno il 

teleriscaldamento o pompe di calore elettriche per il soddisfacimento del fabbisogno termico. Il gas 

naturale avrà quindi principalmente una funzione di riserva per la produzione di elettricità in 

combinazione con la cogenerazione. 

3.1.1 Risorse di combustibile e relativo esaurimento 

Se non si considerasse l'esaurimento delle risorse di combustibile e gli aspetti legati alle emissioni, la 

soluzione normalmente scelta per la produzione di elettricità e calore sarebbe dettata dalla sua 

economicità. Sebbene una centrale elettrica a carbone sia più costosa di una a gas, il carbone è 

caratterizzato da prezzi costanti e ragionevoli (ad eccezione di improvvisi balzi nel 2008 appena prima 

della crisi economica e subito dopo il 2010, quando l'economia si riprese leggermente, Figura 4).  

Figura 4 - Andamento del prezzo del carbone e del gas naturale 

 

Fonte [7] 

Ciò è in contrasto con i prezzi del gas naturale, spesso legati a quelli del petrolio. Ad esempio, il prezzo 

del gas russo è aumentato di un fattore 6,5 dall'anno 1999 al 2005. L'approvvigionamento di gas naturale 

è in pratica più monopolistico rispetto a quello del carbone, anche a causa dei collegamenti di gasdotti 

fissi per la distribuzione e degli accordi sui prezzi a lungo termine con i fornitori. Il GNL aiuta quindi 

in qualche modo ad aprire il mercato del gas naturale. 

Il prezzo relativamente alto del gas in Europa ha come conseguenza che molti produttori di elettricità 

sono passati dall’utilizzo del gas a quello del carbone. Purtroppo, anche molti proprietari privati di 

impianti di cogenerazione in Europa hanno avuto difficoltà a mantenere redditizie le proprie unità, 

anche a causa dei bassi prezzi dell'elettricità dovuti agli incentivi per le fonti rinnovabili. Sebbene il 
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prezzo del gas naturale e in particolare quello del carbone siano relativamente bassi, l’incognita cruciale 

è nell’impossibilità di prevederne il comportamento nel futuro. I prezzi delle materie prime 

normalmente dipendono principalmente dalla disponibilità e dalla presenza di concorrenza. Se l’attuale 

trend di approvvigionamento energetico del primo decennio del ventunesimo secolo continuerà, il TPES 

da combustibili fossili aumenterà da 520 EJ nel 2013 a 835 EJ nel 2040 (Figura 5). 

Figura 5 - Estrapolazione lineare della fornitura di combustibili sino al 20135 basata su dati tra il 

2001 ed il 2015 

 

Fonte: [8] 

Uno dei motivi di tale incremento è la crescita della popolazione stimata da 7,2 miliardi nel 2014 a 9 

miliardi nel 2040. L'altro motivo è l'aspirazione alla crescita economica nei paesi economicamente in 

via di sviluppo, il che potrebbe significare almeno triplicare l'uso di energia, ad esempio in India. Nei 

suoi New Lens Scenarios [9], Shell prevede un utilizzo di energia primaria di circa 620 EJ basato su 

carbone, petrolio e gas nel 2040, mentre uno scenario ExxonMobil prevede che saranno necessari circa 

735 EJ [10]. Secondo gli scenari di Shell ed ExxonMobil, migliorare l'efficienza dell'uso dell'energia è 

la misura primaria per limitare la crescita dell'apporto di combustibili fossili. L'opinione pubblica è che 

un'applicazione su vasta scala di energie rinnovabili renderà presto obsoleti i combustibili fossili. Nel 

2013, tuttavia, il contributo dell'energia solare ed eolica e di alcune altre fonti al TPES globale è stato 

solo dell'1,2% e se la tendenza attuale continuasse con lo stesso trend, solo 51 EJ proverranno da queste 

energie rinnovabili nell'anno 2035 (Figura 6). 
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Figura 6 - Estrapolazione della crescita di energia rinnovabile sino all’anno 2040 

 

Fonte: [8] 

Considerando gli accordi durante la conferenza COP21 di Parigi sulla lotta alle emissioni di gas serra, 

sarà necessario attuare politiche energetiche drastiche, ma gli sforzi associati sono quasi oltre ogni 

immaginazione. L'economia mondiale è molto dipendente dai combustibili fossili. Riguardo 

all'andamento dei prezzi, il punto cruciale è rappresentato dalla possibilità di prevedere quanto 

velocemente una riduzione delle risorse economicamente disponibili dei combustibili creerà un rialzo 

di prezzo dei combustibili rispetto alla tendenza al ribasso osservata nel periodo dal 2000 al 2015 

(Figura 2.6). Ci sarà un momento in cui la concorrenza tra fornitori, che porta a prezzi bassi, non sarà 

più sostenibile. Il World Energy Council (WEC) e l'EIA forniscono cifre quasi identiche per le riserve, 

considerando anche shale oil e shale gas. Nella Figura 2.9, i modelli di consumo di combustibili fossili 

ulteriormente estrapolati riportati nella Figura 2.7 sono stati sottratti dalle riserve stimate per l'anno 

2011. Se le risorse di tipo bitume venissero aggiunte alle riserve di petrolio, potrebbero esistere circa 

30.000 EJ di riserve di petrolio. È chiaro che il proseguimento dell'attuale tendenza nell'uso di 

combustibili porterà a carenze di petrolio e gas facilmente accessibili ed estraibili in un arco di tempo 

inferiore a mezzo secolo. Ciò vale anche se l'uso di combustibili fossili aumenterà solo del 25% dal 

2015 al 2040, ovvero metà dell'attuale tendenza. Se le misure legali per ridurre le emissioni di gas a 

effetto serra non costringeranno tutti gli attori ad attuare rapidamente il risparmio energetico, 

l'andamento futuro dei prezzi sarà il fattore trainante per migliorare l'efficienza dei sistemi di 

conversione dell’energia. 

3.2 Tecnologie di cogenerazione 

Questo paragrafo offre una panoramica delle tecnologie di cogenerazione disponibili e delle loro 

prestazioni. Il principio base della cogenerazione è fondato sul concetto che la maggior parte del calore 

rilasciato durante un processo di conversione dell'energia del combustibile in energia meccanica o 

elettrica non venga sprecato ma utilizzato in modo conveniente. Il componente che converte il 

combustibile in energia meccanica e calore è spesso chiamato motore primo. I motori principali comuni 

sono le turbine a gas, i motori alternativi e più recentemente anche le celle a combustibile. L'energia 

meccanica può essere convertita in energia elettrica con un generatore elettrico, mentre il calore può 

essere trasformato in freddo con un refrigeratore ad assorbimento (chiller). Gli scambiatori di calore 

sono parte integrante degli impianti di cogenerazione. Anche le pompe di calore sono sempre più 

utilizzate in tali installazioni. Gli aspetti prestazionali delle tecnologie di cogenerazione devono essere 
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valutati rispetto all'applicazione prevista. Fino a tempi recenti, il valore di mercato dell'energia elettrica 

era sempre molto superiore a quello della stessa quantità di energia termica. Il motivo era triplice: 

i. l'energia elettrica è molto più versatile del calore 

ii. Gli impianti per produrre elettricità dal combustibile sono decisamente più costosi di una 

caldaia a combustibile 

iii. l'efficienza di conversione del combustibile in calore di una caldaia è superiore a quello di 

una centrale elettrica. 

Oggigiorno, nelle aree in cui viene prodotta molta elettricità con turbine eoliche e pannelli solari, il 

valore di mercato all'ingrosso dell'energia elettrica può essere molto basso o addirittura negativo durante 

i periodi di vento forte e intensità solare elevata. 

Un'elevata aleatorietà dei prezzi dell'energia elettrica significa che le future tecnologie di cogenerazione 

devono essere sempre più flessibili, con un elevato rapporto di riduzione della potenza erogata e spesso 

frequenti avviamenti e arresti. Oltre alle prestazioni energetiche e agli aspetti operativi come la 

flessibilità e la disponibilità di un impianto di cogenerazione, i limiti di emissione di gas di scarico 

determinano sempre più l'applicabilità di una macchina. I legislatori generalmente utilizzano il miglior 

riferimento (Best Reference - BREF) e la migliore tecnologia disponibile (Best Available Technology 

- BAT) di una tecnologia tipica per determinare i limiti di emissione. I limiti di emissione comprendono 

valori, ad esempio, per ossidi di azoto, monossido di carbonio, cenere, fuliggine, idrocarburi e aldeidi 

incombusti. Inoltre, anche l’emissione sonora deve essere controllata. Infine, risultano essere molto 

importanti le pianificazioni delle manutenzioni. La cogenerazione applicata in un impianto di processo 

chimico di una raffineria, ad esempio, dovrebbe avere intervalli di manutenzione uguali a quelli 

dell'impianto. Pertanto, i diversi aspetti delle prestazioni sono correlati alla progettazione del motore 

primo. 

3.2.1 Sistemi di cogenerazione basati su turbine a gas 

Una turbina a gas può funzionare sia con combustibili liquidi che con combustibili gassosi. La 

differenza tra una turbina a gas e una turbina a vapore è che nella turbina a gas la combustione avviene 

come parte integrante della macchina, mentre negli impianti a vapore, il vapore utilizzato all’interno 

della turbina è sempre prodotto all'esterno della turbina stessa. Una turbina a gas è costituita da un 

compressore che aumenta sostanzialmente la pressione dell'aria aspirata, prima che l'aria stessa venga 

riscaldata dalla combustione di un combustibile come derivati del petrolio o gas naturale. Tale 

compressore può essere sia radiale (solitamente per impianti di piccole taglie) oppure assiale (per 

impianti di taglie elevate). La combustione del combustibile provoca il riscaldamento del fluido di 

lavoro. Ciò fa sì che la turbina abbia una potenza sufficiente (e maggiore) per azionare il compressore 

d'aria, mentre l’eccesso di potenza possa essere resa disponibile all’albero per azionare, ad esempio, un 

generatore o una pompa (in generale un utilizzatore). Di conseguenza, ci sono tre processi di base in 

una turbina a gas standard: compressione, combustione ed espansione. La Figura 7 illustra la 

configurazione di una turbina a gas come viene comunemente utilizzata in un'applicazione di 

cogenerazione. Il processo termodinamico idealizzato è chiamato ciclo Joule o ciclo di Brayton. 
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Figura 7 - Schema di un impianto con turbina a gas in assetto cogenerativo 

 

Fonte: ns. elaborazione 

I processi reali in una turbina a gas si discostano da quelli del ciclo termodinamico ideale. Le perdite di 

calore del compressore d'aria e della turbina nella fase di espansione nell'ambiente circostante sono 

trascurabili a causa dell'elevata velocità del flusso e, di conseguenza, del basso tempo di permanenza. 

In termini termodinamici, questi processi sono chiamati adiabatici. Tuttavia, questi processi non sono 

isoentropici a causa delle perdite per attrito del flusso e della creazione di turbolenze. L'efficienza di 

conversione del combustibile di una turbina a gas è quindi sempre inferiore a quella del ciclo 

termodinamico ideale. Un rapporto di pressione del ciclo più elevato, cioè il rapporto tra la pressione 

dell'aria all'ingresso del combustore e la pressione ambiente, si traduce generalmente, entro certi limiti, 

in una maggiore efficienza del ciclo stesso per la produzione di energia meccanica. A seconda del design 

della turbina a gas, il rapporto di pressione varia da 10 a quasi 40 (per turbine di derivazione 

aeronautica). Una pressione dell'aria elevata nel combustore significa che l'afflusso di carburante deve 

essere almeno a quella pressione. Questo non è un problema per i combustibili liquidi, ma le pressioni 

di fornitura di gas naturale nei siti industriali sono spesso limitate a 0,8 MPa. Le grandi centrali elettriche 

possono generalmente essere alimentate con la pressione molto più elevata disponibile nei gasdotti di 

trasporto. Se la pressione di alimentazione del gas non è sufficientemente alta, è necessario un 

compressore del gas. La conseguenza di un elevato rapporto di pressione, per una certa portata di 

combustibile, è anche una elevata temperatura all'aspirazione della turbina, spesso chiamata TIT 

(temperatura ingresso turbina). I materiali speciali e il raffreddamento estensivo del primo stadio della 

turbina consentono valori di TIT superiori a 1.600 °C. La Figura 8 mostra che l'efficienza lorda delle 

turbine a gas più grandi è generalmente superiore a quella delle macchine più piccole. 
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Figura 8 - Esempi di valore dell’efficienza lorda di turbine a gas in funzione della taglia 

 

Fonte: [8] 

Le macchine con un'efficienza relativamente elevata di oltre il 40% nella gamma da 50 a 80 MW sono 

turbine a gas di tipo aeroderivativo. Queste macchine hanno spesso un design speciale, con due rotori 

che funzionano a velocità diverse, i cosiddetti twin spooler. Il loro rapporto di pressione è compreso tra 

32 e 40. 

3.2.1.1 Limiti delle emissioni di gas di scarico per la turbina a gas 

La preoccupazione per l'ambiente fa sì che siano state fissate restrizioni alle emissioni di specie 

indesiderate nel caso di impianti con turbine a gas. Tali specie sono gli ossidi di azoto (NOx), idrocarburi 

incombusti (HC), monossido di carbonio (CO) e aldeidi (R-HCO). In Europa, la direttiva sui grandi 

impianti di combustione (Large Combustion Plant - LCP) fornisce i valori limite per gli impianti con 

una potenza termica superiore a 50 MW. Questo apporto termico si basa sul potere calorifico inferiore 

del combustibile. Il limite di emissione di NOx per le nuove turbine a gas a ciclo singolo è di 50 mg / 

m3 e il limite di CO è di 100 mg / m3, entrambi alla condizione di riferimento del 15% di O2 nel gas di 

scarico secco. Nel caso in cui l'efficienza elettrica della turbina a gas superi il 55% nelle applicazioni 

di cogenerazione o nel caso in cui l'efficienza combinata di cogenerazione superi il 75%, il limite di 

NOx è 75 mg / m3 al 15% di O2. Alcuni Paesi hanno regole più severe rispetto alla direttiva LCP. Nei 

Paesi Bassi, ad esempio, il limite di 50 mg / m3 si applica a tutte le turbine a gas alimentate a gas 

naturale, indipendentemente dal fatto che abbiano un input di combustibile inferiore a 50 MW o che 

siano applicate negli impianti di cogenerazione. Le tipiche turbine a gas utilizzate per scopi aeronautici 

hanno i cosiddetti bruciatori di tipo a diffusione, dove il combustibile viene iniettato direttamente nel 

flusso d'aria che entra nel combustore. Ciò fornisce una fiamma molto stabile con un ampio rapporto di 

riduzione della potenza in uscita, allo scopo di scongiurare lo spegnimento della fiamma stessa. In 

questo caso, localmente si verificheranno temperature molto elevate. Di conseguenza, tali combustori 

hanno emissioni relativamente elevate di NOx, CO e idrocarburi. I rigorosi limiti di emissione per le 

installazioni a terra vietano l'uso di tali bruciatori a diffusione semplice. 

La maggior parte delle turbine a gas per la generazione di potenza sono oggigiorno dotate di bruciatori 

premiscelati. Qui, il combustibile e l'aria di combustione vengono premiscelati prima che avvenga la 

combustione in modo da ottenere una miscela omogenea. Utilizzando una notevole quantità di aria di 
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combustione in eccesso rispetto alla quantità minima di aria richiesta per la completa combustione del 

combustibile, la temperatura della fiamma può essere mantenuta bassa, il che si traduce in una bassa 

produzione di NOx specifici. La fiamma è stabilizzata attraverso l’impiego di corpi tozzi o forti 

ricircolazioni indotte all’interno della camera di combustione. Le turbine a gas di grandi dimensioni 

con combustione premiscelata sono spesso dotate di sensori di pressione e temperatura in grado di 

rilevare condizioni indesiderate nei combustori, che potrebbero portare al fenomeno dell’humming. 

3.2.1.2 Controllabilità della potenza e della resa termica 

In molte applicazioni della cogenerazione come ad esempio il teleriscaldamento, l’utilizzo negli edifici 

commerciali e negli impianti di processo chimico, può essere necessario controllare la potenza termica 

o la potenza elettrica o anche entrambe. Ciò significa che la turbina a gas di azionamento non può 

sempre funzionare a piena potenza ovvero che deve essere utilizzata una combustione supplementare 

per produrre più calore. Per combustione supplementare si intende l'installazione di un bruciatore a 

monte della caldaia a recupero di calore schematicamente indicata in Figura 7. 

Un bruciatore di questo tipo utilizza il gas di scarico della turbina a gas come fonte di ossigeno. Infatti, 

grazie alla tipologia di combustione che avviene nelle turbine a gas, caratterizzata da un forte eccesso 

di aria, il gas di scarico della turbina contiene almeno il 15% di ossigeno, sufficiente per bruciare 

carburante aggiuntivo. Soprattutto al giorno d'oggi con i prezzi dell'elettricità fluttuanti, è spesso 

necessario variare la potenza di una turbina a gas. Tuttavia, diminuire la potenza di un motore primo, 

come una turbina a gas in un impianto di cogenerazione, si traduce in un abbassamento dell'efficienza 

elettrica. Una turbina a gas di piccola taglia, con una configurazione semplice, non ha valvole di blow-

off che consentano di scaricare parte dell'aria compressa a carichi inferiori e non ha IGV in ingresso al 

compressore che possono regolare il flusso di aspirazione dell'aria. In questo caso la cosiddetta linea di 

Willans è un comodo mezzo per determinare il consumo di carburante in funzione del carico. Quando 

la potenza di una turbina a gas viene ridotta, mantenendo la velocità di funzionamento costante, molte 

perdite come quelle dovute al reflusso, all'attrito del flusso e all'attrito meccanico rimangono le stesse 

in senso assoluto. Ciò significa che queste perdite hanno un effetto decrescente relativamente più 

elevato sull'efficienza quando la potenza della turbina diminuisce. Infine, a potenza zero, è ancora 

necessaria una notevole quantità di combustibile per mantenere in funzione la turbina. Molti test con 

installazioni reali hanno dimostrato che il consumo di carburante e la potenza erogata di macchine con 

configurazione costante sono generalmente correlati linearmente. La linea che mostra questa relazione 

è la linea di Willans. 

La Figura 9 mostra un esempio della linea di Willans di una turbina a gas con un'efficienza del 35% a 

piena potenza e un consumo di carburante a carico zero del 25% rispetto a quello a piena potenza. La 

relazione lineare tra potenza erogata e consumo di carburante non si applica se una turbina a gas è stata 

dotata ad esempio di valvole di sfiato nel compressore d'aria; tali valvole di sfiato modificano le 

caratteristiche della macchina in un determinato intervallo di carico. Sebbene non tutte le turbine a gas 

abbiano un design così semplice da applicare una relazione lineare tra consumo di carburante e potenza 

erogata, la linea di Willans è generalmente uno strumento conveniente per ottenere una prima stima 

dell'efficienza di conversione dell’energia potenziale del combustibile in energia elettrica a seconda 

della potenza erogata. La linea di Willans nella Figura 9 fornisce come risultato la curva di efficienza 

del carburante come mostrato nella Figura 10.  
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Figura 9 - Esempio di una linea Willans che mostra una relazione lineare tra consumo di 

combustibile e potenza erogata da una turbina a gas 

 

Fonte: [8] 

Figura 10 - Esempio dell'abbassamento del rendimento di un gas turbina al variare della potenza 

 

Fonte: [8] 

Al 60% di carico, l'efficienza è scesa al 30%, il che significa che in quel caso il consumo di combustibile 

per kWh prodotto è pari ad un fattore 35/30 ovvero il 17% superiore rispetto alla potenza nominale 

(=100% di carico). In molti casi, le condizioni del flusso all’uscita della turbina a gas non possono 

essere variate in un ampio intervallo a causa di problemi di stabilità della fiamma e problemi legati al 

controllo delle emissioni. Alcuni tipi di turbine a gas passano dalla combustione premiscelata alla 

combustione di tipo a diffusione nella fascia di carico inferiore. 

In molte applicazioni di cogenerazione, non è la potenza elettrica che deve essere variata, ma la potenza 

termica. Il calore prodotto da molte applicazioni di cogenerazione basate su turbine a gas viene 
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utilizzato per la produzione di vapore. Il vapore è un vettore energetico versatile negli impianti di 

processo chimico. Il calore rilasciato da una turbina a gas è quasi completamente disponibile nei gas di 

scarico ed è caratterizzato da valori della temperatura intorno ai 500 C nella maggior parte dei casi, 

molto adatto per la produzione di vapore. Nel caso in cui non sia disponibile una combustione 

supplementare, la produzione di vapore può essere modificata variando la potenza erogata dalla turbina 

a gas. 

Tuttavia, il calore rilasciato nello scarico della turbina non diminuisce linearmente con la potenza 

erogata. Questo perché l'efficienza della turbina diminuisce con la potenza erogata e, pertanto, la 

frazione di calore aumenta con la diminuzione della potenza erogata. Nel caso in cui si presuma 

un'efficienza combinata costante, ad esempio dell'85%, e si utilizzi la curva di efficienza della Figura 

10, la produzione di calore in base alla potenza erogata può essere facilmente calcolata. Il risultato è 

illustrato nella Figura 11.  

Figura 11 – Esempio di relazione tra la potenza dell’impianto ed il calore utile 

 

Fonte: [8] 

Se la potenza in uscita diminuisce dal 100% al 60% della potenza nominale, la potenza termica utile 

diminuisce dal 143% al 110% della potenza nominale, ovvero una riduzione solo del 23%. Questo è il 

motivo principale per cui, se la produzione di vapore deve essere modificata in un intervallo più ampio, 

si preferisce l’adozione di una combustione supplementare. Se l'efficienza della turbina a gas fosse stata 

maggiore, ad esempio del 45% alla potenza nominale, la curva dell'efficienza sarebbe stata più piatta 

nell'intervallo di carico superiore con conseguente migliore controllabilità della produzione di vapore. 

3.2.1.3 Aspetti manutentivi 

Le turbine a gas hanno un design tale che normalmente è possibile un funzionamento prolungato per 

migliaia di ore. L'olio lubrificante per i cuscinetti non è a contatto con le fiamme nella camera di 

combustione e quindi lo stress termico sull'olio è basso. Maggiore criticità è rappresentata dal 

compressore, che deve essere pulito regolarmente dai depositi che si accumulano nonostante un'estesa 

filtrazione dell’aria all'aspirazione allo scopo di non ridurne le prestazioni aerodinamiche. Nella 
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maggior parte dei casi, la pulizia può essere eseguita mentre la macchina è in funzione. Le pale, in 

particolare quelle della turbina, subiscono stress termici e alla fine possono verificarsi crepe che 

riducono la resistenza delle pale stesse. Inoltre, la camera di combustione è esposta ad alte temperature. 

L'avviamento e l'arresto contribuiscono fortemente allo stress termico. Questo è il motivo per cui è stato 

introdotto il concetto di ore di funzionamento equivalenti. Un tasso di aumento del carico elevato, un 

tasso di riduzione del carico elevato e soprattutto arresti improvvisi a pieno carico causano il fenomeno 

dello scorrimento viscoso (creep) nelle zone calde sottoposte a forte stress meccanico, con conseguente 

numero elevato di ore di funzionamento equivalenti. In caso di turbine a gas di derivazione aeronautica, 

il motore primo che necessita di manutenzione può essere spesso rimosso dall'installazione e sostituito 

da un'unità di scorta. Quando si sostituisce il motore primo in questo caso, l'installazione può essere 

eseguita di nuovo entro un giorno. Le azioni di manutenzione per le turbine a gas sono spesso basate 

sul monitoraggio delle condizioni degli elementi rotanti e sull'ispezione boroscopica di parti fisse come 

la camera di combustione. Le termocoppie in posizioni cruciali come l'ingresso della turbina monitorano 

continuamente la temperatura. L'efficienza isoentropica del compressore d'aria può essere facilmente 

determinata misurando le temperature e le pressioni a monte ea valle del compressore. Se l'efficienza 

isoentropica diminuisce, ciò indica un deterioramento delle prestazioni aerodinamiche dovuto alla 

presenza di residui o all’usura eccessiva delle pale del compressore. 

La pulizia delle pale del compressore, che può essere effettuata in linea, può ripristinare in una certa 

misura l'efficienza isoentropica (consente infatti di recuperare le perdite legate alla presenza di residui 

ma non consente di recuperare gli effetti di perdita legati all’usura delle pale o dei giochi). I sensori di 

vibrazione posti sull'alloggiamento della turbina ei relativi sensori di vibrazione sui cuscinetti possono 

indicare se sono presenti squilibrio, disallineamento dell'albero o elementi allentati. I sensori di 

prossimità possono mostrare il tasso di usura dei cuscinetti reggispinta. I dati forniti da tali sensori, se 

comparati con quelli relativi alle condizioni di funzionamento iniziali e dopo le revisioni, possono 

servire come parametri di riferimento per determinare il corretto funzionamento della macchina. 

3.2.1.4 Effetto delle condizioni ambientali sulle prestazioni della turbina a gas 

I dati di prestazione delle turbine a gas sono normalmente forniti alle condizioni ISO (15 °C, 101,5 kPa 

e 60% di umidità relativa dell'aria aspirata). Poiché una turbina a gas è una macchina dinamica, il che 

significa che aspira un certo volume d'aria per una certa condizione di funzionamento, la massa del 

flusso in aspirazione dipende dalla densità dell'aria. Se l'aria aspirata ha ad esempio una temperatura di 

40 °C invece di 15 °C, la densità dell'aria è un fattore (273,15+15)/(273,15+40) inferiore, il che significa 

che la portata massica dell'aria aspirata a 40 °C è pari al 92% di quella a 15 °C. Ciò influisce 

negativamente sulla potenza disponibile della turbina a gas, anche più del rapporto di densità dell'aria, 

perché una minore potenza significa che l'effetto relativo delle perdite sull'efficienza diventa maggiore. 

In teoria, la potenza delle turbine a gas è maggiore rispetto alle condizioni ISO per temperature inferiori 

a 15 °C. Tuttavia, limitazioni del carico meccanico possono significare che la potenza di uscita 

consentita non superi il valore alle condizioni ISO. La Figura 12 è un esempio del deterioramento della 

potenza della turbina causato dalla temperatura ambiente e dalla pressione ambiente. 
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Figura 12 - Variazione della potenza della turbina a gas causata dalla temperatura ambiente e 

pressione 

 

Fonte: [11] 

3.2.2 Sistemi di cogenerazione alternativi basati su motori a combustione interna 

L'attuale concetto di motore alternativo è ampiamente applicato come motore principale per 

applicazioni di trasporto in auto, tir, treni e navi. La capacità di potenza dei motori a combustione interna 

varia da 500 W a oltre 90 MW. I primi concetti di motori alternativi risalgono all'anno 1673. 

Successivamente, Nikolaus August Otto (1832-91) inventò il motore a quattro tempi con accensione a 

scintilla nel 1876. Questo concetto è ancora alla base dei nostri motori a combustione interna moderne 

che funzionano a benzina, olio combustibile o gas. Rudolf Diesel (1858-1913) sviluppò il motore ad 

accensione spontanea, comunemente noto come motore Diesel. I primi motori a gas hanno trovato la 

loro applicazione principalmente nelle piccole e medie imprese di macchine motrici. All'inizio del 

ventesimo secolo, le centrali elettriche locali utilizzavano già motori fino a 3,7 MW per alimentare i 

generatori di elettricità. Tuttavia, presto i motori nelle fabbriche furono sostituiti da motori elettrici, 

mentre le centrali elettriche divennero grandi impianti basati su caldaie a carbone e turbine a vapore. 

Dopo la Seconda guerra mondiale, i motori a gas alternativi stazionari furono quasi esclusivamente 

utilizzati negli impianti di depurazione e nelle discariche di gas e per azionare i compressori di gas nei 

sistemi di trasmissione delle condutture. Un grande cambiamento avvenne alla fine degli anni '70 dopo 

la crisi del petrolio, quando tali motori cominciarono ad essere impiegati all’interno di impianti 

cogenerativi di piccola taglia. La Figura 13 presenta gli elementi di base che costituiscono un motore 

alternativo. 
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Figura 13 - Elementi fondamentali di un motore a combustione interna 

 

Fonte: [12] 

Il processo del motore inizia con il pistone al punto morto superiore (PMS o TDC), mentre la valvola 

di aspirazione è aperta. Le valvole di aspirazione e di scarico sono azionate da un albero separato, 

l'albero a camme, che è azionato dall'albero motore tramite una ruota dentata. L'albero a camme ruota 

a metà della velocità dell'albero motore. Il ciclo del motore inizia quando il pistone si sposta dal PMS 

al punto morto inferiore (PMI o BDC) e aspira la miscela combustibile fresca. Questa è fase costituisce 

la corsa di aspirazione. La valvola di aspirazione si chiude quando il pistone è vicino al PMI. 

Successivamente, il pistone si sposta dal PMI al PMS, mentre le valvole di aspirazione e di scarico sono 

chiuse. Questa fase rappresenta la corsa di compressione. Quando il pistone si avvicina al PMS, una 

candela accende la miscela compressa e la combustione procede dal punto di accensione attraverso la 

miscela combustibile. Il processo di combustione non è quindi un'esplosione, in cui l'intero contenuto 

della camera di combustione reagisce contemporaneamente, ma è un processo relativamente regolare. 

La candela è normalmente posizionata centralmente nella testata del cilindro tra le valvole di 

aspirazione e di scarico. Il piccolo volume del cilindro quando il pistone è vicino al PMS è chiamato 

camera di combustione. Durante il processo di combustione, la pressione del cilindro aumenta 

notevolmente. Ciò significa che durante la successiva corsa di espansione, quando il pistone si sposta 

da PMS al PMI, la pressione del cilindro è molto più alta che durante la corsa di compressione. Durante 

questa corsa di espansione, attraverso l'albero motore viene fornita al volano molta più energia di quanta 

ne venga prelevata durante la corsa di compressione. Quando il pistone si avvicina al PMI, la valvola 

di scarico viene aperta per azione dell'albero a camme e la maggior parte del contenuto del cilindro 

fuoriesce attraverso lo scarico. Il pistone torna quindi al PMS ed espelle la maggior parte dei restanti 

prodotti finali della combustione attraverso la fase detta di scarico forzato. Quando le valvole di scarico 

si chiudono vicino al PMS, solo una frazione dei prodotti finali della combustione originale rimane 

nella camera di combustione. Questi si mescolano con la miscela combustibile fresca che entra nel 

cilindro quando si apre la valvola di aspirazione e inizia il ciclo successivo. In totale, quattro fasi che 

avvengono durante due giri del volano completano un ciclo.  
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3.2.2.1 Il motore a gas 

Parte del calore rilasciato durante il processo di combustione viene trasferito alle pareti del cilindro 

relativamente fredde e, pertanto, è disponibile meno calore per produrre lavoro. Inoltre, il lavoro svolto 

nei cilindri del motore sui pistoni non viene completamente trasferito all'albero motore che aziona il 

generatore. L'attrito tra i pistoni e i cilindri e nei cuscinetti, insieme a perdite parassite legate 

all'azionamento dell'albero a camme e le pompe olio e acqua consumano parte dell'energia. Come 

avviene in tutti i motori primi, l'incidenza delle perdite sull'efficienza può essere ridotto aumentando la 

potenza della macchina (effetto scala). I turbocompressori aumentano la pressione di aspirazione dei 

motori e, per mezzo di ciò, una maggiore quantità di miscela combustibile può essere introdotta 

all’interno di un cilindro di un dato alesaggio e corsa. La Figura 14 illustra il concetto di base di un 

motore turbocompresso. 

Figura 14 - Rappresentazione schematica di un motore a combustione interna sovralimentato 

 

Fonte: [13] 

La portata massica attraverso il compressore e la turbina è la stessa, ma la temperatura dei gas di scarico 

a monte della turbina è compresa tra 500 e 600 °C. Ciò significa che il volume di flusso sulla turbina è 

molto più alto di quello sul compressore. La turbina è quindi in grado di azionare il compressore anche 

se la pressione di scarico a monte della turbina è inferiore alla pressione di aspirazione a valle della 

valvola a farfalla. La valvola a farfalla controlla il flusso della miscela al motore e tramite questo la 

potenza erogata. Il carburatore in combinazione con il controller di pressione nulla prepara la miscela 

combustibile. Il turbocompressore aumenta quindi la potenza del motore in quanto fornisce più miscela 

combustibile ai cilindri. Pertanto, viene rilasciato più calore all'interno dei cilindri stessi rispetto al caso 

senza turbocompressore. Se il rapporto aria-combustibile e quindi le temperature del mezzo rimanessero 

invariati, le perdite di calore assolute alle pareti della camera di combustione non cambierebbero 

sostanzialmente. Ciò significa che le perdite di calore relative diminuiscono quando si utilizza il 

turbocompressore. Inoltre, il turbocompressore consente di aumentare il rapporto aria-combustibile. Ciò 

diminuisce le temperature del fluido all'interno dei cilindri in modo che diminuiscono anche le perdite 

di calore assolute alla parete del cilindro. Le perdite di calore relative diminuiscono anche con 

l'aumentare dell'alesaggio del cilindro poiché in tal caso il rapporto tra l'area della camera di 
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combustione e il volume diminuisce. Una zona fredda meno estesa della camera di combustione per 

unità di calore rilasciato significa che le perdite di calore relative sono inferiori. Tuttavia, poiché il 

rapporto alesaggio-corsa può essere variato solo in un intervallo ridotto e la velocità media del pistone 

non può superare i 10 m / s a causa di problemi di lubrificazione, la velocità di rotazione dell'albero 

motore deve essere ridotta quando l'alesaggio è elevato. I motori con alesaggio superiore a 45 cm 

generalmente funzionano a una velocità dell'albero di 500 giri/min quando si aziona un generatore a 50 

Hz. I motori con un alesaggio compreso tra 30 e 45 cm funzionano a 750 giri/min, mentre per un 

alesaggio compreso tra 20 e 30 cm è comune una velocità di 1.000 giri/min. I motori con un alesaggio 

inferiore a 20 cm possono funzionare a 1.500 giri/min. È chiaro che nel caso in cui un motore abbia una 

velocità di marcia maggiore, il tempo di permanenza dei gas caldi nei cilindri durante un ciclo completo 

è inferiore, il che di conseguenza diminuisce le perdite di calore per ciclo. Un mezzo per ridurre le 

perdite per attrito tra pistone e cilindro è aumentare la lunghezza dello stelo del pistone. Per uno stelo 

più lungo, le forze di spinta laterale sul pistone sono inferiori. Tuttavia, una tale costruzione aumenta le 

dimensioni della macchina e quindi i costi relativi, richiedendo anche maggiore spazio di installazione. 

3.2.2.2 L'efficienza del combustibile 

Il ciclo termodinamico applicato al motore a quattro tempi con combustione a volume costante ha 

teoricamente l’efficienza di conversione del lavoro più elevata di tutti i motori primi [14]. Nel cosiddetto 

ciclo ad aria standard, l'efficienza di conversione dell’energia associata al combustibile in lavoro 

dipende solo dal rapporto di compressione 𝜀 e dal rapporto dei calori specifici 𝑘 = 𝑐𝑝/𝑐𝑣. 

𝜂 = [1 − (
1

𝜀
)

𝑘−1

] (1) 

Il valore di k è 1,4 per l'aria in condizioni ambientali. In un motore che funziona con una miscela 

stechiometrica di combustibile e aria, dove in teoria è disponibile una quantità di aria esattamente 

sufficiente per una combustione completa, il valore di k può scendere a 1,32, a causa della massiccia 

presenza del combustibile nella miscela. Un valore basso di k abbassa sostanzialmente l'efficienza 

teoricamente ottenibile. Ad esempio, per un rapporto di compressione e di 15, l'efficienza del 

combustibile secondo il ciclo standard idealizzato dell'aria diminuisce dal 66% al 56% quando il valore 

k scende da 1,4 a 1,3. Questo è uno dei motivi per cui vengono utilizzate miscele magre di combustibile. 

In pratica, il rapporto di compressione non può essere aumentato liberamente. La pressione di picco nel 

ciclo potrebbe superare il valore accettabile per l'integrità del motore. Inoltre, la temperatura della 

miscela ancora incombusta diventerà molto alta a causa della compressione in caso di un rapporto di 

compressione eccessivamente alto. In tal caso, può verificarsi l'autoaccensione spontanea nella parte 

della miscela ancora incombusta che esiste prima che il fronte di fiamma abbia attraversato 

progressivamente la camera. La combustione causata dall'autoaccensione è chiamata detonazione. La 

combustione battente è distruttiva per un motore a causa del rilascio di calore di tipo impulsivo e delle 

onde d'urto risultanti che rimuovono lo strato limite relativamente freddo alle pareti della camera di 

combustione. La tendenza all'autoaccensione non dipende solo dalla temperatura della miscela, ma 

anche dalle proprietà del combustibile, dalla pressione e dal rapporto di equivalenza 𝜆. 

Una miscela stechiometrica aria-combustibile con per definizione un valore di 𝜆 pari a 1.0 detonerà 

molto più facilmente che per esempio una miscela con 𝜆 = 2 dove per definizione è presente il 100% 

di aria in più. I motori funzionanti con una miscela aria-combustibile con 𝜆 notevolmente superiore a 

1.0 sono chiamati motori a combustione magra. La tendenza alla detonazione dei combustibili gassosi 
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è espressa nel cosiddetto numero di metano (MN). La Tabella 2 fornisce il valore di MN di alcuni gas 

tipicamente impiegati nei motori a combustione interna. 

Tabella 2 - Numero di metano di alcuni tipici combustibili gassosi 

 

Fonte: [8] 

La composizione dei combustibili gassosi dipende dalla fonte e dal successivo trattamento del gas. 

Alcuni gasdotti, come l'attuale gas russo esportato in Europa, sono costituiti per il 99% da metano e 

hanno un valore di MN di oltre 95. Il gas libico ha solo l'82% di metano e circa il 13% di etano e un 

MN di solo 66. Il valore di MN dei combustibili gassosi può essere determinato con il cosiddetto metodo 

AVL – MWM, specificato nella norma EN 16726 [15]. Le specifiche di prestazione dei motori a gas 

nelle schede tecniche sono normalmente fornite per un MN di 80 e superiore. Per un MN inferiore a 80, 

il rapporto di compressione deve essere abbassato o la potenza in uscita deve essere ridotta rispetto alla 

situazione per un MN di 80 e superiore. Entrambe le misure hanno un effetto decrescente sull'efficienza 

del combustibile. Un rapporto di compressione e di 12 è un valore comune per la maggior parte dei 

motori a gas applicati negli impianti di cogenerazione. L'aumento della potenza specifica per cilindro 

aiuta a migliorare l'efficienza del combustibile. La potenza specifica per cilindro è generalmente 

espressa dalla pressione media effettiva (pme). 

La pme è la pressione media netta immaginaria che agisce sul pistone durante metà del ciclo di un 

motore a quattro tempi, mentre la pressione netta sul pistone nell'altra metà del ciclo è zero. La pme 

può essere ricavata a partire dalla potenza dell'albero, dalla velocità di marcia e dal volume spazzato 

per cilindro: 

𝑝𝑚𝑒 =
𝑃𝑎𝑙𝑏𝑒𝑟𝑜𝑛𝑐

𝑁
𝑟𝑝𝑚
60 𝑉𝑐𝑖𝑙

 (2) 

dove pme è la pressione media effettiva (kPa), 𝑃𝑎𝑙𝑏𝑒𝑟𝑜 è la potenza misurata all'albero del motore (kW), 

𝑛𝑐 è il numero di giri per ogni corsa attiva (per un motore a 4 tempi: 𝑛𝑐 = 2), rpm è la velocità di 

rotazione in giri al minuto e 𝑉𝑐𝑖𝑙 è il volume di ogni cilindro. 

Ad esempio, un motore a 20 cilindri con alesaggio di 340 mm, corsa di 400 mm, una velocità di 750 

giri/min e una potenza all'albero di 10 MW ha una pme di 2.200 kPa=22 bar. La pme è generalmente 

espressa in bar. Un motore aspirato funzionante con miscela stechiometrica (𝜆 = 1) può avere una pme 

di circa 12 bar; in caso contrario, potrebbe verificarsi una combustione con battito in testa. Il motore da 

10 MW nell'esempio è un motore turbo a combustione magra che funziona a circa 𝜆 = 2. Come 

accennato in precedenza, una pme elevata e una miscela magra aiutano a diminuire l'effetto delle perdite 

sull'efficienza del combustibile. I motori di ultima progettazione presentano una pme di 26 bar con 
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un'efficienza del combustibile di quasi il 50%. Tali motori sono dotati di turbocompressore a due stadi 

con uno scambiatore di calore tra i due compressori d'aria per avvicinarsi più da vicino alla 

compressione isotermica dell'aria. Questo aiuta a migliorare l'efficienza del processo di 

sovralimentazione. Per evitare di avere battiti in testa con una pme così elevata, le valvole di aspirazione 

sono chiuse molto prima del PMI in modo che la corsa di compressione effettiva del motore sia inferiore 

alla corsa di espansione. Questo aiuta ad abbassare la temperatura e la pressione della miscela 

combustibile durante il processo di combustione. La chiusura anticipata della valvola di aspirazione è 

chiamata temporizzazione Miller [16]. L'efficienza lorda degli impianti di cogenerazione azionati da 

motori alternativi è compresa tra il 25% e quasi il 50%. Se i motori non hanno pompe dell'acqua e 

dell'olio azionate dall’albero motore, l'energia elettrica necessaria per azionare le pompe riduce 

l'efficienza elettrica dell'impianto di cogenerazione. La Figura 15 mostra chiaramente che le macchine 

più grandi hanno la massima efficienza, come nel caso delle turbine a gas. 

Figura 15 - Efficienza elettrica lorda di un sistema cogenerativo basato su motori a combustione 

interna 

 

Fonte: [8] 

3.2.2.3 Le fonti di calore 

Il bilancio energetico di un impianto di cogenerazione azionato da motore alternativo è più complicato 

di quello di una turbina a gas. Per un motore a combustione interna possono esserci fino a sei fonti di 

calore separate, mentre per la turbina a gas è rilevante solo il calore dei gas di scarico. La Figura 16 

mostra le sorgenti di calore in caso di sovralimentazione monostadio per un motore funzionante a carico 

nominale. 
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Figura 16 - Bilancio energetico di un motore a combustione interna sovralimentato al carico 

nominale 

 

Fonte: [8] 

L'apporto di combustibile si basa sul potere calorifico inferiore del combustibile stesso e i valori indicati 

si riferiscono al carico nominale del motore. Tutte le frazioni di energia sono fornite come percentuale 

dell'energia immessa con il combustibile. A differenza dei piccoli motori ad aspirazione naturale, il 

calore disponibile dal blocco motore attraverso l'acqua della camicia è qui solo del 6,5%. La temperatura 

dell'acqua della camicia è normalmente di circa 85 °C, ma sono possibili anche valori fino a 110 °C. 

L'olio lubrificante viene utilizzato anche per il raffreddamento dei cieli dei pistoni e riceve parte del 

calore dal blocco motore e dall'attrito nei cuscinetti. Il calore dell'olio lubrificante è spesso disponibile 

a un livello di temperatura compreso tra 40 e 50 °C e in questo esempio comprende il 5% dell'energia 

del combustibile. Il calore sensibile dei gas di scarico a valle della turbina del turbocompressore ha un 

livello di temperatura di 400 °C ed è pari circa al 30% dell'energia del combustibile. Questo livello di 

temperatura è adatto per la produzione di vapore. La turbina trasferisce l'11% dell'energia del 

combustibile al compressore tramite un albero. Si tratta di circa un quarto dell'energia disponibile 

all'albero del motore. In questo esempio, il compressore aumenta l'aria aspirata da una pressione 

ambiente assoluta di 1 bar a una pressione assoluta leggermente superiore a 3,6 bar. Ciò rende possibile 

che il motore in questo esempio abbia una pme di 22 bar per un rapporto aria 𝜆 = 2. La temperatura di 

aspirazione dei cilindri del motore deve essere relativamente bassa. Infatti, la densità del flusso di 

aspirazione è inversamente proporzionale alla temperatura assoluta e una temperatura di aspirazione 

elevata ridurrà quindi la capacità di potenza del motore. La tendenza alla combustione battente aumenta 

rapidamente con la temperatura e una temperatura di aspirazione troppo alta richiederà quindi una 

riduzione del rapporto di compressione e della capacità di potenza. Infine, temperature di processo 

elevate aumentano la formazione di NOx poiché tale processo è esponenzialmente sensibile alla 

temperatura. L'intercooler è stato suddiviso in due sezioni poiché l'utilità del calore a un livello di 

temperatura vicino a 100 °C è generalmente superiore a quella del calore a una temperatura inferiore a 

50 °C. Il bilancio energetico in questo esempio è completato dall'1,5% di idrocarburi incombusti e 

dell'1% di perdita di calore dal blocco motore all'ambiente circostante. La perdita di calore dal blocco 
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motore è spesso chiamata perdita di radiazione, ma in pratica si tratta principalmente di convezione dal 

blocco motore all'aria circostante. Infine, sono disponibili tre livelli di calore. Il calore dell'intercooler 

a bassa temperatura (LT) combinato con quello del radiatore dell'olio lubrificante riguarda il 9% 

dell'energia del combustibile a un livello di temperatura di circa 50 °C. La combinazione del calore 

dell'intercooler ad alta temperatura (HT) con il calore dell'acqua della camicia rappresenta il 12,5% 

dell'energia del combustibile a circa 85 °C. L'efficienza massima di cogenerazione dipende dal livello 

di temperatura a cui il gas di scarico verrà raffreddato, a partire dai 400 °C, prima di uscire attraverso il 

camino. Se la temperatura di uscita fosse di 100 °C, un quarto del calore sensibile a valle della turbina 

sarà disperso nell'ambiente. L'energia elettrica sarà vicino al 45% dell'energia del combustibile. Nel 

caso si utilizzi anche il calore disponibile a 50 °C e 85 °C, l'efficienza combinata della cogenerazione 

sarà 9+12,5+22,5+45=89%. 

3.2.2.4 Controllabilità della potenza elettrica e termica 

La variazione della potenza termica di un motore alternativo con la potenza dell'albero è più complicata 

da determinare rispetto a quella di una turbina a gas a causa delle numerose fonti di calore utilizzate. 

Tuttavia, il concetto della linea Willans con una relazione lineare tra il consumo di combustibile e la 

potenza erogata come frazione della potenza nominale può essere ancora utilizzato. Gli impianti di 

cogenerazione azionati da un motore alternativo normalmente non funzionano a carichi inferiori al 40% 

per motivi economici. L'efficienza del combustibile inizia a diventare meno attraente con carichi così 

bassi, mentre i costi di manutenzione per ora di esercizio sono più o meno gli stessi del carico nominale. 

La perdita di calore assoluta dal blocco motore all'ambiente circostante rimane approssimativamente 

costante nell'intervallo di pieno carico, poiché la temperatura del liquido di raffreddamento viene 

mantenuta termostaticamente a un valore costante. Quando il motore funziona al 30% del carico, la 

potenza trasferita dal turbocompressore dal lato di scarico a quello di aspirazione diventa molto bassa, 

il che significa che gli intercooler non raffreddano più l'aria a valle del compressore. Se l'intercooler 

HT è integrato nel sistema di raffreddamento ad acqua della camicia, il calore sarà trasferito all'aria di 

aspirazione anziché essere rimosso. L'intercooler LT deve rimuovere quel calore e lo trasferisce al 

circuito di riscaldamento a bassa temperatura. La Figura 17 illustra come la potenza delle diverse fonti 

di calore cambia con la potenza del motore. 

Figura 17 - Energia del combustibile, potenza all’albero e flusso termico in funzione della potenza in 

uscita del motore 

 

Fonte: [8] 
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Lo spegnimento di alcuni cilindri (skip firing) può essere applicato con motori dotati di iniezione 

controllata di combustibile per ogni cilindro. Ciò significa che l'alimentazione di combustibile può 

avvenire solo per un numero ridotto di cilindri in modo che la potenza prodotta dal motore possa essere 

ulteriormente abbassata [17]. Nei grandi impianti di cogenerazione azionati da motori alternativi, la 

produzione di calore utile segue da vicino l’andamento della potenza erogata, come si può vedere nella 

Figura 18. 

Figura 18 - Esempio di variazione del calore in funzione della potenza in uscita ed efficienza CHP 

 

Fonte: [8] 

Ciò è vantaggioso nel caso in cui il sistema cogenerativo richieda la possibilità di variare la potenza 

termica come spesso accade, ad esempio, per i sistemi di teleriscaldamento e il riscaldamento degli 

ambienti degli edifici. La causa principale di ciò è che l'efficienza elettrica di un'unità di cogenerazione 

azionata da un motore primo avente un'elevata efficienza al carico nominale diminuisce molto poco con 

il carico nella zona di operabilità. La Figura 19 mostra l'efficienza elettrica dell'unità di cogenerazione 

della Figura 16, che ha un'efficienza elettrica prossima al 45% alla potenza nominale. 

Figura 19 - Efficienza elettrica dell’unità di cogenerazione in funzione della potenza 

 

Fonte: [8] 
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Al 60% della potenza nominale, l'efficienza elettrica è ancora del 42%. La potenza termica diminuisce 

dal 114% al 74% della potenza elettrica nominale quando la potenza erogata diminuisce dal 100% al 

60%. 

3.2.2.5 Preparazione e controllo della miscela aria-combustibile 

Il rapporto di equivalenza 𝜆 influenza le emissioni, l'efficienza del combustibile, la stabilità della 

potenza e l'affidabilità di un motore a gas alternativo. Questo è il motivo per cui è necessario prestare 

molta attenzione alla preparazione e al controllo della miscela aria-combustibile. Per i motori con 

accensione comandata e per i motori a doppia alimentazione, ci sono due modi diversi di preparare la 

miscela aria-combustibile. I motori con una potenza inferiore a 1 MW sono generalmente dotati di un 

miscelatore di combustibile e aria - il carburatore - basato su un condotto venturi. Il gas combustibile 

viene aspirato nell'aria attraverso i fori nella gola del condotto venturi. La caduta di pressione nel venturi 

varia all'incirca con il quadrato della velocità del flusso d'aria. Nel flusso di combustibile in prossimità 

della gola del venturi è posizionato un organo di regolazione. La pressione del combustibile a monte di 

questo organo viene mantenuta uguale a quella della pressione dell'aria a monte del venturi con un 

cosiddetto regolatore di pressione nulla. Questa configurazione assicura che il flusso del gas 

combustibile segua il flusso d'aria e che le variazioni della pressione atmosferica non influenzino il 

rapporto di equivalenza. Di conseguenza, il valore di 𝜆 è indipendente dalla portata d'aria e quindi dal 

carico del motore, almeno in un certo intervallo di carico. 

Il carburatore spesso è configurato per garantire che la miscela aria-combustibile sia vicina alla 

stechiometria per bassi carichi, allo scopo di migliorare la stabilità di marcia e l'avviamento del motore. 

Ciò può essere fatto ad esempio con un offset nel regolatore di pressione nulla o con un piccolo bypass 

sistema di regolazione principale. Il carburatore è generalmente posizionato a monte del compressore 

per migliorare l'omogeneità della miscela aria-combustibile. I tentativi di progettare carburatori che 

producano miscele omogenee direttamente a valle del venturi non hanno dato buoni risultati. Non è 

facile miscelare flussi di gas di diversa densità e i carburatori sono molto sensibili a piccole deviazioni 

nella simmetria di flusso. I modelli con un carburatore collegato direttamente a un collettore di 

aspirazione soffrono invece di disomogeneità tra le bancate, portando a condizioni di funzionamento 

non accettabili. Tuttavia, una miscela di gas combustibile e aria può essere considerata completamente 

omogenea dopo il passaggio del compressore del turbocompressore e dell'intercooler. 

Per motori di maggiori dimensioni, generalmente almeno quelli di potenza superiore a 5 MW, la 

presenza di un grande volume di miscela infiammabile a monte delle valvole di aspirazione in impianti 

“lunghi” può provocare esplosioni distruttive in caso di ritorno di fiamma. Il ritorno di fiamma è 

causato, ad esempio, dalle valvole di aspirazione che trafilano o dalla combustione ritardata nei cilindri. 

Questo è uno dei motivi per cui i grandi motori con accensione comandata e i motori a doppia 

alimentazione sono dotati di iniezione del combustibile direttamente a monte delle valvole di 

aspirazione. Le valvole elettromagnetiche sono controllate per ammettere un flusso di combustibile 

durante la corsa di aspirazione del relativo cilindro. La differenza di pressione sulla valvola e la durata 

dell'apertura determinano la quantità di gas immessa durante la corsa di aspirazione. Un controller 

regola il tempo di apertura delle valvole e la pressione del combustibile in base al carico del motore. 

Una proprietà importante di un combustibile gassoso è l'indice di Wobbe (WI). Il WI è il potere 

calorifico di un combustibile gassoso diviso per la radice quadrata della densità del combustibile diviso 

per la densità dell'aria in condizioni standard. I fornitori di gas spesso utilizzano il potere calorifico più 

elevato del gas, mentre i settori dei motori alternativi e delle turbine a gas spesso utilizzano il potere 
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calorifico inferiore. Il WI basato sul potere calorifico inferiore è circa il 90% del WI basato sul potere 

calorifico più alto. È importante sapere che il rapporto di equivalenza varia in modo inversamente 

proporzionale al WI. 

𝜆′ =
𝑊𝐼

𝑊𝐼′
𝜆 (3) 

Se ad esempio WI aumenta da 45 a 50 MJ / m3, il valore di 𝜆 scenderà da 1,80 a 1,62, se non si prendono 

misure correttive con il sistema regolazione principale in caso di carburatore o con la differenza di 

pressione sulle elettrovalvole o il loro tempo di apertura. Inoltre, la temperatura dell'aria se differisce 

dalla temperatura del gas influisce sul valore di 𝜆 nel caso di carburatori posti a monte del 

turbocompressore. Per i motori con iniezione di gas, questo non è un problema se la temperatura dell'aria 

aspirata dopo il dispositivo di raffreddamento dell'aria di sovralimentazione è controllata e mantenuta 

ad un valore fisso, come generalmente accade. Nella maggior parte dei casi, anche la temperatura 

dell'aria all'interno dell’involucro di un impianto di cogenerazione è controllata termostaticamente a un 

valore fisso. Nel caso in cui la temperatura dell'aria si modifichi al variare della temperatura del gas, il 

valore di 𝜆 è inversamente proporzionale alla radice quadrata della temperatura assoluta dell'aria. 

𝜆′ = √(
𝑇

𝑇′
) 𝜆 (4) 

I requisiti in materia di emissioni e prestazioni sono oggi così severi che il rapporto di equivalenza deve 

essere messo a punto con un sistema di controllo dedicato. Alcuni produttori utilizzano la potenza del 

generatore come indicatore del carico del motore e misurano la temperatura assoluta e la pressione 

assoluta nel collettore di aspirazione. Se la pressione del collettore è inferiore al valore atteso per la 

temperatura ed il carico misurati, la miscela risulta troppo ricca. Altri produttori utilizzano una 

termocoppia posizionata in ciascuna testata come indicatore del valore di 𝜆 effettivo a un dato carico. 

I motori di progettazione moderna utilizzano anche trasduttori di pressione a risposta rapida in ciascun 

cilindro per verificare se il processo di combustione procede come previsto. Alcune soluzioni regolano 

la posizione del sistema di regolazione principale nella fornitura di gas per controllare il rapporto aria-

combustibile. In altri casi, l'alimentazione dell'aria dal turbocompressore è controllata con le valvole di 

bypass della turbina o il compressore del turbocompressore. Nei motori Diesel che funzionano solo con 

combustibili liquidi, il rapporto di equivalenza medio per un dato carico può essere controllato solo 

adattando la portata d'aria fornita dal turbocompressore. I motori diesel non funzionano con una miscela 

omogenea. Il combustibile iniettato deve mescolarsi con l'aria già presente nei cilindri e ciò significa 

che nella camera di combustione di un motore Diesel si ha un intero range di valori di 𝜆, dal 

combustibile puro fino all'aria pura. Questo è il motivo per cui l'emissione di NOx di base dei motori 

Diesel è molto superiore a quella dei motori a gas, poiché nelle camere di combustione di un motore 

Diesel esistono temperature localmente molto elevate. Nei motori diesel a gas, il processo del motore è 

lo stesso di un motore diesel puro. Il gas combustibile viene iniettato nei cilindri ad alta pressione (35 

MPa) tramite ugelli in un iniettore che viene utilizzato anche per il combustibile liquido. Il rapporto 

gas-liquido può essere regolato in un'ampia gamma. Il rapporto medio dell'aria è controllato come per 

un motore Diesel funzionante con combustibili liquidi. 
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3.2.2.6 Aspetti manutentivi 

Molti componenti di un motore alternativo sono soggetti ad usura. L'olio lubrificante risente di 

ossidazione e aumento della viscosità per contatto con zone calde e nitrificazione per contatto con 

prodotti finali della combustione. L'olio lubrificante ha molti compiti, come evitare il contatto metallico 

tra le parti del motore che si muovono l'una rispetto all'altra, rimuovere i prodotti di usura, evitare la 

corrosione e raffreddare i cieli dei pistoni e i cuscinetti. Sebbene vengano applicati dei filtri per 

rimuovere i prodotti di usura dall'olio, le proprietà dell’olio degradano e pertanto esso deve essere 

sostituito regolarmente. La sostituzione è normalmente innescata dai dati dell'analisi dell'olio che 

avviene ad intervalli fissi, generalmente dal fornitore dell'olio o dalla società di manutenzione. Gli 

elettrodi delle candele si usurano anche a causa dell'erosione durante la scintilla. La tensione di 

alimentazione è correlata alla distanza tra gli elettrodi e il sistema di accensione presenta limiti non 

troppo ampi nell’incremento di tale tensione. Alcuni motori moderni sono dotati di monitoraggio della 

tensione di alimentazione, che consente di determinare indirettamente lo stato della distanza tra le 

candele. Gli iniettori dei motori Diesel sono inoltre soggetti ad usura, erosione e accumulo di carbonio 

e pertanto devono essere sottoposti a manutenzione ad intervalli regolari. Inoltre, le valvole di 

aspirazione e di scarico e le loro sedi si usurano per l'impatto di frequenti aperture e chiusure e per lo 

stress termico. Anche superficie del cilindro, i pistoni e i cuscinetti sono soggetti ad usura. La Tabella 

3 fornisce un tipico esempio di programma di manutenzione per motori a gas alternativi. 

Tabella 3 - Esempio di programma di manutenzione per un motore a combustione interna 

 

Fonte: [8] 

Per il programma di manutenzione secondo la Tabella 3, per la manutenzione regolare è richiesto circa 

il 2,5% del tempo totale di funzionamento. Inoltre, è necessario considerare del tempo aggiuntivo per 

riparazioni impreviste. In media, l'installazione è disponibile per il 97% del tempo. Gli ultimi modelli 

di motore hanno un intervallo di manutenzione di 8.000 ore, con una revisione importante dopo 32.000 

ore o dopo 5 anni di funzionamento [18]. Tale programma è più adatto per il funzionamento continuo 

degli impianti di processo chimico. 

3.2.2.7 Tempo di risposta alle modifiche di carico richieste 

I sistemi di cogenerazione saranno sempre più considerati come elementi attivi del sistema di fornitura 

elettrica con un chiaro ruolo di mantenimento del sistema stabile e affidabile. In passato si supponeva 

che gli impianti di cogenerazione si disconnettessero dalla rete in caso di calamità come un cortocircuito 

bullonato o un blackout. Al momento, tuttavia, la generazione decentralizzata comprende una frazione 

crescente della capacità di generazione totale e sarà quindi responsabile della qualità della fornitura di 

elettricità. Ciò significa che le unità di cogenerazione collegate alla rete devono essere in grado di 

accendersi o spegnersi quando richiesto dal gestore del sistema di trasmissione, adattare la loro potenza 

e superare i guasti di rete entro determinate specifiche. Pertanto, la velocità consentita di avviamento e 
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arresto diventa sempre più importante così come il tempo di risposta alle variazioni di carico richieste. 

I moderni motori a gas possono fornire il 100% di potenza da fermo in meno di cinque minuti, a 

condizione che la temperatura dell'olio e del liquido di raffreddamento siano mantenuti a un valore 

prescritto. I motori diesel sono ancora più veloci. L'arresto da pieno carico può essere ottenuto in pochi 

minuti. L'arresto quasi istantaneo a pieno carico può anche verificarsi in caso di guasto, ma ciò è meno 

desiderabile a causa dello stress termico risultante sul motore. I motori diesel possono funzionare 

temporaneamente con un rapporto d'aria basso senza combustione in condizione di knocking. È 

piuttosto la risposta del turbocompressore che costituisce il limite maggiore. Per i motori a gas con 

iniezione di combustibile all’interno del cilindro, la miscela aria-combustibile deve essere aspirata nei 

cilindri durante la corsa di aspirazione seguita dalla corsa di compressione, prima che la combustione 

inizi con la successiva fase di lavoro. Ciò aggiunge tuttavia solo 40 ms al tempo di risposta rispetto a 

quello di un Diesel per motori che funzionano a 1.500 giri / min. Per un motore che gira a 500 giri/min, 

il tempo di ritardo aggiuntivo è di conseguenza di 120 ms. In pratica, questo tempo di risposta 

aggiuntivo è poco rilevante poiché, nel caso di un gas combustibile con un MN superiore a 80, un 

motore a gas iniettato può comunque aumentare la sua potenza dal 75% al 100% in 4 s. Un motore a 

gas dotato di un carburatore per la preparazione della miscela e di una valvola a farfalla per il controllo 

del carico ha un tempo di risposta più lento alle variazioni di carico richieste rispetto a un motore a 

iniezione. Questo perché, in primo luogo, il sistema di controllo del carico deve modificare l'apertura 

della valvola a farfalla; in secondo luogo, il flusso nel collettore di aspirazione deve modificarsi e in 

terzo luogo, il sistema a carburatore deve adattare il flusso di gas al nuovo flusso d'aria. Intercorre anche 

un certo ritardo prima che il collettore di aspirazione si sia riempito per raggiungere il nuovo valore di 

pressione desiderato. Come nel caso del motore a gas a iniezione di combustibile, la corsa di aspirazione 

e compressione deve essere completata prima che inizi il processo di combustione. In definitiva, gli 

impianti di cogenerazione azionati da motori alternativi possono soddisfare i requisiti per offrire servizi 

ausiliari per la stabilità della rete e per partecipare ai mercati dell'elettricità. 

3.2.3 Sistemi Rankine e di cogenerazione a ciclo combinato 

Accanto alle tecnologie per la cogenerazione descritte nelle sezioni precedenti, esistono alcuni metodi 

su larga e piccolissima scala per la cogenerazione di elettricità e calore, dove il calore non è il risultato 

di un processo in un motore primo. Un esempio ben noto è il teleriscaldamento in combinazione con 

una grande centrale elettrica a vapore. Negli impianti di processo chimico, il vapore viene spesso 

prelevato da uno o più stadi di una turbina a vapore per essere utilizzato nel processo. Questa turbina a 

vapore può essere alimentata direttamente da una caldaia o essere parte di un sistema a ciclo combinato 

di una turbina a gas e di una turbina a vapore o di un motore a combustione alternativa e turbina a 

vapore. Un altro esempio è una tecnologia emergente basata su un ciclo Rankine organico (ORC). Qui, 

il calore residuo a temperatura relativamente bassa viene convertito in elettricità con un sistema 

sostanzialmente identico a quello del ciclo a vapore; tuttavia, per queste applicazioni i livelli di 

temperatura sono molto più bassi che nel caso del vapore. 

3.2.3.1 Cogenerazione a vapore 

La cogenerazione per applicazioni di teleriscaldamento in combinazione con la produzione di elettricità 

basata su turbine a vapore è stata applicata molto prima che la cogenerazione locale diventasse popolare. 

Nelle centrali elettriche a vapore per la sola produzione di elettricità, il vapore esce dalla turbina a 

vapore ad una pressione prossima al vuoto. Ciò è possibile condensando il vapore dopo la turbina in 

uno scambiatore di calore dove il calore può essere respinto verso torri di raffreddamento, fiumi, laghi 



 
 

 
TDI RETE-GNL 

Prodotto T2.3.2: “Report su sinergie: profili economici, risparmio energetico e sostenibilità ambientale” 
Contributo partner di progetto 

38 

o mare. Le centrali a vapore a condensazione con caldaie ultra-supercritiche potrebbero raggiungere 

un'efficienza elettrica del 45%. I sistemi di teleriscaldamento funzionano generalmente a temperature 

di mandata comprese tra 70 e 110 °C e temperature di ritorno comprese tra 40 e 60 °C. In tali casi, il 

vapore che esce dalla turbina a vapore viene prima utilizzato per riscaldare il ritorno del sistema di 

teleriscaldamento, in modo che la pressione a valle della turbina a vapore non sia prossima al vuoto. Lo 

stesso vale nel caso di un ciclo combinato, in cui il gas di scarico di una turbina a gas viene immesso in 

un generatore di vapore a recupero di calore per produrre vapore per una turbina. Per le applicazioni di 

cogenerazione di processi chimici, il vapore potrebbe essere richiesto a una pressione e una temperatura 

più elevate rispetto all'uscita della turbina a vapore. In tali casi, il vapore può essere aspirato a monte 

della turbina a vapore o tra il primo e il secondo o il secondo e il terzo stadio della turbina a vapore 

stessa. L'efficienza elettrica e quella combinata e il rapporto tra calore ed elettricità dipendono dalla 

quantità di vapore prelevata dal processo. È chiaro che l'efficienza elettrica diminuirà se si attinge 

vapore dal processo, soprattutto in caso di utilizzo di vapore a livelli di pressione più elevati. La 

generazione di vapore basata su caldaie che utilizzano biomasse o inceneritori di rifiuti sarà sempre più 

utilizzata come unità combinate di calore ed energia (CHP). Per le unità più piccole fino a una potenza 

elettrica di circa 5 MW, vengono spesso utilizzati bruciatori a griglia. Un bruciatore a griglia è costituito 

da una griglia rotante a cui il combustibile viene aggiunto centralmente mentre la fiamma avanza 

attraverso la biomassa. Per le unità più grandi, i sistemi di combustione a letto fluido assicurano una 

combustione completa della biomassa o dei rifiuti. I sistemi di cogenerazione che funzionano a 

biomassa umida che utilizzano la condensazione dei gas di scarico possono raggiungere rendimenti del 

combustibile superiori al 100% in base al potere calorifico inferiore [19]. 

3.2.3.2 Il ciclo Rankine organico 

L'ORC è basato fondamentalmente sulla stessa tecnica del ciclo a vapore, ma il mezzo di lavoro è di 

origine organica. Butano, pentano ed esano sono solo alcuni esempi delle molte scelte per il mezzo [20]. 

Il vantaggio di un fluido organico è legato alla temperatura di ebollizione, che risulta inferiore rispetto 

a quella dell'acqua, in modo da poter utilizzare il calore residuo a bassa temperatura. I sistemi ORC 

possono utilizzare sorgenti di calore nell'intervallo di temperatura tra 80 e 500 °C. Per temperature 

superiori a 400 °C, la preferenza è generalmente data al ciclo Rankine a vapore. Una buona panoramica 

dei sistemi ORC disponibili in commercio può essere trovata in [21]. La capacità di potenza elettrica 

copre la gamma tra 6 kW e 8 MW. Le applicazioni si trovano in molte industrie come i settori lattiero-

caseario, ceramico e chimico. Gli ORC vengono utilizzati anche per migliorare l'efficienza elettrica 

degli impianti di cogenerazione azionati da motore a combustione interna. L'efficienza dal calore 

all'elettricità varia tra il 16% e il 20%. Di conseguenza, la potenza elettrica di un impianto di 

cogenerazione a motore può essere aumentata di quasi il 10%. Pertanto, l'efficienza per la produzione 

di elettricità può essere migliorata, ad esempio, dal 40% al 44% applicando un ORC. Sebbene una parte 

del calore debba essere comunque rilasciata a bassa temperatura per condensare il fluido, una parte del 

calore rimane disponibile per scopi di riscaldamento. 

3.3 Benefici derivanti dall’impiego di cogenerazione 

3.3.1 Risparmio energetico potenziale associato alla cogenerazione 

Le sezioni precedenti hanno chiaramente dimostrato che senza misure sostanziali, gli obiettivi di ridurre 

le emissioni di gas a effetto serra e di evitare un rapido esaurimento dei combustibili fossili con i relativi 

aumenti di prezzo non saranno raggiunti. Molte fonti affermano che la quantità di calore sprecata 

durante la produzione di elettricità e le attività industriali è sufficiente a coprire una parte sostanziale 
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della domanda di calore. Nell'Unione Europea, la domanda di calore in termini di energia è di circa un 

fattore 2,5 superiore a quella di energia elettrica. La cogenerazione di elettricità e calore è quindi un 

ottimo modo per risparmiare combustibile. Un recente esempio di una speciale tecnica ha reso possibile 

l'efficienza del carburante per la cogenerazione di quasi il 98% includendo una pompa di calore elettrica 

[22]. Tale installazione può trasformare 1 GJ di energia combustibile sulla base del potere calorifico 

inferiore in 133 kWh (pari a 480 MJ) di energia elettrica e 500 MJ di calore a 110 °C. Le centrali 

elettriche più avanzate con turbine a gas a ciclo combinato hanno un’efficienza di conversione del 

combustibile in energia elettrica pari al 61 per cento. Ciò non include le perdite di trasmissione e 

distribuzione, che in media sono l'8% dell'elettricità generata. L'efficienza energetica media della 

fornitura di elettricità agli utenti finali è vicina al 35% nel mondo. Presumendo che i 18 PWh 

dell'energia elettrica fornita nell'anno 2013 siano prodotti con combustibili fossili, ciò ha probabilmente 

richiesto 18x3,6 / 0,35 = 185 EJ di combustibile fossile. Se tutta l'elettricità fosse stata prodotta tramite 

cogenerazione con un'efficienza combinata dell'85%, 90 EJ di calore sarebbero stati recuperati dalla 

generazione di elettricità e utilizzati. 

Questa è una frazione sostanziale dei circa 130 EJ di fornitura di calore che proviene dai combustibili 

fossili. Da una produzione di elettricità stimata del 10% mediante cogenerazione, compreso il 

teleriscaldamento, un valore realistico per l'anno 2013 del risparmio energetico è pari circa 10 EJ. Ciò 

equivale a circa il 2% dell'uso globale di combustibili fossili nel 2013. La frazione di riduzione della 

CO2 può essere stimata nella stessa percentuale. Un'applicazione più diffusa della cogenerazione può 

effettivamente aiutare a ridurre l'uso di combustibili e l'emissione di gas serra. Se il 50% della domanda 

di elettricità fosse coperto dalla cogenerazione, sarebbero possibili risparmi energetici di 50 EJ. I costi 

di investimento non possono costituire un ostacolo, poiché il prezzo in kW degli impianti di 

cogenerazione è nella stessa fascia di quello delle grandi centrali elettriche alimentate a gas. 

3.3.2 Capacità di back-up per le energie rinnovabili 

Se devono essere raggiunti gli obiettivi di una società con emissioni di gas serra molto ridotte, non c'è 

altra opzione che implementare un sistema che utilizzi principalmente l'elettricità come vettore 

energetico. L'energia elettrica dovrà però principalmente provenire dalla radiazione solare, dal vento, 

dalle biomasse e dall’utilizzo dei rifiuti, dalle centrali nucleari e potrebbe provenire da centrali a 

combustibile fossile che utilizzano la cattura e lo stoccaggio dell’anidride carbonica. Gli impianti di 

cogenerazione saranno parte integrante del sistema di approvvigionamento energetico delle aree urbane 

e dei siti industriali, offrendo elevata efficienza energetica, affidabilità e flessibilità. Infatti sarà 

impossibile fare affidamento solo sull'energia solare ed eolica e su altre opzioni come l'energia del moto 

ondoso e l'energia geotermica entro il 2050. La biomassa può soddisfare solo in parte il fabbisogno di 

energia basata sui combustibili, ma soprattutto il gas naturale dovrà ancora svolgere un ruolo 

importante. In tutti i casi in cui viene utilizzato un combustibile, la cogenerazione deve essere applicata 

per massimizzare l'efficienza del suo utilizzo e ridurre al minimo le emissioni. È soprattutto la natura 

aleatoria dell'energia solare ed eolica che richiede un backup flessibile e veloce. I moderni impianti di 

cogenerazione basati su turbine a gas o su motori alternativi possono avviarsi e arrestarsi rapidamente 

e frequentemente. La loro risposta alla richiesta di un repentino cambio di produzione è anche molto 

superiore a quella di una tradizionale centrale elettrica a vapore. In caso di mancanza di sole e vento, 

tali unità possono produrre il calore e l'elettricità necessari. In caso di elevata produzione di potenza da 

pannelli fotovoltaici e turbine eoliche, le unità di cogenerazione possono essere arrestate, mentre 

l'eventuale calore richiesto può essere efficacemente prodotto a partire dall’eccesso di energia elettrica 

attraverso una pompa di calore con un coefficiente di prestazione di almeno cinque. Lo stoccaggio del 
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calore può aiutare ad appianare eventuali discrepanze tra la produzione e la domanda di calore. La 

Figura 20 rappresenta schematicamente Sistema di questo tipo. 

Figura 20 - Schematizzazione di un impianto di cogenerazione integrato con pompe di calore ed 

accumulo per il calore 

 

Fonte: ns. elaborazione 

L'abbandono progressivo dalle grandi centrali elettriche verso una impianti di produzione locale di 

elettricità di piccola taglia, associati alla cogenerazione aiuteranno anche a migliorare l'affidabilità della 

fornitura di elettricità. Una fornitura ininterrotta di elettricità è fondamentale per una società che si 

affida completamente ai flussi di energia e informazione. I sistemi di fornitura di energia elettrica locali 

e regionali che possono, se necessario, funzionare indipendentemente da un sistema di bilanciamento 

centrale, possono garantire che la maggior parte delle attività possa continuare in caso di interruzioni 

nel sistema centrale. Si prevede quindi che la cogenerazione di elettricità e calore svolgerà rapidamente 

un ruolo crescente nella società. 
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4. ESEMPI APPLICATIVI DI IMPIANTI COGENERATIVI 

Il modo più consueto di classificare le applicazioni di cogenerazione è per settore in cui compaiono. I 

settori più importanti delle applicazioni di cogenerazione sono i seguenti: 

● Settore terziario 

● Settore industriale 

● Settore commerciale (chiamato anche "settore edile" o "settore commerciale-istituzionale") 

● Settore agricolo 

Evidenziare le varie applicazioni nei settori summenzionati è lo scopo principale di questo paragrafo. 

Inoltre, in tempi più recenti, è cresciuto l'interesse ad integrare la cogenerazione con le energie 

rinnovabili e, per le aree caratterizzate da scarsità di acqua dolce, con sistemi di desalinizzazione. 

4.1 Cogenerazione nel settore terziario 

Nel settore terziario pubblico, la fornitura di calore ai clienti tramite sistemi di teleriscaldamento è una 

pratica comune da molti decenni. Questo accade particolarmente nei paesi caratterizzati da inverni 

freddi come la Finlandia e molti paesi dell'Europa orientale. Nel 2012, il teleriscaldamento ha fornito il 

9% della domanda di riscaldamento nell'Unione europea [23]. Il combustibile principale in questo caso 

è il gas (40%), seguito dal carbone (29%) e dalla biomassa (16%). Finlandia e Svezia sono esempi di 

paesi in cui molta biomassa viene utilizzata per il riscaldamento, mentre il gas naturale è la principale 

fonte di energia per il riscaldamento in Italia e nei Paesi Bassi. Nella maggior parte dei casi, la fonte di 

calore proviene dal calore allo scarico delle centrali elettriche. Anche caldaie alimentate a carbone, 

biomasse, petrolio o gas naturale vengono utilizzate per produrre il calore richiesto. Nelle zone più 

calde, come il Medio Oriente, esistono sistemi di teleraffrescamento, dove ai clienti viene fornito il 

raffreddamento tramite acqua refrigerata. Nei sistemi tradizionali con tubazioni metalliche scarsamente 

isolate, le perdite di calore dei sistemi di teleriscaldamento possono essere notevoli. Nei sistemi moderni 

con tubi di plastica adeguatamente isolati, le perdite di calore sono basse. È utile evidenziare che gli 

utenti del calore fornito dalle utenze, sia attraverso una rete di teleriscaldamento o direttamente, possono 

essere non solo edifici ma anche utenti quali industrie, serre, pescherie e impianti di dissalazione 

dell'acqua. Le temperature di mandata tipiche dei sistemi di teleriscaldamento variano tra 80 e 130 °C, 

mentre la temperatura di ritorno può arrivare fino a 60 °C. 

Temperature inferiori non sono consentite nei sistemi di acqua calda a causa del rischio di legionellosi 

causata dallo sviluppo di batteri. Il ruolo delle grandi centrali elettriche per l'approvvigionamento 

elettrico sta gradualmente diminuendo a causa dell'introduzione di fonti di elettricità rinnovabile basate 

sul vento e sul sole. Tuttavia, le centrali elettriche più piccole alimentate a biomassa stanno acquistando 

importanza per il teleriscaldamento. Il ruolo dei servizi di pubblica utilità nell'applicazione dei sistemi 

di cogenerazione sarà più diversificato in futuro. Per ridurre il consumo di combustibili fossili e 

l'emissione di gas a effetto serra, è imperativa l'integrazione dell'uso dell'elettricità con quello del calore 

e del freddo. Spinte, ad esempio, da misure di politica municipale, gli enti locali cercano di avere una 

panoramica sempre più dettagliata delle fonti in cui il calore viene normalmente sprecato e cercano di 

far corrispondere il calore disponibile con la domanda locale. Gli impianti di accumulo di calore e le 

pompe di calore, preferibilmente alimentati da elettricità rinnovabile, fanno parte del nuovo sistema e 

tendono a sostituire almeno in parte le caldaie tradizionali. Anche il fabbisogno energetico del trasporto 

urbano, come i tram e possibilmente altri veicoli elettrici, sarà parte integrante del sistema. La 

tecnologia dell'informazione si occuperà di una continua corrispondenza ottimale tra produzione di 

calore ed elettricità da un lato e domanda dall'altro. Gli impianti di cogenerazione alimentati a gas 
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naturale o biocarburanti possono svolgere gran parte del bilanciamento e fungere da supporto in caso 

di bassa produzione eolica e solare. La maggior parte delle abitazioni moderne che non sono collegate 

al teleriscaldamento sarà dotata di pompe di calore elettriche. La distribuzione del gas naturale sarà 

generalmente limitata agli impianti e alle industrie di cogenerazione. 

Un esempio di un'applicazione in cui il nuovo approccio è già stato integrato è HanseWerk Natur 

GmbH. Nel 2015, questa società tedesca ha gestito 150 sistemi di teleriscaldamento nell'area 

metropolitana di Amburgo e negli Stati di Schleswig-Holstein, Meclemburgo-Pomerania Anteriore e 

Nordniedersachsen. Le condutture dei loro sistemi di teleriscaldamento coprono una lunghezza totale 

di 900 km. Accanto al gas naturale, convertono il biogas, il gas di discarica e il gas di scarico in 

elettricità e calore. Oltre a utilizzare le proprie 200 unità di cogenerazione (CHP), HanseWerk Natur 

integra la potenza termica di una serie di unità di cogenerazione di proprietà dei propri clienti nei sistemi 

di teleriscaldamento. A circa 40.000 clienti viene fornito un totale di 1,3 TWh di calore all'anno, pari a 

4,7 PJ. L'accumulo di calore è una parte importante del sistema, poiché consente un disaccoppiamento 

dei modelli di utilizzo dell'elettricità e del calore. HanseWerk Natur gestisce una combinazione di 65 

impianti di cogenerazione come una centrale elettrica virtuale. Ciò consente loro di partecipare al 

mercato elettrico tedesco non solo producendo chilowattora, ma anche offrendo riserve operative e 

potenza di controllo. Una tale centrale elettrica virtuale è molto conveniente nel sistema elettrico 

tedesco, che è caratterizzato da un'uscita fluttuante di una grande base installata di pannelli solari e 

turbine eoliche. Il vantaggio di avere diverse singole unità di cogenerazione combinate in una centrale 

elettrica virtuale offre un'alta probabilità di soddisfare la capacità offerta sul mercato. 

Fornisce inoltre un'eccellente flessibilità nella potenza di uscita ad alta efficienza. L'accumulo di calore 

è ovviamente un elemento essenziale in questo sistema. Il governo tedesco è convinto che una corretta 

integrazione tra produzione e utilizzo di elettricità e calore sia il presupposto per un'ulteriore espansione 

delle energie rinnovabili. Anche la Commissione Europea vede questo come uno strumento importante 

per ridurre la dipendenza dai combustibili fossili. Gli inceneritori per rifiuti urbani e industriali 

richiedono dimensioni minime, poiché è necessario impegnarsi molto nella pulizia dei gas di scarico. 

Inoltre, è necessaria una corretta miscelazione dei flussi di rifiuti per ottenere una miscela combustibile 

adatta. Tuttavia, se la distanza tra la fonte di rifiuti e l'inceneritore diventa troppo grande, il consumo di 

energia per il trasporto diventa troppo alto. I tipici inceneritori regionali variano in dimensioni tra 800 

e 3.000 t di rifiuti al giorno. Il tasso di produzione di energia elettrica varia tra 500 e 900 kWh/t. La 

potenza elettrica prodotta dagli inceneritori è quindi compresa tra 15 e 65 MW. Le loro effettive 

prestazioni energetiche dipendono dalla composizione dei rifiuti e dalla quantità di calore fornita alle 

utenze termiche. 

4.2 Cogenerazione nel settore industriale 

Il settore industriale è uno dei principali utenti di calore ed elettricità. Nel mondo economicamente 

sviluppato, circa un terzo di tutto il consumo di energia primaria va all'industria. Il fabbisogno 

energetico di un’industria dipende fortemente dalla tipologia di produzione: esisteranno pertanto 

industrie caratterizzate da un consumo prevalente di calore ed altre caratterizzate invece da un consumo 

quasi esclusivamente elettrico. Molte altre industrie, come raffinerie, stabilimenti lattiero-caseari e 

impianti di processo chimico, necessitano sia di calore che di elettricità, anche se in proporzioni diverse. 

La tecnica ottimale da applicare per la cogenerazione industriale dipende dalle caratteristiche dei 

processi industriali. Gli impianti di processo chimico come le raffinerie funzionano ininterrottamente 

per periodi di tempo di circa 1 anno prima che sia necessaria la manutenzione. Un'unità di cogenerazione 
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integrata nei loro processi dovrebbe avere un intervallo di manutenzione identico. Nel caso in cui sia 

richiesto vapore ad alta pressione e ad alta temperatura, una turbina a gas come motore primo è l'opzione 

preferita. Nel caso sia necessaria anche un'elevata frazione di acqua calda, come nel settore lattiero-

caseario, i motori alternativi possono essere utilizzati come motori principali per l'impianto di 

cogenerazione. Se il prezzo dell'elettricità è notevolmente superiore al prezzo del combustibile, una 

fabbrica che necessita principalmente di calore può decidere di produrre il calore con un'unità di 

cogenerazione ed esportare l'elettricità alla rete pubblica o ad un’utenza posta nelle vicinanze che 

necessita di molta energia elettrica. In alternativa, una fabbrica che ha bisogno di molta più elettricità 

che calore può vendere il calore dell'impianto di cogenerazione a un vicino o a un sistema di 

teleriscaldamento. In tutti questi casi, le condizioni limite economiche e legali devono essere positive e 

stabili per un lungo periodo di tempo. I governi sono responsabili di un clima politico equo e stabile a 

tale riguardo, se vogliono ottenere un'ottimizzazione a lungo termine dell'uso dell'energia. Cambiare i 

regimi di sovvenzioni e una politica incoerente può rendere improvvisamente antieconomica 

un'eccellente possibilità di risparmio energetico ottenibile tramite la cogenerazione. Un impianto di 

cogenerazione è ad alta intensità di capitale e l'ammortamento richiede facilmente circa 5 anni. Di 

seguito vengono presentati alcuni esempi di applicazioni di cogenerazione nelle industrie. 

4.3 Cogenerazione nel settore commerciale 

Ospedali, hotel, piscine e centri di trattamento dati sono esempi in cui la domanda di elettricità per unità 

di superficie è piuttosto elevata. Una piscina coperta con dimensioni di 50 m per 25 m in un clima 

temperato richiede in media 1 GWh di elettricità e 10 TJ di calore all'anno [24]. Gran parte dell'elettricità 

è necessaria per le pompe e le apparecchiature di ventilazione. Il rapporto tra energia termica ed energia 

elettrica è quindi di circa 2,8, molto adatto per un impianto di cogenerazione. Un'unità cogenerazione 

con una potenza elettrica di 120 kW si sposa bene con una tale richiesta di energia. L'efficienza 

combinata di tale unità di cogenerazione può essere molto elevata, poiché la temperatura dell'acqua 

relativamente bassa consente una condensazione almeno parziale del vapore acqueo nei gas di scarico. 

4.3.1 Cogenerazione negli hotel 

Il consumo energetico specifico per metro quadrato degli hotel dipende in gran parte dall'ubicazione, 

dai regolamenti edilizi nazionali, dalle dimensioni dell'hotel e dai servizi offerti. Una piscina interna, 

servizi di lavanderia e ristorazione aumentano il fabbisogno energetico. Nelle zone calde l'aria 

condizionata può consumare molta energia. Il riferimento [25] fornisce una buona panoramica dei valori 

di consumo energetico tipici degli hotel. Il consumo di elettricità varia tra 70 e 250 kWh/m2/anno, 

mentre il riscaldamento consuma tra 350 MJ/m2 e 2 GJ/m2/anno. Il riscaldamento dell'acqua per usi 

domestici richiede tra 400 e 800 MJ/m2/anno. Presumendo un'area media di una camera d'albergo di 40 

m2, con il 60% di occupazione, ciò si trasformerebbe in una richiesta di calore di circa 140 MJ/m2/anno. 

Inoltre, molta acqua calda è necessaria per le pulizie giornaliere e per la cucina del ristorante. Per un 

hotel con 100 camere di 40 m2 ciascuna, un consumo annuo di elettricità di 0,5 GWh può essere una 

buona stima. La richiesta di combustibile per riscaldamento e acqua sanitaria di 6 TJ/anno può essere 

un buon valore medio. In tal caso, un impianto di cogenerazione di circa 100 kW che funziona 

principalmente nelle ore serali, quando il consumo di elettricità è al culmine, può offrire un buon 

risparmio energetico. Una combinazione con l'accumulo di calore faciliterà l'abbinamento dell'impianto 

di cogenerazione. L'unità può anche fornire alimentazione di emergenza in caso di problemi di rete. 
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4.3.2 Cogenerazione negli ospedali 

Un ospedale richiede ancora più energia per metro quadrato di un hotel. Un esempio di impianto di 

cogenerazione integrato può essere trovato presso l'ospedale accademico di Utrecht, nei Paesi Bassi. In 

un ospedale di tali dimensioni, con circa 1.000 posti letto e un policlinico, la richiesta di elettricità può 

essere compresa tra 2,6 e 9 MW a seconda delle circostanze locali. La richiesta di calore è compresa tra 

3 e 15 MW, mentre la richiesta di freddo è compresa tra 2 e 12 MW. Si possono prendere come valori 

medi un totale di 4 MW per l'elettricità, 6 MW per il calore e 6 MW per il freddo. Ciò offre eccellenti 

opportunità per la cogenerazione. L'ospedale di Utrecht dispone di tre unità di cogenerazione azionate 

da motori a gas, ciascuna con una potenza elettrica di poco più di 2 MW che può funzionare in parallelo 

alla rete pubblica. L'acqua calda viene prodotta con il calore dell'acqua di raffreddamento e degli 

intercooler dei tre motori. Il vapore viene prodotto portando i gas di scarico a circa 400 °C verso un 

generatore di vapore per il recupero del calore. Il vapore viene utilizzato per azionare un refrigeratore 

ad assorbimento e trova inoltre applicazione in altri scopi come la pulizia. Una caldaia a vapore separata 

alimentata a gas viene utilizzata per bilanciare la richiesta di vapore. Normalmente le unità di 

cogenerazione funzionano parallelamente alla rete pubblica. La rete è utilizzata per il bilanciamento 

elettrico e per il back-up in caso di malfunzionamento di un motore e in caso di manutenzione. Se la 

rete si guasta, è possibile utilizzare per un breve periodo un'alimentazione a batteria durante la quale un 

motore diesel si avvia automaticamente. L'elettricità per gli utenti prioritari come le sale operatorie è 

sempre assicurata, mentre gli altri utenti vengono ricollegati non appena l'unità Diesel e le unità di 

cogenerazione producono elettricità sufficiente. Al fine di ottimizzare l'utilizzo dell'investimento 

nell'impianto di cogenerazione, l'ospedale di Utrecht ha adattato l'impianto in modo tale da poter 

produrre solo la domanda media di elettricità. Ciò significa che durante il picco diurno l'energia elettrica 

verrà importata dalla rete. Ciò è illustrato nella Figura 21, dove la linea continua fornisce l'andamento 

tipico della domanda di elettricità durante una giornata. 

Figura 21 - Esempio di strategia per la produzione di energia elettrica da parte di un impianto di 

cogenerazione di un grande ospedale 

 

Fonte: [8] 
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Durante la notte, solo due unità di cogenerazione funzionano a circa il 60 per cento della loro potenza 

nominale, al fine di creare una capacità di riserva istantanea nel caso in cui un'unità si guastasse. 

L'immissione di elettricità nella rete durante la notte è antieconomica a causa del basso prezzo 

dell'elettricità. Dalle 7:00 alle 23:00, tutte e tre le unità funzionano a circa la potenza nominale. Parte 

dell'elettricità viene esportata tra le 7:00 e le 8:00 e tra le 18:00 e le 23, quando i prezzi dell'elettricità 

sono favorevoli, soprattutto durante il periodo invernale. Questo approccio è un esempio che può essere 

applicato a molte opportunità di cogenerazione. 

4.4 Cogenerazione in combinazione con energie rinnovabili 

La Figura 7 mostra una soluzione di come la cogenerazione possa agire da bilanciatore e integratore per 

l'elettricità da turbine eoliche e pannelli solari, mentre il gas naturale è generalmente il combustibile 

scelto per l’impianto principale. Gli impianti di cogenerazione possono anche utilizzare biogas, bio-olio 

o biomasse. In caso di utilizzo diretto della biomassa, un processo di combustione in una caldaia 

converte l'energia del biocarburante in calore, che produce vapore per azionare una combinazione 

turbina-generatore. Il gas di scarico e il gas di discarica sono comunemente usati negli impianti di 

cogenerazione. I digestori anaerobici possono convertire la biomassa in biogas adatto per l'uso in turbine 

a gas e motori alternativi. La pirolisi è un'altra metodologia in cui la biomassa viene riscaldata per 

produrre un gas costituito da idrogeno, monossido di carbonio, anidride carbonica e azoto. La sfida 

nella produzione di gas di pirolisi risiede nel rimuovere della fuliggine. La fuliggine ha un effetto 

dannoso sui motori primi, poiché crea depositi all'interno degli stessi, riducendone le prestazioni o 

danneggiandone le superfici. Un tipico esempio di cogenerazione basata sui residui dell'agricoltura è la 

fermentazione mesofila di mais, residui di cereali e letame liquido per produrre biogas costituito da 

circa il 60% di metano e il 40% di monossido di carbonio. Anche gli sfalci ottenuti dall'erba posta al 

confine delle autostrade può essere utilizzata come materia prima per questo. Tale erba, infatti, non è 

adatta per l'alimentazione del bestiame a causa dei depositi dovuti al traffico. È necessario prestare 

attenzione affinché nel digestore venga inserita la giusta miscela di biomassa. Una parte del calore è 

necessaria per mantenere la fermentazione a una temperatura compresa tra 25 e 40 °C. I batteri mesofili 

operano in maniera ottimane all’interno di tale intervallo di temperatura. Il consumo di elettricità 

dell'impianto del digestore stesso è relativamente basso e la maggior parte dell'elettricità prodotta deve 

essere immessa nella rete di distribuzione locale. Un'elevata frazione del calore può essere utilizzata 

per riscaldare edifici nelle vicinanze o ad esempio serre. Il processo di fermentazione rende il biogas 

saturo di vapore acqueo. Questo vapore acqueo deve essere rimosso dal gas prima di essere fornito al 

motore primo. In caso contrario, il gas potrebbe attraversare una sezione di tubazione fredda e potrebbe 

formarsi della condensa, soprattutto nel periodo invernale. La condensa dovrebbe essere evitata a tutti 

i costi, poiché un’ingestione di liquido o un flusso di liquido continuo ha un effetto distruttivo sui motori 

primi. Gli impianti di biogas adeguatamente progettati sono quindi dotati di un essiccatore a gas subito 

dopo il processo di fermentazione seguito da un riscaldatore, mentre i tubi di trasporto al motore primo 

sono isolati per evitare la condensazione dell'umidità residua nel gas. Un tipico impianto di 

cogenerazione funzionante su residui agricoli ha una potenza elettrica compresa tra 2 e 10 MW. Impianti 

che utilizzano biomasse molto più grandi, con una potenza di uscita di diverse centinaia di megawatt, 

utilizzano la gassificazione a letto fluido della biomassa. Qui, il processo di combustione è controllato 

con alimentazione di ossigeno o vapore in modo tale che abbia luogo una combustione povera. In questo 

caso, le proprietà della biomassa o dei combustibili residui sono di minore importanza. È anche possibile 

utilizzare in parte carbone o torba nel processo. Il gas prodotto può essere immesso in una caldaia 
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esistente per produrre vapore per una turbina mentre il calore residuo può essere utilizzato per il 

teleriscaldamento o in un impianto di processo [26] 

4.5 Cogenerazione e dissalazione 

La disponibilità di acqua dolce di buona qualità è considerata altrettanto cruciale per la società quanto 

la disponibilità di energia a prezzi accessibili. Alcune regioni del mondo sono così aride che l'acqua 

dolce non è comunque sufficientemente disponibile per fornire acqua potabile e acqua per l'irrigazione. 

In altri luoghi, il consumo di acqua è aumentato così drasticamente che il naturale rifornimento è di 

gran lunga insufficiente. Anche la crescita della popolazione e il riscaldamento globale giocano un ruolo 

nell'aumentare la scarsità di acqua dolce. Il mondo è coperto in gran parte dagli oceani, ma il contenuto 

di sale tipico dell'acqua di mare è vicino al 3,5%, che è decisamente troppo alto per l'acqua potabile e 

l'irrigazione. 

L'osmosi inversa con membrane semipermeabili è oggi sempre più utilizzata per produrre acqua dolce 

dall'acqua di mare. L'energia elettrica è necessaria per alimentare le pompe che guidano la permeazione. 

Il consumo specifico di elettricità è compreso tra 3,5 e 5,5 kWh/m3. Nel caso in cui sia disponibile 

calore gratuito da centrali elettriche, generazione distribuita o industrie, la distillazione multieffetto 

(Multiple Effect Distillation – MED) o la distillazione flash multi-stadio (Multi stage Flash Distillation 

- MSF) costituiscono un'opzione di cogenerazione efficiente dal punto di vista energetico [27, 28]. La 

tipica richiesta di calore per MSF è di 290 MJ/m3 di acqua prodotta. La temperatura del calore utilizzato 

per MSF è compresa tra 90 e 110 °C. Il consumo di elettricità è di circa 3 kWh/m3. Ciò significa che 

un'unità di generazione di elettricità da 20 MW con il 40% di efficienza elettrica e di conseguenza una 

disponibilità di calore prossima a 22,5 MW può produrre circa 280 m3 di acqua dolce all'ora. Il consumo 

di elettricità del processo di distillazione è solo il 4 per cento della produzione del generatore. 
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5. ASPETTI TERMODINAMICI E DI RIDUZIONE DELL’IMPATTO 

AMBIENTALE DEGLI IMPIANTI COGENERATIVI. 

Lo scopo di questa sezione è fornire gli strumenti per la valutazione delle prestazioni dei sistemi di 

cogenerazione e trigenerazione dal punto di vista dei prodotti energetici utili, del consumo di energia 

primaria e del risparmio di energia primaria. La corretta definizione e calcolo delle efficienze e del 

risparmio di energia primaria sono importanti non solo per ottenere un quadro chiaro di ciò che la 

cogenerazione può ottenere, ma anche per rivelare se un particolare sistema è ammissibile per gli 

incentivi economici forniti in diversi paesi per la promozione della cogenerazione, quali agevolazioni 

agli investimenti, garanzie di origine e tariffa speciale per l'energia elettrica proveniente da 

cogenerazione ad alto rendimento (CAR). Un sistema di cogenerazione può funzionare a diversi carichi 

e condizioni esterne. Pertanto, un'analisi solo sul punto di progetto nominale può portare a una 

sovrastima delle sue prestazioni termodinamiche. Se questi risultati vengono poi utilizzati per la 

valutazione della sua performance economica, possono fornire un'immagine errata della fattibilità 

economica dell'investimento. In letteratura sono apparsi una moltitudine di indici (o cifre di merito) per 

la valutazione delle prestazioni termodinamiche dei sistemi di cogenerazione [29–33]. In questa sezione 

verranno presentati i più importanti di quelli che hanno solide basi termodinamiche. Prima di procedere 

con le definizioni degli indici, è necessario chiarire quanto segue. La solita espressione "cogenerazione 

di elettricità e calore" nasconde il fatto che nella cogenerazione, uno dei prodotti può essere l'energia 

meccanica, che guida altre apparecchiature, come pompe, compressori e altri. In termodinamica, la 

parola "lavoro" esprime energia meccanica o elettrica [34, 35]. Di conseguenza, un'espressione più 

generale sarebbe "cogenerazione di lavoro e calore". La parola "combustibile" è usata per comodità, ma 

implicherà qualsiasi forma di energia primaria utilizzata dal sistema. 

5.1 Efficienze basate sull'energia 

Un sistema di cogenerazione utilizza l'energia contenuta nel combustibile e l'ossidante (solitamente 

aria) per produrre lavoro e calore utile. Durante tale conversione, parte dell'energia immessa è persa 

verso l'ambiente esterno; l’entità di tale perdita dipende dallo stato di sviluppo della particolare 

tecnologia di cogenerazione. Può verificarsi, ad esempio, che a causa di una progettazione e di un 

funzionamento impropri, solo una parte dell'energia termica resa disponibile venga recuperata come 

calore utile, mentre il resto venga sprecato nell'ambiente (Figura 22). 

Figura 22 - Flussi di energia in ingresso ed in uscita di un sistema di cogenerazione 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Il bilancio energetico del sistema in qualsiasi istante di tempo è espresso con: 

𝐸̇𝑓 + 𝐸̇𝑎 = 𝑊̇ + 𝐻̇𝐶𝐻𝑃 + 𝐻̇𝑤 + 𝐻̇𝑢𝑙 (5) 

dove Ėf è l'energia per unità di tempo proveniente dal combustibile (kW) 

Ėa è l'energia per unità di tempo proveniente dall'aria (kW), 

Ẇ è la potenza meccanica o elettrica a seconda del tipo di impianto (kW), 

ḢCHP è la portata termica utile (kW), 

Ḣw è la portata del calore residuo (perdite “evitabili” verso l’ambiente esterno) (kW) 

Ḣul è le perdite inevitabili verso l’ambiente esterno (kW). 

L'energia chimica del combustibile si esprime con il suo potere calorifico. Il potere calorifico inferiore, 

Hu, sarà utilizzato tenendo presente che i gas di scarico lasciano il sistema ad una temperatura 

sufficientemente alta, in modo che l'acqua nei gas di scarico sia sotto forma di vapore. Il valore di Hu è 

fornito rispetto ad uno stato di riferimento (p0, T0), che normalmente è il seguente: 

𝑝0 = 1𝑎𝑡𝑚             𝑇0 = 25°𝐶 

In generale, il combustibile entra nel sistema in uno stato (pf, Tf) e di conseguenza la sua portata totale 

di energia è: 

𝐸̇𝑓 = 𝑚̇𝑓[𝐻𝑢 + (ℎ𝑓 − ℎ𝑓0)] (6) 

dove Hu è il potere calorifico inferiore per unità di massa di combustibile (kJ / kg) 

ṁf è la portata massica di carburante (kg / s) 

hf è l'entalpia specifica del combustibile a (pf, Tf) (kJ / kg) 

hf0 è l'entalpia specifica del combustibile a (p0, T0), (kJ / kg). 

Se l'effetto della pressione può essere trascurato, la (6) assume la forma: 

𝐸̇𝑓 = 𝑚̇𝑓[𝐻𝑢 + 𝑐𝑝𝑓(𝑇𝑓 − 𝑇0)] (7) 

dove cpf è il calore specifico a pressione costante del combustibile (un valore medio tra le temperature 

T0 e Tf è solitamente sufficiente per i calcoli). In modo analogo, la portata di energia proveniente 

dall'aria a parità di stato di riferimento è: 

𝐸̇𝑎 = 𝑚̇𝑎(ℎ𝑎 − ℎ𝑎0) (8) 

dove ṁa è la portata massica dell'aria (kg / s) 

ha è l'entalpia specifica dell'aria a (pa, Ta) (kJ / kg) 

ha0 è l'entalpia specifica dell'aria a (p0, T0), (kJ / kg). 

Se l'effetto della pressione può essere trascurato, la (8) assume la forma: 
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𝐸̇𝑎 = 𝑚̇𝑎𝑐𝑝𝑎(𝑇𝑎 − 𝑇0) (9) 

Dove cpa è il calore specifico a pressione costante dell'aria (un valore medio tra le temperature T0 e Ta 

è solitamente sufficiente per i calcoli). Va da sé che, se la pressione o la temperatura del combustibile 

o dell'aria viene aumentata al di sopra di (p0, T0) per mezzo di apparecchiature all'interno del sistema, 

l'energia associata a questi cambiamenti di stato non viene presa in considerazione. Ad esempio, è il 

caso del preriscaldamento del combustibile e dell'aria mediante i gas di scarico di una caldaia o 

dell'aumento della pressione del combustibile in un motore a combustione interna da parte di una pompa 

azionata dal motore. Si consideri un sistema di cogenerazione basato su un motore primo (es. Una 

turbina, un motore a combustione interna) che aziona un generatore, Figura 23. 

Figura 23 – Sistema di cogenerazione basato su un motore primo che alimenta un generatore 

 

Fonte: ns. elaborazione 

Per tale sistema sono definite le seguenti efficienze: 

Efficienza meccanica ηm =
Ẇm

Ėf + Ėa

 

Efficienza elettrica ηe =
Ẇe

Ėf + Ėa

= ηmηG 

dove Ẇm è la potenza meccanica prodotta dal motore primo (kW), ηG è l'efficienza del generatore: 

𝜂𝐺 =
𝑊̇𝑒

𝑊̇𝑚

 (10) 

Per tale sistema, inoltre, si possono definire i seguenti rendimenti: 

Efficienza termica 𝜂ℎ =
𝐻̇𝐶𝐻𝑃

𝐸̇𝑓 + 𝐸̇𝑎

 

Efficienza totale 𝜂 = 𝜂𝑒 + 𝜂ℎ =
𝑊̇𝑒 + 𝐻̇𝐶𝐻𝑃

𝐸̇𝑓 + 𝐸̇𝑎

 

Come accennato all'inizio di questa sezione, il sistema può produrre energia meccanica che aziona 

direttamente le apparecchiature (ad esempio una pompa o un compressore), senza convertirla in energia 

elettrica. In tal caso, l'efficienza totale del sistema è: 
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𝜂 = 𝜂𝑚 + 𝜂ℎ =
𝑊̇𝑚 + 𝐻̇𝐶𝐻𝑃

𝐸̇𝑓 + 𝐸̇𝑎

 (11) 

Da un punto di vista termodinamico, non è corretto sommare lavoro e calore, come in (11), perché la 

qualità “energetica” del calore è inferiore alla qualità del lavoro. Inoltre, la qualità del calore diminuisce 

con la diminuzione della temperatura alla quale è disponibile. Pertanto, il confronto dei sistemi basato 

sull'efficienza energetica può talvolta essere fuorviante. Termodinamicamente, la valutazione di un 

sistema è più accurata e il confronto tra i sistemi è più equo se si basa su efficienze exergetiche. 

Le equazioni precedenti contengono quantità (potenza e portata massica) relative a un certo istante di 

tempo, che può essere applicabile anche per un periodo di tempo esteso, se si può presumere che il 

sistema funzioni in condizioni stazionarie durante tutto questo periodo. Tuttavia, una tale operazione è 

raramente realizzabile nella pratica: i carichi, le condizioni ambientali e altri parametri di 

funzionamento cambiano nel tempo, e con essi cambia anche l'efficienza del sistema. È anche 

importante valutare le prestazioni del sistema durante un periodo di tempo (1 ora, 1 settimana, 1 anno, 

ecc.), a seconda dello scopo dell'analisi. L'equazione del bilancio energetico per un periodo di tempo, t, 

è scritta come segue: 

(𝐸𝑓 + 𝐸𝑎)
𝜏

= (𝑊 + 𝐻𝐶𝐻𝑃 + 𝐻𝑤 + 𝐻𝑢𝑙)𝜏 (12) 

dove ogni termine rappresenta l'energia (kJ) in questo periodo, ottenuta per integrazione nel tempo della 

relativa potenza o portata di energia: 

𝑌𝜏 = ∫ 𝑌̇𝑑𝑡
𝜏

    𝑌̇ = 𝐸̇𝑓 , 𝐸̇𝑎 , 𝑊̇, 𝐻̇𝐶𝐻𝑃, 𝐻̇𝑤 , 𝐻̇𝑢𝑙 (13) 

Tutte le efficienze precedentemente definite possono essere calcolate per l'intero periodo 𝜏 utilizzando 

le stesse forme di equazioni e sostituendo 𝑌̇ con 𝑌𝜏. Ad esempio, l’efficienza elettrica può essere riscritta 

per il periodo 𝜏: 

(𝜂𝑒)𝜏 = (
𝑊𝑒

𝐸𝑓 + 𝐸𝑎
)

𝜏

= (𝜂𝑚𝜂𝐺)𝜏 (14) 

Nella pratica, può essere difficile avere ciascuna forma di energia come funzione continua del tempo 

nel periodo  τ, di conseguenza, l'integrazione indicata dalla (13) potrebbe non essere possibile. È più 

facile, tuttavia, discretizzare il periodo τ in più intervalli di tempo definiti in modo tale che si possa 

considerare, con buona approssimazione, che in ogni intervallo è valido assumere un valore costante. 

Quindi, gli integrali possono essere sostituiti con somme su questi intervalli di tempo. Questo approccio 

sarà applicato negli esempi presentati in questo capitolo. Di seguito, per non complicare l'intera 

presentazione, le varie grandezze verranno scritte senza il punto e il pedice t. In ogni applicazione sarà 

chiaro se l'analisi si riferisce a un istante o a un periodo di tempo.  

5.2 Efficienze basate sull'exergia 

L'utilizzo dell'exergia nell'analisi dei sistemi energetici, in generale, e dei sistemi di cogenerazione, in 

particolare, molto spesso fornisce un quadro significativamente diverso dall'analisi basata sull'energia. 
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Ecco perché vale la pena includere qui semplici aspetti dell'analisi exergetica. A parole, l'exergia di un 

sistema è definita come il massimo lavoro teorico utile ottenibile dal sistema quando questo viene 

portato in completo equilibrio termodinamico con l'ambiente, interagendo solo con l’ambiente stesso. 

Per sistemi come quello della Figura 23 sono definite le seguenti efficienze exergetiche: 

Efficienza exergetica meccanica 𝜁𝑚 =
𝑊𝑚

ℰ𝑓 + ℰ𝑎
 

Efficienza exergetica elettrica 𝜁𝑒 =
𝑊𝑒

ℰ𝑓 + ℰ𝑎
= 𝜁𝑚𝜁𝐺 

Dove ℰ𝑓Ef è l'exergia del combustibile (kJ) 

ℰ𝑎 è l'exergia dell'aria (kJ) 

 𝜁𝐺 è l'efficienza exergetica del generatore 

𝜁𝐺 =
𝑊𝑒

𝑊𝑚
= 𝜂𝐺 (15) 

L'uguaglianza tra 𝜁𝐺 e 𝜂𝐺 è dovuta al fatto che l'exergia dell'energia meccanica o elettrica è uguale 

all'energia stessa. 

Inoltre, sono definite le seguenti efficienze exergetiche: 

Efficienza exergetica termica 𝜁ℎ =
ℰ𝐶𝐻𝑃

𝐻

ℰ𝑓 + ℰ𝑎
 

Efficienza exergetica totle 𝜁 = 𝜁𝑒 + 𝜁ℎ =
𝑊𝑒 + ℰ𝐶𝐻𝑃

𝐻

ℰ𝑓 + ℰ𝑎
 

Dove ℰ𝐶𝐻𝑃
𝐻  è l'exergia del calore utile 𝐻𝐶𝐻𝑃 fornito dal sistema di cogenerazione. Se il sistema produce 

energia meccanica che aziona direttamente le apparecchiature (ad esempio una pompa o un 

compressore), senza convertirla in energia elettrica, l'efficienza exergetica totale del sistema è data 

dall'equazione: 

𝜁 = 𝜁𝑚 + 𝜁ℎ =
𝑊𝑚 + ℰ𝐶𝐻𝑃

𝐻

ℰ𝑓 + ℰ𝑎
 (16) 

5.3 Rapporto elettricità/calore 

Una delle caratteristiche più importanti di una tecnologia di cogenerazione è la quantità di calore che 

può essere recuperata e utilizzata per unità di energia elettrica. Questa è espressa dal rapporto elettricità 

/ calore definito dall'equazione: 

𝜎 =
𝑊𝑒

𝐻𝐶𝐻𝑃
 (17) 
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Nella letteratura sulla cogenerazione, questo rapporto è noto come rapporto potenza / calore, ma questo 

termine presenta due inconvenienti: 

(1) involontariamente, confronta la potenza, che è l'energia per unità di tempo (kW), con il calore, 

che è energia (kJ), 

(2) la potenza è qualsiasi forma di energia per unità di tempo e non solo quella legata all’energia 

elettrica. 

Prendendo in considerazione le efficienze elettriche, termiche e totali, si ottengono le seguenti relazioni: 

𝜎 =
𝜂𝑒

𝜂ℎ
=

𝜂𝑒

𝜂 − 𝜂𝑒
 (18) 

𝜂 = 𝜂𝑒 (1 +
1

𝜎
) (19) 

Considerando il fatto che l'efficienza totale di un sistema di cogenerazione non è solitamente superiore 

all'85%-90%, queste relazioni aiutano a fare stime ragionevoli del valore del rapporto elettricità / calore, 

se il rendimento elettrico è noto, e viceversa. Ad esempio, se 𝜂𝑒 = 0.40 e 0.80 < 𝜂 < 0.90 allora 1 ≥

𝜎 ≥ 0.8. 

5.4 Risparmio di energia primaria di un sistema di cogenerazione 

È importante calcolare il risparmio di energia primaria ottenuto da un sistema di cogenerazione rispetto 

al sistema di riferimento per la produzione separata di energia elettrica e calore, che di solito è costituito 

rispettivamente da una centrale elettrica e una caldaia. Per semplicità, si considererà qui che l'aria entra 

in tutti i sistemi a (𝑝0, 𝑇0) e di conseguenza la sua energia è pari zero: 𝐸𝑎 = 0. Quindi, l’efficienza 

elettrica è utilizzata per determinare l'energia primaria (combustibile) richiesta dal sistema di 

cogenerazione per produrre 𝑊𝑒 e 𝐻𝐶𝐻𝑃. 

𝐸𝑓 =
𝑊𝑒

𝜂𝑒
 (20) 

L'energia primaria richiesta per la produzione separata di elettricità è: 

𝐸𝑓𝑒𝑟 =
𝑊𝑒

𝜂𝑒𝑟
 (21) 

dove 𝜂𝑒𝑟 è l'efficienza elettrica del sistema di riferimento per la produzione separata di energia elettrica, 

ad esempio l'efficienza di una centrale, inclusa la rete di trasporto e distribuzione dalla centrale al sito 

del sistema di cogenerazione. L'energia primaria richiesta per la produzione separata di calore è: 

𝐸𝑓ℎ𝑟 =
𝐻𝐶𝐻𝑃

𝜂ℎ𝑟
 (22) 

dove 𝜂ℎ𝑟 è l'efficienza del sistema di riferimento per la produzione separata di calore, ad esempio 

l'efficienza di una caldaia. Quindi, il risparmio di energia primaria ottenuto dal sistema di cogenerazione 

è dato dall'equazione: 
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𝑃𝐸𝑆 = 𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟 − 𝐸𝑓 (23) 

Il rapporto di risparmio di energia primaria è definito dall'equazione: 

𝑃𝐸𝑆𝑅 =
𝑃𝐸𝑆

𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟
= 1 −

𝐸𝑓

𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟
 (24) 

Si può dimostrare che le equazioni precedenti portano alle seguenti espressioni equivalenti per l'indice 

di risparmio di energia primaria: 

𝑃𝐸𝑆𝑅 = 1 −
𝜎 + 1

𝜂[(𝜎 𝜂𝑒𝑟⁄ ) + (1 𝜂ℎ𝑟⁄ )]
 (25) 

𝑃𝐸𝑆𝑅 = 1 −
1

(𝜂𝑒 𝜂𝑒𝑟⁄ ) + (𝜂ℎ 𝜂ℎ𝑟⁄ )
 (26) 

5.5 Risparmio di energia primaria di un sistema di trigenerazione 

In linea di principio, il sistema di trigenerazione può essere qualsiasi sistema con tre prodotti. Il termine 

è usato qui per un sistema che produce tre forme di energia: energia elettrica (o meccanica), energia 

termica per il riscaldamento e energia termica con effetto di raffreddamento. Un sistema di 

trigenerazione è costituito da un'unità di cogenerazione e da un chiller azionato dal calore, come un 

chiller ad assorbimento (Figura 24), e ha tre prodotti energetici: energia elettrica 𝑊𝑒, energia per il 

riscaldamento 𝐻ℎ ed energia per il raffreddamento 𝑄.  

Figura 24 - Schema semplificato di un sistema di trigenerazione 

 

Fonte: ns. elaborazione 

Figura 25 - Sistema di riferimento per la quantificazione del risparmio di energia primaria 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Si sottolinea che tutti tre forme di energia vengono fornite simultaneamente. Il risparmio di energia 

primaria sarà calcolato con riferimento alla produzione separata di elettricità da una centrale elettrica, 

calore da una caldaia e raffreddamento da un chiller a compressione azionato elettricamente (Figura 25) 

[32] 

L'energia termica prodotta dall'unità di cogenerazione è suddivisa in due parti (Figura 24): 

𝐻𝐶𝐻𝑃 = 𝐻ℎ + 𝐻𝑞 (27) 

dove 𝐻ℎ è il calore utile fornito dall'unità di cogenerazione ai carichi termici, 𝐻𝑞 è il calore utile fornito 

dall'unità di cogenerazione al chiller ad assorbimento. Il funzionamento del chiller ad assorbimento è 

caratterizzato dall'equazione: 

𝐶𝑂𝑃𝑎 =
𝑄

𝐻𝑞
 (28) 

dove 𝐶𝑂𝑃𝑎 è il coefficiente di prestazione del chiller ad assorbimento, 𝑄 è l'energia frigorifera fornita 

dal chiller ad assorbimento. Anche qui valgono le equazioni (20) e (21), mentre (22) assume la forma: 

𝐸𝑓ℎ𝑟 =
𝐻ℎ

𝜂ℎ𝑟
 (29) 

Il refrigeratore a compressione richiede energia elettrica 

𝑊𝑒𝑞𝑟 =
𝑄

𝐶𝑂𝑃𝑐
 (30) 

dove 𝐶𝑂𝑃𝑐 è il coefficiente di prestazione del refrigeratore a compressione. Questa energia elettrica è 

prodotta da una centrale elettrica con la spesa di energia del combustibile data dall'equazione: 

𝐸𝑓𝑞𝑟 =
𝑊𝑒𝑞𝑟

𝜂𝑒𝑟
=

𝑄

𝐶𝑂𝑃𝑐𝜂𝑒𝑟
 (31) 

Conoscendo l'energia di tutti i combustibili riportati nelle Figura 23 e Figura 24, è possibile calcolare il 

risparmio di energia primaria e il rapporto di risparmio di energia primaria del sistema di trigenerazione: 

𝑃𝐸𝑆 = 𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟 + 𝐸𝑓𝑞𝑟 − 𝐸𝑓 (32) 

𝑃𝐸𝑆𝑅 =
𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟 + 𝐸𝑓𝑞𝑟 − 𝐸𝑓

𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟 + 𝐸𝑓𝑞𝑟
= 1 −

𝐸𝑓

𝐸𝑓𝑒𝑟 + 𝐸𝑓ℎ𝑟 + 𝐸𝑓𝑞𝑟
 (33) 

Con un'elaborazione delle equazioni precedenti si ottiene la seguente espressione: 

𝑃𝐸𝑆𝑅 = 1 −
1

(𝜂𝑒 𝜂𝑒𝑟⁄ ) + (𝜂ℎ𝑡 𝜂ℎ𝑟⁄ ) + (𝜂𝑞 𝐶𝑂𝑃𝑐𝜂𝑒𝑟⁄ )
 (34) 

dove compaiono due ulteriori efficienze: 
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Efficienza termica del sistema 

trigenerativo 
𝜂ℎ𝑡 =

𝐻ℎ

𝐸𝑓
 

Efficienza di raffreddamento del 

sistema trigenerativo 
𝜂𝑞 =

𝑄

𝐸𝑓
 

Vale la pena notare che, se non c'è raffreddamento, il sistema di trigenerazione è ridotto a un'unità di 

cogenerazione. Pertanto, accade che 𝜂𝑞 = 0, 𝜂ℎ𝑡 = 𝜂ℎ e l’espressione (34) diventa identica a (26). 

Quindi, anche se da un punto di vista termodinamico rigoros la cosiddetta “efficienza di 

raffreddamento” può non avere senso, qui è definita perché porta a una forma del PESR di un sistema 

di trigenerazione, che è un'estensione del PESR di un sistema di cogenerazione. 

In (34) appare il coefficiente di prestazione di un chiller a compressione, che è giustificato come segue. 

Per la valutazione di un sistema di cogenerazione, è necessario specificare valori di riferimento delle 

efficienze per la produzione separata di elettricità e calore. Per un sistema di trigenerazione è inoltre 

necessario specificare un valore di riferimento di efficienza per la produzione di energia frigorifera. 

Poiché il raffreddamento è solitamente fornito da un refrigeratore a compressione, il coefficiente di 

prestazione di tale refrigeratore viene selezionato come valore di riferimento. Si noti che, anche se 𝐶𝑂𝑃𝑐 

non appare esplicitamente nella (34), tale termine è nascosto in 𝜂𝑞: 

𝜂𝑞 =
𝑄

𝐸𝑓
==

𝐻𝑞𝐶𝑂𝑃𝑎

𝐸𝑓
 (35) 

Occorre prestare attenzione al fatto che i prodotti energetici 𝐻ℎ e 𝑄, e i parametri 𝜂ℎ𝑡, 𝜂𝑞 e 𝐶𝑂𝑃𝑎 non 

sono indipendenti l'uno dall'altro e non possono essere specificati arbitrariamente; devono soddisfare le 

equazioni precedentemente presentate. 

5.6 Impatto ambientale della cogenerazione 

L'applicazione della cogenerazione può avere effetti sia positivi che negativi sull'esaurimento delle 

risorse energetiche non rinnovabili, sull'ambiente e sulla società. Gli effetti ambientali, in particolare, 

possono essere distinti in effetti sulla qualità dell'aria, dell'acqua e del suolo, nonché sul rumore e sulle 

vibrazioni. Poiché la cogenerazione aumenta l'efficienza dell'utilizzo del combustibile, può portare a 

una diminuzione delle emissioni di inquinanti nell'ambiente. Inoltre, poiché l'intero ciclo del carburante 

include fasi come l'esplorazione, l'estrazione, la raffinazione, la lavorazione, il trasporto e lo stoccaggio, 

non solo le emissioni dirette derivanti dall'uso (combustione) del carburante, ma anche le emissioni 

dell'intero ciclo del carburante possono essere ridotte. Tuttavia, a seconda della tecnologia di 

cogenerazione e del combustibile utilizzato, è possibile che con la cogenerazione determinate emissioni 

aumentino. Un altro problema è il seguente: le centrali elettriche, solitamente situate lontano dalle aree 

urbane, sono dotate di apparecchiature per l'abbattimento dell'inquinamento e i gas di scarico vengono 

dispersi da alti camini. Se l'elettricità prodotta da una centrale elettrica centrale deve essere prodotta da 

sistemi di cogenerazione relativamente piccoli e dispersi vicini o addirittura anche all'interno delle aree 

urbane, l'effetto della cogenerazione sul particolare ambiente può essere negativo. Oltre agli effetti sulla 

qualità dell'aria, l'installazione e il funzionamento di un sistema di cogenerazione possono causare 

inquinamento del suolo e dell'acqua dovuto al trasporto e alla manipolazione del combustibile, nonché 

lo smaltimento dei rifiuti (fanghi, ceneri e oli lubrificanti degradati). Al fine di ridurre al minimo gli 
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effetti negativi di un sistema di cogenerazione, in particolare se deve essere installato in un'area 

densamente popolata, devono essere prese alcune misure, come le seguenti: 

• un'attenta selezione del sito, 

• selezione di tecnologie di cogenerazione a basse emissioni, 

• installazione di attrezzature per il controllo dell'inquinamento e l'abbattimento, 

• installazione di fondamenta elastiche, nonché isolamento acustico e attenuazione, 

• costruzione di un camino più alto degli edifici circostanti, e 

• disposizioni per la raccolta e la rimozione sicura di rifiuti liquidi e solidi. 

Gli effetti sull'ambiente e sulla società sono spesso correlati: l'aumento degli inquinanti ha un effetto 

negativo sulla salute della popolazione, degli edifici, della flora e della fauna. Quanto sopra indica che 

è necessaria un'attenta valutazione di ogni particolare applicazione della cogenerazione dal punto di 

vista ambientale, in modo che le opportune misure siano prese con sufficiente anticipo.  

5.6.1 Definizioni e categorie di impatto delle emissioni 

La corretta definizione e calcolo degli effetti ambientali in correlazione con l'allocazione dei 

combustibili sono necessari per ottenere un quadro chiaro di quanto è possibile ottenere in termini di 

tutela ambientale utilizzando sistemi di cogenerazione. Gli impatti ambientali locali e globali della 

cogenerazione in generale possono essere correlati a esaurimento delle risorse naturali non rinnovabili 

e rilascio di emissioni e altri rifiuti nocivi nell'ambiente. Questi effetti negativi sono direttamente 

collegati tra loro. L'uso di risorse naturali non rinnovabili è accelerato dalla neutralizzazione o 

dall'eliminazione delle sostanze di rifiuto nocive. Inoltre, il livello di emissioni e l'inquinamento da esse 

causato dipendono dal consumo di carburante nel sistema di cogenerazione. Sono definiti i seguenti 

termini: 

• “Emissione”, in base alla Direttiva 2010/75 / UE [36], dovrebbe essere intesa come il rilascio 

diretto o indiretto di sostanze, vibrazioni, calore o rumore da fonti singole o separate 

nell'installazione in aria, acqua, o terra. 

• “Inquinamento” indica l'introduzione diretta o indiretta, come risultato dell'attività umana, di 

sostanze, vibrazioni, calore o rumore nell'aria, nell'acqua o nel suolo, che possono essere 

dannosi per la salute umana o la qualità del l'ambiente, provoca danni alla proprietà materiale 

o compromette o interferisce con i servizi e altri usi legittimi dell'ambiente. 

• “Emissione diretta” sarà chiamata emissione prodotta da un impianto a livello locale durante il 

suo funzionamento. 

• “Emissione cumulativa” sarà chiamata emissione relativa all'intero ciclo di un carburante, che 

include fasi come esplorazione, estrazione, raffinazione, lavorazione, trasporto, stoccaggio, 

riciclaggio e disattivazione. 

Gli impatti ambientali delle emissioni possono essere stimati per quattro aree principali di protezione: 

salute umana, esaurimento delle risorse naturali, qualità dell'ecosistema e ambiente artificiale [37]. 

Alcuni di essi sono suddivisi in varie categorie di impatto presentate nella Tabella 4 [38].   
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Tabella 4 - Legame tra categorie a impatto midpoint ed edpoint 

 

Fonte: [38] 

Le categorie di impatto sono suddivise in categorie di impatto midpoint ed endpoint. La categoria 

dell'endpoint - danno alla salute umana, danno alla diversità dell'ecosistema, danno alla disponibilità 

delle risorse e danno all'ambiente artificiale - è direttamente correlata alle aree di protezione. Sebbene 

esista un collegamento importante tra i punti medi e gli endpoint, le connessioni quantitative vengono 

stabilite solo per alcuni di essi. 

La maggior parte dei prodotti di scarto come sostanze nocive, calore o rumore rilasciati da diversi 

processi nell'ambiente circostante vengono dispersi nell'ambiente a livello locale e globale. Le sostanze 

nocive reagiscono con vari componenti ambientali e il loro impatto sull'ambiente è definito da midpoint 

ed endpoint. Inoltre, la dispersione di sostanze nocive porta a danni ambientali, nonché danni ai prodotti 

fabbricati dall'uomo. Questi danni causano la distruzione diretta e indiretta delle risorse naturali. Le 

distruzioni dirette si verificano a causa di danni alle foreste, ai campi o all'acqua, mentre la distruzione 

indiretta è dovuta al risarcimento o alla prevenzione dei danni. Le sostanze nocive causano varie 

malattie, portando a giornate di attività limitate e giornate di perdita lavorativa o, in casi estremi, alla 

morte di persone; inoltre, influenzano gli elementi costruttivi di macchine, edifici o mezzi di trasporto 

e ne provocano la corrosione o altri difetti. I rifiuti nocivi che vengono catturati, mitigati o neutralizzati 

non provocano danni diretti all'ambiente circostante; tuttavia, le installazioni in cui si verificano queste 

azioni, provocano il degrado delle risorse naturali a causa della necessità di risorse aggiuntive per la 

loro costruzione, manutenzione e funzionamento. Il grado di distruzione delle risorse naturali dipende 

dall'ubicazione della fonte di emissione e dalla concentrazione primaria delle sostanze nocive 

nell'ambiente. 

5.6.2 Effetti sulla qualità dell'aria 

La preoccupazione più importante per quanto riguarda gli effetti ambientali della cogenerazione è 

l'effetto sulla qualità dell'aria, in particolare perché i sistemi di cogenerazione sono spesso installati 

vicino o all'interno di aree urbane. Pertanto, le emissioni gassose possono diminuire nell'area della 

centrale sostituita dal sistema di cogenerazione, ma possono aumentare nel luogo in cui è installato il 

sistema. Pertanto, è necessario eseguire un attento bilanciamento delle emissioni con e senza 
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cogenerazione al fine di valutarne le conseguenze e adottare misure appropriate per ridurre l'impatto e 

proteggere l'ambiente e la popolazione. 

5.6.3 Irreversibilità, consumo di carburante ed emissioni 

Gli effetti energetici ed ecologici positivi della cogenerazione derivano dalla riduzione (accorciamento) 

della catena dei processi termodinamici irreversibili. La perfezione termodinamica del processo può 

essere indagata attraverso analisi exergetiche. L’exergia, definita come la massima capacità di svolgere 

un lavoro nel rispetto dell'ambiente, rappresenta la misura comune della qualità dei vettori energetici, 

ad esempio il calore e l'elettricità generati in un impianto di cogenerazione (CHP). Ogni perdita di 

exergia porta direttamente ad una riduzione della capacità di svolgere un lavoro utile [39]. 

L'accorciamento della catena dei processi produttivi mediante applicazione di cogenerazione porta alla 

diminuzione delle perdite di exergia che accompagnavano questi processi, con conseguente riduzione 

del consumo di combustibile mantenendo lo stesso livello di produzione. La riduzione del consumo di 

combustibile determina la riduzione delle emissioni nocive e dei gas serra (GHG) che comportano un 

minore impatto sull'ambiente. La Figura 26 mostra la connessione tra carburante (ℰ𝑓), prodotto (ℰ𝑝), 

perdite exergetiche (𝛿ℰ = 𝛿ℰ𝐷 + 𝛿ℰ𝐿), emissioni e il loro impatto sull'ambiente. 

Figura 26 - Perdite energetiche e impatti ambientali. Legenda: 1 — consumo di carburante regolare, 

2 — consumo di carburante inferiore con la stessa produzione del caso 1 

 

Fonte: [8] 

Per lo stesso prodotto, il consumo di carburante e le emissioni sono inferiori nel caso 2, a causa della 

riduzione delle perdite di exergia – interne 𝛿ℰ𝐷 causate dall'irreversibilità del processo ed esterne 𝛿ℰ𝐿 

causate dalla generazione di prodotti di scarto (es. Fumi). In questo caso per combustibile si intende 

energia chimica o exergia (𝐸𝑓, ℰ𝑓), mentre il prodotto esprime exergia sia di calore che di elettricità 

(ℰ𝑝). La Figura 26 mostra che il livello di emissione dipende dal consumo di carburante, che dipende 

dall'efficienza exergetica. 

L'applicazione della cogenerazione può portare a risparmi significativi nel consumo di energia primaria, 

che diminuisce direttamente la generazione di vari prodotti di scarto, ad esempio sostanze nocive o 

GHG. La valutazione semplificata dell'interazione tra effetti energetici ed emissioni di cogenerazione 

risultanti da migliori prestazioni termodinamiche riducendo il consumo di energia primaria è presentata 

nella Figura 27.  
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Figura 27 - Utilizzo diretto dell’energia primaria e riduzione della CO2 per mezzo di CHP 

 

Fonte: [8] 

Secondo tale figura e la definizione del rapporto di risparmio di energia primaria, la riduzione del 

consumo di energia chimica nell'esempio presentato è la seguente: 

𝑃𝐸𝑆𝑅 =
𝐸̇𝑓𝑃𝑃 + 𝐸̇𝑓𝐻𝑃 − 𝐸̇𝑓𝐶𝐻𝑃

𝐸̇𝑓𝑃𝑃 + 𝐸̇𝑓𝐻𝑃

= 32.4% (36) 

dove 𝐸̇𝑓𝑃𝑃 è l'energia chimica consumata nella centrale di riferimento (250 kW); 𝐸̇𝑓𝐻𝑃 è l'energia 

chimica consumata nella centrale termica di riferimento (120 kW); 𝐸̇𝑓𝐶𝐻𝑃 è l'energia chimica consumata 

in un impianto di cogenerazione (250 kW). 

A titolo di esempio, verrà considerata la riduzione delle emissioni dirette di CO2. Se il combustibile di 

tutti e tre i sistemi (centrale elettrica, centrale termica e impianto di cogenerazione) fosse lo stesso, la 

riduzione sarebbe la stessa della riduzione del combustibile (32,4%). I valori di Figura 8.1 sono basati 

sulle seguenti ipotesi: 

1. la produzione separata di calore ed elettricità si basa sulla combustione del carbone, 

considerando che l'impianto CHP è alimentato a gas naturale, 

2. il fattore di emissione diretta di CO2 della combustione di carbon fossile (hc) è assunto pari a: 

𝑒𝐶𝑂2ℎ𝑐 = 92
𝑔

𝑘𝐽
 

3. il fattore di emissione diretta di CO2 della combustione di gas naturale (ng) è assunto pari a: 

𝑒𝐶𝑂2𝑛𝑔 = 56
𝑔

𝑘𝐽
 [40] 

Pertanto, il cambio di carburante ha un effetto significativo sulle emissioni. 

∆𝑒𝐶𝑂2
=

(𝐸̇𝑓𝑃𝑃 + 𝐸̇𝑓𝐻𝑃)𝑒𝐶𝑂2ℎ𝑐 − 𝐸̇𝑓𝐶𝐻𝑃𝑒𝐶𝑂2𝑛𝑔

(𝐸̇𝑓𝑃𝑃 + 𝐸̇𝑓𝐻𝑃)𝑒𝐶𝑂2ℎ𝑐

= 58.9% (37) 

5.6.3.1 Stima delle emissioni gassose dirette 

I gas di scarico della combustione contengono molte sostanze. Di grande preoccupazione, a causa di il 

loro impatto sull'ambiente, sono anidride carbonica (CO2), monossido di carbonio (CO), ossidi di azoto 

(NOx), ossidi di zolfo (SOx, normalmente presi in considerazione come anidride solforosa, SO2), 
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idrocarburi incombusti (una miscela di idrocarburi, di cui come UHC) e particelle solide (chiamate 

anche "particolati"). La quantità di ciascuna emissione dipende dal tipo e dalla quantità di combustibile 

impiegato, dalla tecnologia di cogenerazione, età e stato dell’impianto e dei suoi componenti, condizioni 

operative, unità di abbattimento, se presenti, e altro. La portata massica di una sostanza emessa k dovuta 

all'uso di un combustibile f è data dall'equazione: 

𝑚̇𝑘𝑓 = 𝐸̇𝑓𝑒𝑘𝑓 (38) 

dove 𝑒𝑘𝑓 è il fattore di emissione diretta della sostanza k dovuto alla combustione del combustibile f, 

ed 𝐸̇𝑓 è la portata di energia associata al combustibile: 

𝐸̇𝑓 = 𝑚̇𝑓𝐻𝑢𝑓 (39) 

𝑚̇𝑓 è la portata massica del combustibile f, e 𝐻𝑢𝑓 è corrispondente potere calorifico inferiore. 

La stima di 𝑒𝑘𝑓 mediante principi di base è possibile solo in casi semplici solo, mentre per casi meno 

semplici, spesso si ricorre a fattori di emissione dalla letteratura o dai produttori. 

5.6.4 Bilancio locale e globale delle emissioni gassose dirette 

Per confrontare la cogenerazione con la produzione separata di elettricità e calore dal punto di vista 

delle emissioni gassose, deve essere eseguito un bilancio delle emissioni per ciascuna sostanza emessa 

a livello sia locale che globale. Le equazioni saranno scritte in modo che un valore positivo indichi la 

riduzione di un'emissione con cogenerazione ("risparmio" di emissioni); allo stesso modo di PES 

positivo indica riduzione dei consumi di combustibile attraverso l’impiego di un sistema cogenerativo. 

● Bilancio locale delle emissioni dirette 

Senza cogenerazione, l'energia elettrica può provenire da una centrale lontana dal sito, le cui emissioni 

non raggiungono gli utenti di energia elettrica, mentre il calore è prodotto localmente, ad esempio, da 

una caldaia. In tal caso, il bilancio delle emissioni di una sostanza emessa si scrive come: 

Δ𝑚̇𝑘 = 𝑚̇𝑘𝐻𝑃 − 𝑚̇𝑘𝐶𝐻𝑃 (40) 

Vale la pena notare che alcune tecnologie di cogenerazione, ad esempio, motori a combustione interna, 

possono aumentare le emissioni di CO, NOx e UHC, rispetto alle centrali elettriche centralizzate. Se un 

tale sistema di cogenerazione dovesse essere installato in un'area densamente popolata, potrebbe essere 

necessario installare attrezzature per l'abbattimento dell'inquinamento. 

● Bilancio globale delle emissioni dirette 

Si ritiene che la cogenerazione sostituisca l'energia elettrica proveniente da una centrale elettrica e 

calore prodotto da una caldaia. La differenza nella quantità di sostanza emessa, indipendentemente da 

dove si trovano gli impianti, è data dall'equazione: 

Δ𝑚̇𝑘 = (𝑚̇𝑘𝑃𝑃 + 𝑚̇𝑘𝐻𝑃) − 𝑚̇𝑘𝐶𝐻𝑃 (41) 

dove 𝑚̇𝑘𝑃𝑃 è l'emissione della sostanza k nella produzione separata di elettricità (kg / s); 

𝑚̇𝑘𝐻𝑃 è l'emissione della sostanza k nella produzione separata di calore (kg / s); 
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𝑚̇𝑘𝐶𝐻𝑃 è l'emissione della sostanza k in cogenerazione (kg / s). 

Come per il PES, il valore positivo di Δ𝑚̇𝑘 significa che la cogenerazione "risparmia" emissioni, cioè 

riduce le emissioni rispetto alla produzione separata di elettricità e calore. 

5.6.5 Associazione del combustibile e delle emissioni di un sistema di cogenerazione ai suoi 

prodotti 

Nell'analisi di sistemi che portano alla realizzazione di diversi prodotti è spesso interessante e utile 

riferire le risorse utilizzate (sia fisiche che economiche) ai rispettivi prodotti. Nei sistemi di 

cogenerazione, ad esempio, il combustibile utilizzato può essere allocato ai due prodotti elettricità e 

calore. In tal caso, le emissioni possono essere suddivise tra i due prodotti, in proporzione alla 

ripartizione dell’impiego del combustibile. La difficoltà, tuttavia, deriva dal fatto che, 

matematicamente, ci sono due incognite e una sola equazione. Pertanto, sono necessarie ulteriori 

considerazioni per eseguire la corretta associazione. Tre dei metodi più comuni per questo scopo sono 

i seguenti [39,41]: 

1. Metodo energetico (divisione fisica): l'energia chimica del combustibile viene semplicemente 

ripartita tra calore ed elettricità in proporzione al rapporto elettricità / calore. Lo svantaggio 

fondamentale di questo approccio è la mancanza di considerazione della qualità termodinamica del 

calore e dell'elettricità. Di conseguenza, il combustibile destinato alla produzione di calore viene 

sovrastimato. 

2. Metodo dei costi evitati (metodo del processo sostituito): il primo passo di questo approccio è 

determinare il prodotto principale (ad esempio, calore) e il sottoprodotto (ad esempio, elettricità). 

Quindi il sottoprodotto è gravato da un equivalente del consumo di carburante, come avverrebbe nel 

processo di sostituzione, con l'ipotesi che la quantità di sottoprodotto rimanga la stessa in entrambi i 

casi. Tuttavia, questo metodo richiede l'assunzione soggettiva del prodotto principale, del sottoprodotto 

e dei parametri del processo evitato. In alcuni casi, può portare a risultati irragionevoli [42]. 

3. Metodo exergetico (allocazione dell’exergia): come illustrato nella Figura 26, il consumo di 

combustibile e la quantità di prodotti di scarto generati nel processo di produzione dipendono 

strettamente dalle perdite exergetiche o dall'efficienza exergetica. Per questo motivo, il metodo di 

allocazione dell'exergia è qui utilizzato come l'approccio più vantaggioso per l'associazione dell'energia 

e delle emissioni del processo di cogenerazione ai suoi prodotti. Per la ripartizione dei costi nel metodo 

exergetico, sono presi in considerazione i costi energetici locali dei prodotti (coefficiente di consumo 

specifico di exergia). Tali costi sono definiti come il consumo totale di exergia del combustibile (ℰf) 

necessario per ottenere l'exergia del prodotto utile (ℰp) e nel caso di processo di cogenerazione può 

essere espresso come segue: 

k =
ℰf

ℰp
=

αfĖfCHP

ḢCHP[(Tm − T°)/Tm] + Ẇe

 (42) 

dove Ẇe è la potenza elettrica generata in CHP (kW); 

ḢCHP è il flusso di calore prodotto nell'impianto CHP (kW); 

ℰf è l'exergia totale del f-esimo combustibile che alimenta il sistema CHP (kW); 

ℰp è l'exergia totale dei prodotti utili del sistema CHP (kW); 
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Tm è la temperatura termodinamica media del vettore di calore prodotto (K); 

T° è la temperatura ambiente (K). 

Il rapporto di exergia chimica del f-esimo combustibile per unità di potere calorifico inferiore è definito 

dall'equazione: 

αf =
ℰf

Hu
 (43) 

dove Hu è il potere calorifico inferiore del combustibile (MJ / kg o MJ / kmol). 

Utilizzando il costo exergetico specifico dei prodotti di cogenerazione, k, l'energia chimica del 

combustibile che grava sulla produzione di calore nella cogenerazione può essere determinata come 

segue: 

ĖfCHPh = ḢCHP

Tm − T°

Tm

k

αf
 (44) 

Il consumo di energia chimica del combustibile dovuto alla generazione di elettricità nella 

cogenerazione può essere determinato da: 

ĖfCHPe = Ẇe

k

αf
 (45) 

con il requisito che deve essere soddisfatto il seguente equilibrio: 

ĖfCHPe + ĖfCHPh = ĖfCHP =
Ẇe + ḢCHP

ηCHP
 (46) 

dove ηCHP è l'efficienza energetica totale del sistema di cogenerazione. 

Dopo aver determinato opportunamente associato l’utilizzo del combustibile alla produzione di calore 

ed energia elettrica, gli effetti ecologici locali (emissioni dirette di sostanze nocive) possono essere 

valutati utilizzando (38). L'assunzione appropriata delle emissioni specifiche che gravano sulla 

combustione del carburante è necessaria per i bilanci delle emissioni locali e globali e l'analisi dei costi 

termo-ecologici (TEC) 

5.6.5 Dispersione e impatto degli inquinanti sull'ambiente e sulla società: il costo ambientale 

esterno 

In questa sezione, gli impatti ambientali sono valutati sulla base di tre emissioni atmosferiche (SO2, 

NOx e polveri) rilasciate dalla cogenerazione. Nel caso di SO2 e NOx, i limiti imposti per la scala locale 

è stabilito dalle regioni determinate all'interno dei paesi europei, mentre la scala globale mostra 

l'influenza delle emissioni rilasciate in un determinato luogo sulle altre regioni. Nel caso della polvere, 

il limite per la scala locale è determinato da 10.000 km2 circostanti. Si noti che le emissioni cumulative 

vengono rilasciate in aree diverse e possono anche essere intese come emissioni globali. Una varietà di 

ecosistemi causa requisiti differenziati su elementi e composti chimici in vari luoghi del mondo. 

L'analisi presenta l'impatto ambientale delle emissioni rilasciate dalla cogenerazione in relazione a 

livello locale e globale. Va notato che solo alcune emissioni rimarranno nell'area circostante, mentre 
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altre saranno trasportate in altri territori. L'analisi ambientale dovrebbe essere effettuata tenendo conto 

di ogni tipo di area interessata per valutare adeguatamente il potenziale impatto. Le emissioni rilasciate 

provocano effetti sui vari tipi di ecosistemi terrestri a partire dalle vicinanze del punto di emissione. 

L'emissione provoca danni all'ambiente e alla società in prossimità dell'impianto così come in aree 

distanti, anche in altri paesi, che si trovano nella traiettoria di dispersione degli inquinanti. Il metodo 

utilizzato per la stima dei danni ambientali, che si basa sull'Impact Pathway Approach (IPA) [43], è 

stato sviluppato nell'ambito del progetto Externalities of Energy (ExternE). I risultati ottenuti 

utilizzando il metodo IPA sono espressi in valori monetari; tuttavia, i costi esterni derivanti dai danni 

da inquinanti non si riflettono sui prezzi di mercato dei prodotti. Le esternalità degli inquinanti da 

centrali elettriche o altre attività umane dipendono principalmente dall'ubicazione di questa attività. La 

stessa quantità e tipologia di emissioni causa effetti diversi in luoghi diversi, poiché gli impatti negativi 

sulla società e sull'ambiente sono fortemente correlati alla densità della popolazione, ai dati 

meteorologici specifici del sito, alle infrastrutture e altro. Secondo [43], la definizione di esternalità è 

la seguente: 

Le esternalità sono i costi e i benefici che sorgono quando le attività sociali o economiche di un gruppo 

di persone hanno un impatto su un altro e quando il primo gruppo non riesce a tenere adeguatamente 

conto dei loro impatti. 

La prima fase dell'IPA richiede la determinazione delle quantità di vari inquinanti emessi in una 

particolare posizione in una delle 65 sotto regioni in Europa o in 6 regioni al di fuori dell'Europa, come 

la Turchia o l'Egitto. Nella seconda fase, viene utilizzato il modulo di trasporto degli inquinanti 

atmosferici, tenendo conto della velocità e della direzione del vento, delle concentrazioni di base 

(correnti) degli inquinanti e della trasformazione chimica degli inquinanti (i cambiamenti marginali 

delle condizioni ambientali). La terza fase consiste nella valutazione dell'impatto ambientale utilizzando 

le funzioni dose-risposta (DRF). Il DRF mette in relazione la quantità di un inquinante che colpisce un 

recettore all'impatto fisico su questo recettore, ad esempio, il numero di ricoveri [44]. Infine, il costo 

esterno dell'inquinamento viene valutato sulla base dei risultati aggregati ottenuti nelle fasi precedenti. 

Le esternalità si riferiscono a livello locale e regionale. Il livello locale è definito come un'area di 10.000 

km2 e i calcoli in quest'area vengono eseguiti utilizzando una griglia di 10x10 km2. Il livello regionale 

copre l'intera Europa e i calcoli in quest'area vengono eseguiti utilizzando una griglia di 50x50 km2. 

5.6.6 Rumore e vibrazioni 

Il "Rumore ambientale", basato sulla direttiva 2002/49 / CE [45], indica il suono esterno indesiderato o 

dannoso creato dalle attività umane, compreso il rumore emesso dai mezzi di trasporto, dal traffico 

stradale, dal traffico ferroviario, dal traffico aereo e da siti di attività industriale. Il regolamento CE 

definisce la “mappatura del rumore” che si riferisce alla presentazione di dati su una situazione di 

rumore esistente o prevista in termini di descrittore acustico, indicando violazioni rilevanti di qualsiasi 

valore limite in vigore, il numero di persone colpite in una determinata area, o il numero di abitazioni 

esposte a determinati valori di un descrittore acustico in una determinata area. Gli impianti di 

cogenerazione misurano il livello di rumore per conformarsi alle direttive CE. I dati ottenuti vengono 

elaborati in ogni agglomerato per preparare le mappe acustiche. I dati di emissione di rumore possono 

essere ottenuti da misurazioni effettuate sulla base delle seguenti norme internazionali: 

● ISO 8297: 1994 "Acustica - Determinazione dei livelli di potenza sonora di impianti industriali multi 

sorgente per la valutazione dei livelli di pressione sonora nell'ambiente - Metodo ingegneristico." 
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● EN ISO 3744: 1995 "Acustica - Determinazione dei livelli di potenza sonora del rumore mediante 

pressione sonora - Metodo ingegneristico in un campo essenzialmente libero su un piano riflettente". 

● EN ISO 3746: 1995 "Acustica - Determinazione dei livelli di potenza sonora delle sorgenti di rumore 

utilizzando una superficie di misurazione avvolgente su un piano riflettente: 

● ISO 1996-2: 1987 "Acustica: descrizione e misurazione del rumore ambientale - Parte 2: acquisizione 

di dati pertinenti all'uso del suolo". 

● ISO 1996-1: 1982 "Acustica - Descrizione e misurazione del rumore ambientale - Parte 1: Grandezze 

e procedure di base." 

Attualmente, le metodologie di valutazione del ciclo di vita presentano informazioni limitate 

sull'impatto del rumore sull'ambiente circostante. L'analisi ambientale indica che potrebbe essere 

valutato anche l'impatto del rumore. Le vibrazioni, sulla base della direttiva 2002/44 / CE [46], sono 

definite in due livelli: 

● "Vibrazione mano-braccio" indica la vibrazione meccanica trasmessa al sistema mano-braccio 

umano, che comporta rischi per la salute e la sicurezza dei lavoratori, in particolare disturbi vascolari, 

ossei o articolari, neurologici o muscolari. 

● "Vibrazione di tutto il corpo" indica la vibrazione meccanica trasmessa a tutto il corpo, che comporta 

rischi per la salute e la sicurezza dei lavoratori, in particolare stato patologico lombare e traumi della 

colonna vertebrale. 

Inoltre, secondo la direttiva 2006/42 / CE [47] la macchina deve essere progettata e costruita in modo 

tale che i rischi derivanti dalle vibrazioni prodotte dalla macchina stessa siano ridotti al livello più basso, 

tenendo conto del progresso tecnico e della disponibilità di mezzi per ridurre le vibrazioni, in particolare 

alla fonte.  
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6. VALUTAZIONE ECONOMICO-FINANZIARIA DEI COSTI RELATIVI ALLE 

TECNOLOGIE DI COGENERAZIONE 

I sistemi di cogenerazione o trigenerazione sono impianti ad alta intensità di capitale, in ragione 

dell’elevato contenuto tecnologico che li caratterizza e del size dimensionale delle taglie minime di 

impianto. Anche se un sistema di co- o tri-generazione ha un'elevata efficienza energetica, non è 

possibile procedere con l’investimento a meno che non sia anche economicamente sostenibile. 

Nel presente capitolo si forniscono indicazioni in merito alle metodologie per procedere a una 

valutazione preliminare di natura economico-finanziaria di questo tipo di impianti, esaminando le 

diverse categorie di costo che originano dall’acquisto e gestione dell’asset e dei parametri e i KPI di 

natura economica e finanziaria che risultano più diffusi tra i practitioners per gli scopi in oggetto.  

I valori di costo riportati sono i più significativi possibili ma tuttavia, possono essere considerati solo 

indicativi, poiché cambiano in modo significativo in ragione di profili quali il produttore dell’impianto 

in oggetto, la dimensione dell’impianto, il luogo di installazione dell’impianto, ecc.  

Inoltre, i costi delle tecnologie di co- e trigenerazione sono influenzati da diversi fattori, come accordi 

speciali e possibilmente sconti offerti dai produttori, normative sulle emissioni nella zona specifica di 

installazione, disponibilità della manodopera locale e tariffe, esigenze di infrastruttura (ovvero se il 

sistema deve essere situato su un campo nudo o su un sito con strade e reti elettriche esistenti, acqua, 

carburante), tipologia dell’impianto ed altri. In questa sede, pertanto, si intende fornire solamente un 

quadro concettuale di riferimento a livello teorico che non può essere ovviamente di carattere esaustivo, 

dal momento che la valutazione della performance economica di uno specifico impianto di co- o di 

trigenerazione deve essere condotta in dettaglio sulla base delle specificità dell’iniziativa progettuale 

oggetto di valutazione. 

Si precisa inoltre che di seguito si introdurrà una possibile classificazione delle voci di costo che 

caratterizzano la struttura di costi di impianti di cogenerazione. Questa può essere agilmente adattata al 

contesto degli impianti di trigenerazione (considerando le voci di costo relative alle apparecchiature 

quali ad esempio chiller ad assorbimento per la generazione di raffrescamento) mentre per quanto 

attiene invece alle stime di massima dei relativi costi, esse si riferiscono ad impianti di cogenerazione.  

I costi delle tecnologie di co- o di trigenerazione possono essere divisi, come avviene per qualsiasi 

tipologia di investimento in asset in: 

✓ Spese in conto capitale (investimenti) o capital expenditure (CAPEX) 

✓ Costi operativi o operating expense (OPEX) 

All’interno della prima macrocategoria di costo (CAPEX) è opportuno identificare almeno 3 voci 

principali di costo: 

✓ Costi dell’attrezzatura 

✓ Costi d’installazione 

✓ Costi di progettazione 

I costi dell'attrezzatura includono qualsiasi spesa inerente all'acquisto dell'attrezzatura e al trasporto 

delle medesime presso il sito di installazione dell’impianto. Nell’ambito di questa macrocategoria è poi 

possibile identificare almeno 8 voci di costo principali: 



 
 

 
TDI RETE-GNL 

Prodotto T2.3.2: “Report su sinergie: profili economici, risparmio energetico e sostenibilità ambientale” 
Contributo partner di progetto 

66 

a. Costo per il motore principale e gruppo elettrogeno: tale voce di costo dipende dal tipo di 

motore primario installato, dal carburante (o combustibili) utilizzato, dalla potenza erogata, 

dalla tensione e dal sistema di controllo delle emissioni e riduzione del rumore. 

b. Costo per le apparecchiature di recupero del calore e relative tubazioni: tale voce di costo 

dipende non solo dalla quantità, ma anche dalla qualità (pressione e temperatura) dell'energia 

termica erogata, ad esempio acqua a bassa temperatura, vapore saturo di bassa pressione, vapore 

surriscaldante ad alta pressione e altri. Le caldaie a gas di scarico, in particolare, possono essere 

dotate di un sistema di combustione supplementare (utilizzando lo stesso carburante con il 

motore principale o uno diverso), aumentando così la quantità di energia termica fornita oltre 

ai costi sostenuti.  

c. Costi per l’impianto di scarico del gas: il costo dipende da fattori quali la portata e la 

temperatura dei gas di scarico, dal sistema di trattamento dei gas di scarico, dal tipo di valvola 

di bypass se necessaria per operazioni a carico parziale. 

d. Costi per le attrezzature per l’approvvigionamento del carburante: tale voce di costo include 

l'infrastruttura di approvvigionamento, di stoccaggio e di dosaggio del carburante. Per il gas 

naturale, in particolare, potrebbe essere necessario, se la pressione di linea è bassa, un 

compressore per aumentare la pressione al livello richiesto dal motore primario. 

e. Costi per il sistema di ventilazione e alimentazione dell’aria comburente: sono inclusi in tale 

voce di costo i condotti, filtri e apparecchiature di attenuazione del suono. 

f. Costi del quadro di comando: tale voce di costo dipende principalmente dal grado di 

automazione e, in particolare, dal fatto se il sistema è in grado di funzionare senza operatore. 

g. Costi di interconnessione con la rete elettrica: le apparecchiature di interconnessione includono 

la linea di collegamento, nonché le attrezzature di sicurezza e misurazione. Il costo dipende 

anche dal fatto che l'interconnessione sia unidirezionale o bidirezionale (capacità sia di acquisto 

che di vendita di elettricità). 

h. Costi di spedizione e tasse: oltre alle spese per il trasporto delle attrezzature al sito, tasse 

sull’import o altre tipologie di tasse potrebbero essere applicabili. 

I costi di installazione si riferiscono invece alle spese per i permessi alla costruzione, per l’acquisizione 

di terreni, per la costruzione di edifici (tranne se il sistema di cogenerazione è piccolo e lo spazio è già 

disponibile), per l’installazione delle attrezzature, per la documentazione e i disegni progettuali relativi 

alla costruzione delle installazioni in oggetto. 

Infine, i costi di progettazione includono le seguenti voci di costo: 

✓ Onorari di ingegneria per l'analisi, la progettazione, la pianificazione e lo sviluppo di un 

sistema di cogenerazione 

✓ Commissioni di gestione della costruzione 

✓ Studi ambientali e costi di autorizzazione 

✓ Spese legali 

✓ Lettere di credito 

✓ Formazione del personale (tranne se inclusa nel costo dell'attrezzatura) 

✓ Finanziamento del progetto (costi dovuti, ad esempio, agli interessi durante la costruzione o 

ai costi di project financing) 

✓ Imprevisti (indennità per costi imprevisti). 

Nella Tabella 5 viene riproposta la classificazione delle voci CAPEX relative a un impianto di 

cogenerazione. 
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Tabella 5: Classificazione dei costi CAPEX di un impianto di cogenerazione 

 

Fonte: ns elaborazione 

Come già evidenziato, i costi dei sistemi di tri-cogenerazione dipendono non solo dalla tipologia di 

tecnologia scelta, ma anche dal luogo e tempo in cui il sistema di cogenerazione è acquistato e installato. 

Pertanto, si sottolinea nuovamente che i valori di costo che verranno in seguito forniti sono puramente 

indicativi. 

Focalizzandosi sugli OPEX, è possibile categorizzare gli stessi in: 

✓ Costi del carburante: i costi del carburante costituiscono la parte principale dei costi operativi 

ed è per questo che spesso sono trattati separatamente dagli altri costi operativi. Tale costo 

dipende principalmente dal tipo di carburante utilizzato, dal luogo e tempo di acquisto, dalla 

presenza o meno di accordi commerciali tra il cogeneratore e il fornitore di carburante. È 

possibile che il combustibile di un sistema di cogenerazione possa essere un sottoprodotto di 

un processo di produzione, come ad esempio il gas combustibile prodotto nelle raffinerie di 

petrolio. In questi casi, il costo del carburante è molto ridotto o addirittura nullo. 

✓ Costi dei materiali di consumo diversi dal carburante: includono i costi dell'olio 

lubrificante, dell'acqua di reintegro, dei prodotti chimici per il trattamento dell'acqua, prodotti 

chimici per la riduzione dell'inquinamento e altri. Sono molto inferiori al costo del carburante. 

✓ Costi del personale: dipendono dal tipo e dalle dimensioni del sistema di cogenerazione, dal 

numero di ore di funzionamento per giorno (uno, due o tre turni), nonché dal grado di 

automazione.  

Costi di capitale (CAPEX)

Costi dell’attrezzatura

Costo per il motore principale e gruppo elettrogeno

Costo per le apparecchiature di recupero del calore e relative tubazioni

Costi per l’impianto di scarico del gas

Costi per le attrezzature per l’approvvigionamento del carburante

Costi per il sistema di ventilazione e alimentazione dell’aria comburente

Costi del quadro di comando

Costi di interconnessione con la rete elettrica

Costi di spedizione e tasse

Costi d’installazione

Costo permessi costruzione

Costo terreno

Costo costruzioni

Costo documentazione e disegni

Costi di progettazione

Onorari di ingegneria per l'analisi, la progettazione,

la pianificazione e lo sviluppo di un sistema di cogenerazione

Commissioni di gestione della costruzione

Studi ambientali e costi di autorizzazione

Spese legali

Lettere di credito

Formazione del personale

Finanziamento del progetto

Imprevisti
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I sistemi (di piccole e medie dimensioni) completamente automatizzato possono funzionare 

senza la necessità della mano d’opera umana, mentre i sistemi più grandi richiedono la presenza 

continua di personale qualificato.  

✓ Costi di manutenzione: esistono due tipologie di interventi di manutenzione di base:  

o manutenzione programmata, ovvero manutenzione a intervalli prestabiliti dal 

produttore 

o manutenzione secondo necessità, che si basa sul monitoraggio continuo delle 

prestazioni del sistema e analisi dei dati, che indica il tipo e la tempistica dell'azione 

necessaria.  

Inoltre, la manutenzione può essere eseguita da personale qualificato in loco, se disponibile, 

oppure da ditte specializzate sia su chiamata quando necessario, sia con contratto continuativo. 

Sia l'approccio che il modo in cui viene eseguita la manutenzione influiscono sul costo. I costi 

dipendono anche dal tipo di impianto di cogenerazione, dal tipo di combustibile utilizzato, dalle 

condizioni di funzionamento etc. Ad esempio, nel caso di sistemi con motori a combustione 

interna, motori pesanti, in generale, è richiesta una minore attività di manutenzione rispetto ai 

motori leggeri. In aggiunta, motori a cicli frequenti (avvio e spegnimento) aumentano gli stress 

termici e, di conseguenza, costi di manutenzione.  

Anche l’uso di combustibile solido o combustibile liquido pesante con le impurità si traducono 

in costi di manutenzione più elevati. 

✓ Costi assicurativi: l'assicurazione può coprire solo i guasti alle apparecchiature o può essere 

estesa alla perdita di reddito, perdita di risparmi o interruzione dell'attività. Oltre al tipo di 

copertura, i costi assicurativi dipendono dal tipo di motore principale, dalle prestazioni 

dell'attrezzatura, la storia e la progettazione del sistema e la modalità operativa.  

✓ Costi ambientali: la costruzione e il funzionamento dei sistemi di conversione dell'energia 

provocano danni sulla società e sull'ambiente. Ad esempio, l'estrazione di materiali per la 

costruzione può causare la deforestazione e il degrado del suolo in quella particolare area. Gli 

inquinanti emessi durante la costruzione e il funzionamento causano problemi di salute e hanno 

un impatto negativo su flora e fauna, nonché su edifici e monumenti. Tali costi sono quelli 

economicamente più difficile da stimare. 

✓ Altri costi operativi: oltre a quanto sopra, potrebbero esserci commissioni di gestione, tasse, 

interessi sul prestito (se applicabile) o altre spese relative al caso particolare. 

Nella Tabella 6 è graficamente riportata la classificazione delle voci di costo operativo appena descritta. 

Tabella 6: Classificazione dei costi OPEX di un impianto di cogenerazione 

 

Fonte: ns elaborazione 

I costi operativi da quanto appena riportato dipendono perciò principalmente dal particolare sistema di 

tri-cogenerazione in oggetto. 

Costo operativo (OPEX)

Costi del carburante

Costi dei materiali di consumo diversi dal carburante

Costi del personale

Costi di manutenzione

Costi assicurativi

Costi ambientali

Altri costi operativi
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Il costo del carburante, che è il maggiore componente, viene generalmente calcolato separatamente, 

tenendo conto del suo consumo e della tariffa nel luogo di acquisto.  

Al fine di disporre di parametri e KPIs economico-finanziari di partenza funzionali a una prima 

valutazione della convenienza a realizzare questo tipo di impianti, si è partiti dall’analisi della letteratura 

accademica dominante sul tema. In particolare, i dati di costo qui riportati sono estratti dal lavoro 

scientifico di Frangopoulos (2017) “Economic analysis of cogeneration systems”, che indica il costo di 

capitale e operativo per unità di potenza erogata da sistemi di cogenerazione sia di tipo “motore a 

combustione interna a gas” sia di tipo “motore a turbina a gas”. 

Come riportato nella Tabella 7, il range di costo CAPEX individuato per impianti di cogenerazione di 

tipo “motore a turbina a gas” risulta essere tra i 550 euro per MW, nel caso di potenza elettrica erogata 

pari a 20 MW, e 1.200 euro nel caso di erogazione di 1 MW di energia elettrica. È quindi piuttosto 

evidente il sussistere di forti economie di scala rispetto alle voci CAPEX, in virtù delle quali al crescere 

della dimensione di impianto, si registra una riduzione piuttosto significativa del costo unitario per la 

produzione di 1 MW di energia elettrica. 

Per quanto riguarda il costo OPEX della medesima tipologia di impianto di cogenerazione, il range di 

costo risulta compreso tra 9,9 e 14,3 euro per MW di potenza elettrica in relazione ad impianti da 3 a 

45 MW. 

Nel caso di un sistema di cogenerazione con motore a combustione interna a gas, invece, il range di 

costo CAPEX per MW risulta essere compreso tra 770-1.100 euro per MW elettrico. 

Il costo OPEX della medesima tipologia di impianto, di potenza elettrica compresa tra 0,1 e 9,5 MW, 

risulta essere compreso in un range tra 9,3 e 27,5 euro per MW di potenza.  

Tabella 7: Valori di costo OPEX e CAPEX per MW di impianti di cogenerazione di tipo 

motore a combustione interna a gas e motore a turbina a gas 

 

Fonte: ns elaborazione 

Sotto il profilo metodologico, al fine di realizzare una prima valutazione in merito alla convenienza 

economica a dotarsi di impianti energetici di questo tipo, il decisore dovrebbe adottare la logica del 

CAE (costo annuo equivalente) nell’ambito della più ampia metodologia del capital budgeting. Ciò 

soprattutto nel caso in cui la valutazione sia comparativa tra investimenti alternativi (magari non dotati 

della stessa vita utile) o la valutazione in oggetto debba considerare il confronto con una situazione 

esistente pre-intervento (per esempio per valutare un’ipotesi di sostituzione di impianto). 

Come noto il CAE di un investimento (effettuato oggi) è il flusso di cassa annuo (positivo) necessario 

a recuperare un investimento lungo la sua vita economica (considerando anche il costo del capitale). 

Operativamente, il CAE si calcola trasformando un investimento odierno in una serie di flussi di cassa 

futuri (ovvero in una rendita che ha lo stesso VA dell’investimento). Trattandosi di valutazione di un 

Tipo di motore Potenza OPEX per MW CAPEX per MW

Motore a turbina a gas 20 MW 550

1 MW 1.200

3-45 MW 9,9-14,3 €

Motore a combustione interna a gas 20 MW 700

1 MW 1.100

0,1-9,5 MW 9,3-27,5 €
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centro di costo, ovviamente saranno flussi di cassa negativi (ovvero spese per l’installazione e la 

gestione dell’impianto). Questo approccio metodologico, infatti, si impiega in diverse circostanze, come 

quando occorre scegliere tra attrezzature, impianti o altri investimenti di diversa durata (vita 

economica). 

Il CAE, quindi, è quel flusso di cassa per il quale la rendita annua avente CF = CAE e durata uguale 

alla vita utile dell’impianto/investimento (t=n) per cui valga la seguente espressione: 

 

Da cui si evince che il CAE dell’investimento nell’impianto di co- o trigenerazione è dato da: 

 

 

Con la precisazione che 𝑖𝑛 𝑞𝑢𝑒𝑠𝑡𝑜 𝑐𝑎𝑠𝑜 𝑝𝑒𝑟 𝑉𝐴𝑁 𝑑𝑒𝑙𝑙′ 𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑠𝑖 intende solo il valore attuale 

dei costi connessi all’investimento e che tra due investimenti alternativi, in questo caso, in impianti per 

la produzione di energia, andrà scelto quello caratterizzato da CAE più basso. 

  

𝑉𝐴𝐶𝐴𝐸 = 𝐶𝐴𝐸 ∗ [
1

𝑟
−

1

𝑟(1+𝑟)𝑛] = 𝑉𝐴𝑁𝐼 

𝐶𝐴𝐸 =
𝑉𝐴𝑁𝐼

𝐹𝑎𝑡𝑡𝑜𝑟𝑒 𝑟𝑒𝑛𝑑𝑖𝑡𝑎 𝑑𝑖 𝑛 𝑎𝑛𝑛𝑖
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7. FABBISOGNI ENERGETICI DELLE AREE PORTUALI DELL’AREA DI 

RIFERIMENTO 

In questo paragrafo saranno analizzati i fabbisogni energetici relativi ad alcuni porti dell’area del 

Programma. Più in particolare i risultati saranno riportati per il Porto di Genova e per il Porto di Livorno, 

per i quali, anche attraverso il prodotto T 2.1.2, è stato possibile quantificare, attraverso l’impiego di 

questionari sottoposti ai terminalisti operanti nei porti stessi, il fabbisogno energetico complessivo e 

quello specifico di ogni terminalista. Si ricorda che poiché la realtà portuale è estremamente complessa 

sotto l’aspetto dell’utilizzo e la gestione delle fonti energetiche, i questionari hanno permesso di 

mappare solo una quota parte dell’intero fabbisogno energetico del porto. La stima della quota mancante 

è avvenuta attraverso l’impiego di parametri indicatori, messi a punto sui dati forniti attraverso i 

questionari. 

7.1 Descrizione generale del fabbisogno energetico del Porto di Genova. 

Il bacino di Genova si estende ininterrottamente per 22 km lungo la costa, con una superficie totale di 

6 milioni di m2 e 14,5 milioni di specchi acquei, e con 25 terminal, attrezzati per accogliere ogni tipo di 

nave per ogni tipo di merce: contenitori, merci varie, prodotti deperibili, metalli, forestali, rinfuse solide 

e liquide, prodotti petroliferi e passeggeri, con una serie completa di servizi complementari, dalle 

riparazioni navali, allestimento navi alla telematica e l’informatizzazione. L'area portuale di Voltri-Prà 

rappresenta la componente più moderna del porto di Genova, progettata negli anni settanta e completata 

nei primi anni 90 dal gruppo privato Sinport, che aveva acquisito la concessione a gestire il nuovo 

terminal contenitori. A partire dal 1992, le attività portuali si sono rapidamente sviluppate, superando 

per la prima volta nel 2007 il milione di contenitori. 

Il porto e la città di Savona sono cresciuti insieme durante duemila anni di storia: oggi le aree dedicate 

alle attività portuali coprono quasi 500.000 m2, con profondità che superano i 20 metri. Alla fine degli 

anni ‘90 le banchine più antiche e vicine al cuore della città sono state riconvertite per attività turistiche, 

crociere e nautica da diporto, mentre le attività mercantili (merci varie, Ro-Ro e rinfuse) sono state 

concentrate nella parte dello scalo più lontana dalla città, dove i fondali profondi consentono l’attracco 

delle navi più grandi.  

Il porto di Vado si è sviluppato a partire dagli anni ’60 a ponente della città di Vado Ligure, ed oggi le 

opere portuali coprono una superficie di circa 350.000 m2. Nel corso degli anni lo scalo si è specializzato 

nel settore della frutta e dei traghetti mentre nella rada trovano spazio impianti per lo sbarco di prodotti 

petroliferi, destinati alle industrie costiere ed alle raffinerie dell’entroterra. Grazie ai profondi fondali 

naturali della rada di Vado (oltre 22 metri), sono in corso i lavori per realizzare un nuovo terminal 

container deep-sea, dedicato alle portacontainer di grande dimensione, entrato parzialmente in funzione 

alla fine del 2019.1 

Seppur l’AdSP del Porto di Genova gestisca i porti sopra elencati, i dati reperiti relativi ai terminalisti 

che operano all’interno del porto sono state fornite con dettaglio per i soli bacini di Sanpierdarena, del 

porto petroli, del terminal crociere e del porti di Voltri-Prà. Pertanto, l’analisi che si condurrà nei 

prossimi paragrafi riguarderà solo tali bacini. 

 

 

1 Fonte: www.portsofgenoa.com 
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7.1.2 Ripartizione del consumo di energia 

Nel seguito è riportata la ripartizione dei consumi energetici dei maggiori terminalisti presenti 

all’interno del Porto di Genova. In particolare, si riportano i consumi nelle loro diverse tipologie, 

suddividendoli in tre macrocategorie, ovvero: 

- Consumo elettrico, dovuto alle utenze elettriche, di diversa natura, presenti nell’area di 

competenza del terminalista 

- Consumo termico, dovuto al riscaldamento degli edifici, laddove necessario, con diverse 

tipologie di combustibile, ovvero gas naturale, espresso in m3, oppure olio combustibile, 

espresso in tonnellate ovvero in litri 

- Consumo di combustibile per l’alimentazione dei mezzi di banchina, siano essi gru per il carico 

o lo scarico materiali, oppure mezzi destinati alla movimentazione del materiale stesso 

all’interno dell’area portuale di competenza. 

Si riporta inoltre l’autoconsumo di energia elettrica proveniente da fonti di tipo rinnovabile installate 

nell’area di competenza del terminalista. 

Come dettagliatamente illustrato nel prodotto T2.1.2, la stima dei fabbisogni energetici a livello 

portuale, sia in termini di consumi effettivi, sia in termini di energia primaria, risulta essere un 

argomento particolarmente complesso, data la eterogeneità delle attività e conseguentemente delle 

tipologie consumi ad esse associate. 

Poiché inoltre i dati elativi agli effettivi consumi sono di difficile reperimento, quantomeno per la 

mappatura dell’intera area portuale, nel prodotto T2.1.2 è stata messa a punto una procedura di stima 

prospettica del fabbisogno energetico delle aree portuali per mezzo della definizione di parametri 

indicatori (KPI, Key Performace Indicators), basati sui risultati forniti, attraverso dati disaggregati, 

attraverso la compilazione dei questionari descritti nei precedenti prodotti. 

Tale strumento si basa sulla suddivisione degli operatori portuali in categorie di tipo omogeneo, ovvero 

macrocategorie che includono i terminalisti in gruppi omogenei in base alla categoria di appartenenza 

delle attività commerciali e destinazioni d’uso delle aree. 

Attraverso l’analisi delle attività dei terminalisti, sono state individuate le seguenti aree omogenee: 

1. General cargo 

1.1 Multipurpose 

1.2 Container 

2 Rinfuse liquide (petrolio, derivati, etc.) 

3 Rinfuse solide (carbone, minerali ferrosi e non ferrosi, granaglie, etc.) 

4 Cantieristica (costruzione e riparazioni navali) 

5 Terminal passeggeri 

6 Marine (nautica da diporto) 

7 Altro (magazzini, logistica, etc.) 

Per maggiore chiarezza del documento, si riporta un breve riepilogo della descrizione delle diverse 

categorie. I terminal di tipo “General cargo” sono caratterizzati da processi produttivi che riguardano 
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carico, scarico, trasbordo, stoccaggio, movimentazione di merci e inoltro/ricezione mediante trasporto 

terrestre. 

Poiché all’interno di tale gruppo sussiste una certa eterogeneità di attività, legata prevalentemente alla 

tipologia di merce trattata, si è scelto di effettuare un’ulteriore suddivisione in “Multipurpose” e 

“Container”. I terminal multipurpose, in particolare, presentano caratteristiche gestionali e 

organizzative di maggiore flessibilità in quanto sono in grado di movimentare rotabili, merci varie, 

project cargo e, in misura di solito non prevalente, container. I terminal container, invece, sono 

fortemente specializzati da un punto di vista dei processi e delle sovrastrutture e movimentano container 

pressoché in via esclusiva. 

Di più facile gestione risulta invece la categorizzazione dei terminalisti operanti nell’ambito delle 

rinfuse. Infatti, per tale categoria la suddivisione avviene in base alla natura della rinfusa trattata, 

considerando lo stoccaggio di liquidi e solidi e pertanto le categorie omogenee “Rinfuse liquide” e 

“Rinfuse solide”.  

Per quanto riguarda la categoria Cantieristica, in essa sono incluse le attività di riparazione e costruzione 

navali. Tale tipologia di attività risulta particolarmente energivora dal punto di vista del fabbisogno 

elettrico, in quanto il processo produttivo richiede spesso l’impiego di macchinari alimentati ad energia 

elettrica. La categoria terminal passeggeri riguarda le aree adibite ad attività quali i terminal traghetti e 

le stazioni marittime. 

Nella categoria marine invece sono state considerate, per la stima dei fabbisogni energetici, un criterio 

connesso agli specchi acquei destinati alla sosta dei natanti. Infine, le rimanenti attività non classificabili 

nelle precedenti macrocategorie sono state incluse nel gruppo “Altro”; tale aggregato include a titolo 

esemplificativo i magazzini destinati alla logistica e servizi ancillari. 

Sulla base dei KPIs calcolati e dell’analisi delle statistiche descrittive (spazi portuali occupati dalle 

diverse categorie di terminalisti/concessionari; volumi di traffico gestiti, etc.), si è quindi proceduto a 

stimare in primo luogo i consumi energetici relativi al porto di Genova considerando congiuntamente i 

dati effettivi di consumo e le stime per i concessionari in relazione ai quali non sono disponibili i dati. 

Tale analisi conduce a una stima dei consumi energetici per il porto di Genova, in termini di energia 

primaria, pari a 480,05 GWh (Figura 28). Questo valore è dato dalla somma dei consumi termici 

(energia primaria 193,21 GWh) e dei consumi di energia elettrica primaria (286,83 GWh). I consumi 

elettrici primari corrispondono a 131,94 GWh di consumi elettrici assorbiti dai 

terminalisti/concessionari. 
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Figura 28. Stime consumi porto di Genova (energia primaria): valori relativi a consumi termici ed 

elettrici. 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

La Figura 29 riporta il diagramma a torta relativo ai consumi elettrici riportati in termini di energia 

primaria e consumi termici. 

Figura 29. Stime consumi porto di Genova (energia primaria): peso relativo di consumi termici ed 

elettrici. 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

In Figura 30 ed in Figura 31 sono riportate le ripartizioni dei dati globali tra le differenti categorie 

omogenee precedentemente descritte. 



 
 

 
TDI RETE-GNL 

Prodotto T2.3.2: “Report su sinergie: profili economici, risparmio energetico e sostenibilità ambientale” 
Contributo partner di progetto 

75 

Figura 30 - Ripartizione tra le differenti categorie omogenee del fabbisogno di energia elettrica 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

Figura 31 - Ripartizione tra le differenti categorie omogenee del fabbisogno di energia termica 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

Come si può facilmente osservare dalle precedenti figure, le categorie con il più elevato consumo 

elettrico e termico risultano Container e Cantieristica. L’elevato throughput della categoria Container, 

legato alla movimentazione di container stessi, giustificano gli elevati consumi elettrici per il regolare 

svolgimento dell’attività di scarico attraverso mezzi fissi (gru di banchina, RTG, ecc) e mobili (Reach 

stakers, forklifts ecc.). Gli elevati consumi associati alla produzione delle attività di cantieristica (dovuta 

prevalentemente all’impiego di macchinari), giustifica l’elevato consumo elettrico di tale categoria. 

Queste due categorie da sole rappresentano circa il 70% del fabbisogno elettrico ed il 50% circa del 

consumo termico. 

Considerando la sola parte elettrica le classi di consumo medio basso sono costituite da rinfuse liquide, 

multi-purpose, terminal passeggeri, altro e marine con percentuali variabili tra il 4.88 % e 6.85 % quindi 

con un ordine di grandezza inferiori alle precedenti. 



 
 

 
TDI RETE-GNL 

Prodotto T2.3.2: “Report su sinergie: profili economici, risparmio energetico e sostenibilità ambientale” 
Contributo partner di progetto 

76 

La categoria rinfuse liquide deve il loro consumo elettrico prevalentemente per la presenza di pompe di 

trasporto degli olii ed anche, in misura minore, per consumo edifici; inoltre, considerando la parte 

termica si evidenzia l’importanza di tale categoria in quanto le attività interne richiedono 

necessariamente l’utilizzo combinato delle due fonti energetiche. Come sarà più chiaro in un esempio 

presentato nei prossimi paragrafi, legati all’impiego di un impianto cogenerativo in ambito portuale, 

tale categoria necessita infatti di un importante fabbisogno termico per riscaldare gli olii combustibili 

stoccati in modo tale da diminuirne la viscosità e rendere più agevole la loro movimentazione all’interno 

degli impianti di stoccaggio. 

La categoria Multipurpose svolge un ruolo simile alla categoria container. Tuttavia, l’entità delle 

volumetrie gestite nell’arco dell’anno risulta minore ed inoltre la ripartizione tra i consumi elettrici e 

termici dipende fortemente dalle strategie aziendali. (a tal proposito si rimanda al prodotto T2.1.2 per 

maggiori approfondimenti). 

La categoria terminal passeggeri risulta anch’essa energivora sia dal punto di vista elettrico sia da quello 

termico in quanto il consumo degli edifici presenti nell’attività è rilevante. La categoria Marine presenta 

un assorbimento elettrico dovuto prevalentemente all’alimentazione a banchina di imbarcazioni. 

La categoria altro contiene molteplici attività che non risultano facilmente classificabili nelle attività 

tipiche del porto; all’interno di questa classe sono presenti, a titolo di esempio, magazzini e servizi di 

logistica; il loro consumo è dovuto principalmente a mezzi di trasporto e consumo edifici. 

Infine, la categoria di minor rilevanza elettrica e termica è associata alla categoria delle rinfuse solide. 

Analizzando con maggiore dettaglio i fabbisogni energetici delle precedenti classi omogene e 

suddividendo le componenti di consumo elettrico e termico che costituiscono i consumi globali in 

sottocategorie di maggiore dettaglio, è possibile effettuare una valutazione più accurata dei fabbisogni 

energetici. 

È necessario sottolineare che nelle analisi successive non sarà considerata la categoria Altro, visto che 

tale categoria raggruppa genericamente un insieme di attività disomogenee e partecipa al fabbisogno 

energetico globale in termini piuttosto contenuti. Per tutte le altre categorie, sono state invece valutate 

le entità delle seguenti voci di fabbisogno energetico: 

1. Consumo globale degli edifici 

2. Illuminazione 

3. Attività interne e tipiche delle categorie 

4. Mezzi di movimentazione mobili 

5. Mezzi di movimentazione fissi 

6. Mezzi di trasporto delle persone 

Nella Tabella 8 e nella Tabella 9 sono riportate le frazioni percentuali dei consumi ripartite secondo la 

precedente classificazione suddividendo il consumo di ognuna delle tipologie, laddove possibile, in 

energia elettrica e termica.  
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Tabella 8 - Ripartizione dei fabbisogni energetici per le diverse categorie 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

Tabella 9 - Ripartizione dei fabbisogni energetici per le diverse categorie 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

Escludendo da tali fabbisogni energetici quelli relativi all’impiego di combustibile destinato a mezzi di 

trasporto non elettrici, non idonei alla valutazione dei fabbisogni energetici per l’individuazione delle 

categorie per le quali potrebbe essere prevista l’adozione di impianti di tipo cogenerativo in ambito 

portuale, è possibile valutare, per le diverse categorie il rapporto caratteristico tra energia termica ed 

energia elettrica richiesta. Tali valori sono riportati in Tabella 10.  

Tabella 10 - Rapporto caratteristico tra fabbisogno termico e fabbisogno elettrico per le diverse 

categorie omogenee analizzate 

 

Fonte: Ns. elaborazione. 

Da tali rapporti emerge chiaramente che le categorie con maggiore fabbisogno termico rispetto a quello 

elettrico sono la categoria rinfuse liquide, e quella multipurpose. Come precedentemente osservato, la 

Illuminazione

Elettrico - [%] Termico - [%] Elettrico - [%] Elettrico - [%] Termico - [%]

Container 22% 15% 20% 27% 0%

Cantieristica 27% 18% 0% 71% 61%

Rinfuse liquide 39% 0% 1,28% 60% 99%

Multipurpose 48% 32% 18% 10% 1%

Terminal passeggeri 75% 95% 23% 0% 0%

Marine 6% 74% 1% 93% 0%

Rinfuse solide 1% 18% 12% 0% 23%

Consumo edifici Attività interne

Elettrico - [%] Termico - [%] Elettrico - [%] Termico - [%] Elettrico - [%] Termico - [%]

Container 14% 85% 18% 0% 0% 1%

Cantieristica 2% 13% 0% 0% 0% 9%

Rinfuse liquide 0% 0% 0% 0% 0% 0%

Multipurpose 0% 65% 23% 0% 0% 1,75%

Terminal passeggeri 0% 3% 2% 0% 0% 2,24%

Marine 0% 0% 0% 0% 0% 25,71%

Rinfuse solide 0% 57% 86% 0% 0% 1,05%

Mezzi mobili Mezzi fissi Mezzi trasporto persone

Container 0,20

Cantieristica 0,63

Rinfuse liquide 3,41

Multipurpose 1,24

Terminal passeggeri 0,25

Marine 0,03

Rinfuse solide 0,36

Rapporto tra energia 

termica ed elettrica
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categoria rinfuse liquide deve l’elevata richiesta di fabbisogno termico alla necessità di mantenere a 

temperatura costante gli olii combustibili per facilitarne la movimentazione. La categoria multipurpose 

presenta anch’essa un rapporto tra energia termica ed elettrica maggiore dell’unità, seppur minore di 

quello legato alla categoria rinfuse liquide, a causa della presenza di palazzine ad uso uffici che 

necessitano di riscaldamento durante il periodo invernale. Sulla base di tali analisi, pertanto, gli esempi 

applicativi di impianti di tipo cogenerativo presentati nei paragrafi successivi saranno applicati alle due 

categorie appena descritte. 

7.2 Descrizione generale del fabbisogno energetico del Porto di Livorno 

Il porto di Livorno si affaccia sull’Alto Tirreno e si trova nella parte Nord-Occidentale della Toscana. 

È principalmente interno alla linea di costa, ben protetto dai venti del quadrante sud ed ovest. 

Il porto di Livorno, classificato come Core all’interno delle reti transeuropee di trasporto (TEN-T) è 

uno scalo polivalente, dotato cioè di infrastrutture e mezzi che consentono di accogliere qualsiasi tipo 

di nave e di movimentare qualsiasi categoria merceologica ed ogni tipologia di traffico (LO-LO, rotabile 

RO-RO, rinfuse liquide e solide, auto nuove, crociere, ferries, prodotti forestali, macchinari, ecc.). La 

dotazione infrastrutturale del Porto permette la connessione alle principali arterie stradali e ferroviarie 

nazionali ed alle zone aeroportuali di Pisa e Firenze. Grazie al suo hinterland piuttosto ampio, formato 

principalmente da Toscana, Emilia-Romagna, Umbria e Marche, molto attivo dal punto di vista 

imprenditoriale ed industriale, il Porto di Livorno movimenta un elevato quantitativo di merci. 

Il porto di Livorno è caratterizzato da importanti testimonianze monumentali e storiche delle quali si 

deve tener conto nello studio e nella pianificazione degli sviluppi futuri del porto ai fini di una loro 

ulteriore valorizzazione ed integrazione. Infatti, sia nel porto vecchio (ad es. Porto Mediceo, Fortezza 

Vecchia, diga Curvilinea) che nel porto nuovo (ad esempio Torre del Marzocco) numerosi sono i segni 

che testimoniano il grande passato del porto. 

La stima dei consumi si basa sui dati forniti dall’Autorità di Sistema Portuale del Mar Tirreno 

Settentrionale, in particolar modo sulle risposte a questionari diretti agli operatori. La valutazione è 

stata divisa in tre parti: 

• Consumi dovuti alla movimentazione delle merci su banchina e rimorchiatori. 

• Consumi dovuti alle navi in sosta. 

• Consumi elettrici e termici per altri utilizzi degli operatori (e.g. uffici, magazzini). 

7.2.1 Consumi per movimentazione merci in banchina e rimorchiatori 

Per ottenere una stima complessiva sull’intero porto si sono sommati i consumi annuali di tutti i mezzi 

di tutti gli operatori (l’Autorità portuale riporta che il gasolio è il combustibile principalmente usato per 

i mezzi da banchina). Di seguito si riportano gli operatori di cui non si hanno dati: Gruppo ormeggiatori, 

Intercontainers Livorno, Bartoli, Mariter, Porto commerciale, Livorno Est. Per stimare i consumi di 

questi operatori mancanti, si sono ottenuti il numero e tipologia di mezzi da riferimenti online e si sono 

moltiplicati per il consumo unitario di ogni tipologia di mezzo ricavato dai questionari presenti degli 

altri operatori. Di conseguenza, la stima è molto approssimativa e si aggira intorno ai 3 milioni di litri 

di gasolio annui (circa 30 GWh), per l’intero porto. 

Nella Tabella 11 e nella Tabella 12 riportate di seguito sono visibili rispettivamente i consumi reali 

degli operatori indicati e le stime degli operatori mancanti. 
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Tabella 11 - Consumi di combustibile tradizionale per ogni operatore e mezzo 

Mezzi 

Operatori (movimentazione merci e rimorchiatori/ormeggiatori)    

Terminal Darsena 

Toscana 
Lorenzini & Co 

Terminal Calata 

Orlando 
Fratelli Neri Aferpi  

Numero 

Consumi 

totali 2017 

[l] 

Numero 

Consumi 

totali 2017 

[l] 

Numero 

Consumi 

totali 2017 

[l] 

Numero 

Consumi 

media 16/17 

[l] 

Numero 

Consumi 

totali 2017 

[l] 

Totale 

consumi 

anno [l] 

Gru 8 Elettriche   ? 79000 1 4185 3 elettriche? 83185 

Reach 

stacker 
20 710531         710531 

Ralle 6 42319         42319 

Locomotori         5 76426 76426 

Mezzi 

pesanti 
    ? 105000 ? 105000 2 8866 218866 

Fork lift 8 9599     1 542   10141 

RTG 13 342110 4 172000       514110 

GOTT   5 355000       355000 

FAN.115   1 12000       12000 

Flotta 

rimorchiatori 
      10 159235   159235 

TOT  1104559  539000  184000  268962  85292 2181813 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Tabella 12 - Stima dei consumi di combustibile tradizionale per ogni operatore e mezzo 

Mezzi 

STIMA MANCANTI  

Gruppo 

ormeggiatori 

Intercontainers 

Livorno 
Bartoli Mariter Porto commerciale Livorno Est  

Numero 
Consumi 

[l] 
Numero 

Consumi 

[l] 
Numero 

Consumi 

[l] 
Numero 

Consumi 

[l] 
Numero 

Consumi 

[l] 
Numero 

Consumi 

[l] 

Totale 

consumi 

anno [l] 

Gru         3 elettriche?    

Reach 

stacker 
  5 177632 1 35526   6 213159 1 35526 461845 

Ralle              

Locomotori              

Mezzi 

pesanti 
             

Fork lift     23 20031 13 11322 37 32224 9 7838 71416 

RTG              

GOTT     2 142000       142000 

FAN.115              

Flotta 

rimorchiatori 
9 143311           143311 

TOT  143311  177632  197558  11322  245383  43364 818573 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Infine, in Figura 32 è riportata il contributo al consumo totale per ogni tipologia di mezzo. 

Figura 32 - Contributo al consumo totale per ogni tipologia di mezzo 

 

Fonte: ns. elaborazione 

7.2.2 Consumi delle navi in sosta 

Per quanto riguarda la sosta delle navi, nel porto di Livorno c'è una banchina elettrificata ma non viene 

utilizzata. I dati forniti si riferiscono alle principali categorie di navi operanti ed i consumi energetici 

durante la sosta si basano su una stima realizzata utilizzando gli effettivi tempi di sosta delle navi e le 

potenze installate a bordo. Non si è a conoscenza dei tipi di combustibile (olii combustibile 

principalmente) e delle quantità consumate perché sono dati riservati che gli armatori non condividono. 

La Tabella 13 sintetizza i consumi delle navi in sosta stimati. Come si può vedere in rosso, il consumo 

complessivo annuale si aggira intorno a 12,3 GWh. Ipotizzando un rendimento dei motori del 30%, il 

consumo di energia primaria è di circa 41 GWh. 

Tabella 13 - Tipologia e consumi delle navi in sosta 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Figura 33 - Contributo al consumo totale in sosta per ogni tipologia di nave 

 

Fonte: ns. elaborazione 

I circa 12.33 GWh annui si ipotizza che siano attualmente prodotti con motori a combustione interna 

con rendimenti medi operativi del 33% quindi con un consumo di diesel pari a 37 GWh. Considerato 

che il diesel ha un potere calorifico inferiore di 11.83 kWh/kg, ovvero di 10 kWh/l, questo consumo 

corrisponde a 3.700.000 litri di diesel. 

Considerando il fattore emissivo del diesel di 2.67 kg di CO2 per litro (Source: U.S. Environmental 

Protection Agency. Emission Facts: Average Carbon Dioxide Emissions Resulting from Gasoline and 

Diesel Fuel) a quel consumo corrispondono 9879 tonnellate di CO2 emessa. 

Altri inquinanti come NOx e SOx sono normati dall’IMO nell’Annex VI ed hanno visto forti riduzioni 

nelle ultime decadi. Per quanto riguarda gli NOx valgono però le normative al tempo della costruzione 

nave, quindi oggigiorno giungono nei porti navigli con generatori di bordo ad elevate emissioni. 
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Figura 34 - Limiti alle emissioni secondo le MARPOL 

 

 

In caso di alimentazione elettrica da banchina ovviamente le emissioni di CO2, insieme a quelle di altri 

inquinanti, verrebbero localmente azzerate e globalmente ridotte in relazione al mix di produzione 

attuale di energia elettrica nazionale pari a meno di 300 gCO2/kWh, come indicato nella tabella seguente 

dove sono riportati i dati a livello europeo. 

Tabella 14. Fattore di emissione di gas serra del settore elettrico per la produzione di elettricità (g 

CO2eq / kWh) nei principali Paesi europei e in EU28. Dati in ordine decrescente del valore del 2017. 

 

In generale risulta però difficoltosa l’elettrificazione della banchina e la predisposizione delle navi 

all’alimentazione in corrente alternata da terra. Può essere pertanto presa in considerazione una 

alternativa a minor costo infrastrutturale: l’alimentazione da banchina tramite gruppi mobili di 

produzione dell’energia elettrica alimentati a GNL. In questo caso si ipotizza di fornire i 12.33 GWh 
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con motori a combustione interna ottimizzati a rendimento medio più elevato, ca. 40%, quindi 

consumando 30.8 GWh di GNL, corrispondenti a 2.217.626 kg di GNL (potere calorifico del metano 

13,9 kWh/kg) con emissioni di CO2 di 6098 tonnellate (2.75 kg CO2 per kg di metano); quindi una 

riduzione delle emissioni di CO2 del 40% rispetto alla produzione a bordo con gruppi diesel. 

Per quanto riguarda gli NOx, nonostante le normative sempre più stringenti, il GNL garantisce una forte 

riduzione delle emissioni, oltre l’80%. Inoltre, l’utilizzo di GNL, praticamente, azzera le emissioni di 

SOx e particolato. 

7.2.3 Consumi elettrici e termici per altri utilizzi degli operatori 

In merito a questo punto, sono purtroppo mancanti i dati di molti operatori. Di seguito, si riportano 

solamente i consumi elettrici medi (2016-2017) reperiti. 

Tabella 15 - Consumi elettrici e di gas naturale per gli operatori del porto di Livorno (parziale) 

Consumi energia elettrica/impianti termici/altro 
 EE [kWh] ET gas naturale [m3] ET Gpl [m3] 

Terminal darsena toscana 8714461 13461  

Lorenzini & C 1104663   

Costieri D’Alesio e 

Toscopetrol 
2497358   

Terminal Calata Orlando 48272   

Grandi Molini Italiani 100000   

FRATELLI NERI SPA 588247  2300 

AUTOVETTURE CP 

LIVORNO 
   

CAPITANERIA DI 

PORTO DI LIVORNO 

(sede distaccata) 

72256 3193  

CAPITANERIA DI 

PORTO DI LIVORNO 

(sede centrale) 

81572 10626  

Tot 13206831 27281 2300 

Fonte: ns. elaborazione 

Dall’allegato statistico 2019 del Porto di Livorno si può desumere la quantità di prodotti petroliferi 

imbarcati e sbarcati. Questi prodotti necessitano di essere riscaldati prima di essere trasportati in 

pipeline dedicate. Ad oggi a Livorno è presente e operativa una raffineria Eni che autoproduce energia 

e sfrutta quindi il calore residuo in cogenerazione per questo scopo. 
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In prospettiva futura, visto il mutamento dello scenario europeo in termini di consumi di combustibili 

fossili non è irrealistico immaginare a un forte ridimensionamento del comparto europeo di raffinazione 

petrolifera. 

In questa ottica si può pensare che i prodotti ‘Oil’ che verranno ancora sbarcati nel porto di Livorno per 

altri fini, non potranno più beneficiare della presenza del calore di scarto della attuale raffineria. In 

questo caso, soprattutto se il futuro porto sarà dotato di impianti di autoproduzione elettrica, magari 

proprio a GNL, questo calore potrebbe essere ottenuto in cogenerazione, prevedendo quindi una 

quantità di prodotti petroliferi di circa 2 Mt in transito nel porto si può (con molta approssimazione) 

stimare una richiesta di 10GWh termici, considerando un fabbisogno termico specifico di circa 5kWh/t 

sulla base degli attuali consumi. 
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8. ESEMPI APPLICATIVI DI IMPIANTI COGENERATIVI E TRIGENERATIVI  

In questo paragrafo sono riportati alcuni esempi relativi a potenziali applicazioni riguardanti impianti 

di tipo cogenerativo o trigenerativo nelle aree portuali delle regioni di interesse del progetto. Più in 

particolare, per quanto attiene al porto di Genova, per il quale le analisi dei fabbisogni energetici 

riportate nei prodotti precedenti e riassunte nel paragrafo 7.1 risultano piuttosto complete ed esaustive, 

è stato possibile procedere alla stesura di due analisi di fattibilità riguardanti un impianto cogenerativo 

ad asservimento di terminalisti operanti nell’ambito della movimentazione delle rinfuse liquide ed un 

impianto di tipo trigenerativo ad asservimento di edifici ad uso ufficio. Come evidenziato dai paragrafi 

precedenti, l’analisi delle infrastrutture presenti nel Porto di Genova ha quantificato l’impatto 

energetico associato alle utenze, classificabili come "energivore": a queste si associano consumi sia di 

energia elettrica, sia termica, per la maggior parte delle strutture. I possibili interventi sul contesto 

descritto agiscono principalmente su due livelli: un obiettivo consiste nella riduzione della spesa 

associata all’acquisto di energia elettrica, mediante la razionalizzazione dei consumi; una seconda 

opzione prevedrebbe l’installazione di impianti destinati all’autoproduzione dell’energia consumata, 

traendo vantaggi da soluzioni ad elevata efficienza. A tal fine, ci si può rifare a una tecnologia di 

cogenerazione, tramite la quale si rende disponibile la produzione combinata di energia elettrica e 

calore. Il vantaggio principale della soluzione cogenerativa è rappresentato dall’efficienza globale del 

sistema, nettamente superiore rispetto alla generazione indipendente dei due flussi energetici. I 

diagrammi esemplificativi riportati in questo paragrafo illustrano brevemente la differenza nella logica 

di produzione dell’energia necessaria al soddisfacimento della domanda: generando in maniera 

indipendente energia elettrica e calore (Figura 35), sono necessari due impianti separati, aventi ciascuno 

prestazioni allo stato dell’arte e richiedendo un input di energia primaria. 

Figura 35 - Sistema tradizionale per la produzione di energia elettrica e calore 

 

Fonte: ns. elaborazione 

Questa prima soluzione consente di raggiungere rendimenti tra il 50% ed il 60%, considerando il totale 

dell’energia fornita alle utenze in rapporto al combustibile consumato da entrambi gli impianti. La 

logica cogenerativa descritta nello schema rappresentato in Figura 36, al contrario, consente di sfruttare 

al meglio i cascami termici e di ottenere valori di efficienza globale dell’ordine del 70-80%, anche al 

netto di eventuali perdite di energia. La quantità di combustibile richiesta, in rapporto alla soluzione 

precedente, può ridursi anche del 35-38%, a parità di tipologia di combustibile impiegato e di energia 

fornita alle utenze. 
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Figura 36 - Sistema cogenerativo per la produzione di energia elettrica e calore 

 

Fonte: ns. elaborazione 

In maniera analoga, quando il fabbisogno energetico è legato alla richiesta di energia elettrica ed energia 

termica sia per il riscaldamento, sia per il raffrescamento (o condizionamento), è possibile ricorrere ad 

una tecnologia di tipo trigenerativo, tramite la quale si rende disponibile la produzione combinata di 

elettricità, calore ed energia frigorifera. Il vantaggio principale della soluzione è rappresentato ancora 

una volta dall’efficienza globale del sistema, nettamente superiore rispetto alla generazione 

indipendente dei tre flussi energetici: è opportuno precisare che questi impianti sono solitamente 

designati ad utenze civili di grande taglia, che richiedano contemporaneamente elettricità e calore 

durante il periodo invernale ed elettricità e raffrescamento durante il periodo estivo. Nella Figura 37 è 

rappresentato un sistema tradizionale per la produzione indipendente di energia elettrica, energia 

termica sotto forma di calore ed energia termica per il raffrescamento, mentre nella  

Figura 38 è rappresentato un sistema di tipo trigenerativo. 

Figura 37 - Sistema tradizionale per la produzione di energia elettrica, calore e raffrescamento 

 

Fonte: ns. elaborazione 

Figura 38 - Sistema di tipo trigenerativo 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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8.1.1 Esempio 1: impianto cogenerativo per impianti di stoccaggio olii combustibile 

La manipolazione e lo stoccaggio di rinfuse che si trovano, alla temperatura ambiente, in fase liquida, 

solida o semisolida, comporta spesso la necessità di riscaldare queste sostanze, fino a temperature che 

ne consentano una più agevole la movimentazione. Infatti, la viscosità dei prodotti del petrolio dipende 

fortemente dalla temperatura, ed alcuni prodotti alla temperatura ambiente, presentano una viscosità 

tale da rendere non realizzabile oppure decisamente dispendiosa la loro movimentazione per mezzo di 

sistemi di pompaggio. Aumentando la temperatura di tali sostanze, è possibile ridurne la viscosità e 

rendere più agevole la loro movimentazione. 

La conseguente domanda di energia termica è direttamente legata alla stagionalità ed al volume dei sili 

destinati a questo uso: generalmente, la richiesta energetica associata all’attività portuale è ingente ed 

estesa sull’intero arco dell’anno, con variazioni relative in funzione della temperatura ambiente durante 

le diverse stagioni. La presenza di una domanda termica con continuità nel corso del tempo è una 

caratteristica fondamentale affinché sia efficace un impianto adibito alla cogenerazione ad alto 

rendimento. Il presente paragrafo riporta quindi i risultati di uno studio preliminare di fattibilità, volto 

a valutare i vantaggi nell’uso di cogenerazione per il riscaldamento di un sistema di stoccaggio e 

movimentazione di rinfuse liquide presente nell’area del Porto di Genova. 

Figura 39 - Fabbisogno energetico del sistema di stoccaggio di rinfuse liquide 

 

Fonte: ns. elaborazione 

Si riporta in Figura 39 un andamento tipo delle richieste energetiche su una delle utenze selezionate, 

rispetto al carico base: il consumo di maggiore entità è rappresentato dalla richiesta termica per la 

movimentazione delle rinfuse liquide, con picchi concentrati nei mesi invernali; la richiesta elettrica si 

comporta di conseguenza, poiché vi si comprende la potenza richiesta all’alimentazione di impianti a 

pompa di calore per uffici e strutture. L’analisi dei fabbisogni termici delle utenze potenzialmente 

interessate dall’intervento mette in luce la variabilità della domanda termica durante l’anno: si 

osservano infatti valori di picco pari a circa 2.5 volte il valore del carico di base, prevalentemente 

concentrati durante i mesi invernali. Questo fenomeno è associato all’abbassamento della temperatura 

ambiente, la quale determina l’aumento della dispersione di calore dalle superfici dei sili. Il fluido 

utilizzato per il mantenimento in temperatura delle rinfuse liquide è vapore surriscaldato; tramite 
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impianti a cogenerazione facenti uso di turbine a gas, si può disporre di fumi ad alta temperatura 

(dell’ordine dei 500 °C per ciclo semplice e 300 °C per ciclo rigenerato) dai quali estrarre il calore 

necessario alla sua produzione. Impianti cogenerativi allo stato dell’arte basati su microturbine a gas 

presentano un rapporto tra potenza termica ed elettrica uscente pari a circa 1.5; considerata l’entità del 

solo carico base, la taglia dell’impianto da dimensionare risulta, per l’utenza considerata, pari a 2.2 MW 

elettrici. Tuttavia, volendo comprendere a favore di efficienza l’eventualità di coprire il fabbisogno 

termico di punta, entro un certo limite, è possibile realizzare un dimensionamento più efficace mediante 

una soluzione modulare. Nello specifico, si propone un impianto costituito da quattro gruppi 

microturbina a gas da 750 kW elettrici e 1.1 MW termici ciascuno, per un totale di 4.4 MW termici 

disponibili. Tale scelta porterebbe i seguenti vantaggi: 

- manutenzione programmata di un cogeneratore per volta durante il periodo di minore utilizzo 

termico (mesi estivi), garantendo comunque il soddisfacimento del carico base, pari a 3.3 MW 

termici, per mezzo dei rimanenti 

- soddisfare un fabbisogno termico superiore a quello base, durante il periodo invernale, fino a 

4.4 MW, sfruttando appieno la cogenerazione ad alto rendimento. 

Per coprire i massimi carichi di punta, specialmente nel periodo invernale, la produzione derivante dai 

4 cogeneratori sarebbe integrata da generatori di vapore tradizionali per la quota di fabbisogno residua, 

pari a 1.1 MW. 

Una possibile soluzione per il singolo modulo dell’impianto è un ciclo semplice ad aria alimentato a 

gas naturale, avente rapporto di compressione 9:1 e temperatura massima poco al di sotto di 1000 °C. 

La soluzione individuata consentirebbe di raggiungere rendimenti in cogenerazione al di sopra del 70% 

per ogni singolo modulo, grazie alla elevata temperatura dei gas allo scarico – intorno ai 500 °C. In 

Figura 40 è rappresentato lo schema di impianto di tipo cogenerativo che potrebbe essere realizzato. 

L’impianto principale, contenuto nel riquadro rosso, è costituito da una microturbina a gas, mentre nel 

riquadro sottostante è rappresentato il sistema di generazione del vapore a recupero di calore, 

proveniente dai gas caldi in uscita alla turbina a gas. 
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Figura 40 - Schema di impianto cogenerativo per la produzione combinata di energia elettrica e 

calore (vapore) 

 

Fonte: ns. elaborazione 

In Figura 41 si presenta invece, a titolo di esempio, la rappresentazione nel piano termodinamico 

temperatura-entropia, delle trasformazioni termodinamiche che avvengono all’interno dell’impianto 

con microturbina a gas. 

Figura 41 - Rappresentazione nel piano termodinamico delle trasformazioni del ciclo cogenerativo 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Questo schema consente di impiegare componenti compatti, la cui reperibilità sul mercato è garantita: 

a titolo di esempio, è possibile impiegare due stadi di compressore radiale, un combustore canulare o a 

silo e una turbina assiale multistadio non raffreddata. Questa architettura consentirebbe di collocare il 

nuovo sistema cogenerativo nell’attuale centrale termica, operando una sostituzione graduale delle 

caldaie con cogeneratori, previa verificati gli ingombri richiesti. Ciò permetterebbe inoltre ridurre al 

minimo i lavori per le reti per il trasporto termico alle utenze.  Il calore può essere fornito a quest’ultime 

mediante vapore saturo nel ruolo di vettore termico: grazie alle elevate temperature del fluido e potendo 

disporre del passaggio di stato alle utenze, è sufficiente l’impiego di vapore a 9 bar assoluti (175 °C) 

per la trasmissione del calore. Le pressioni e temperature relativamente contenute, consentono la scelta 

e l’installazione di condotte adeguate al trasporto di vapore secondo soluzioni non particolarmente 

spinte da un punto di vista tecnico. 

Dal momento che la trasmissione di calore da una fonte centralizzata comporterebbe complicazioni 

tecniche ed economiche aggiuntive, gli impianti di cogenerazione solitamente sono posizionati in 

prossimità degli utilizzatori di energia termica, anche nell’ottica di minimizzare le perdite di 

trasmissione legate alla movimentazione di vapore surriscaldato a temperature medio alte (intorno ai 

200 °C). Pertanto, l’impianto dovrà essere collocato in posizione baricentrica rispetto alle utenze, 

rispettando i vincoli imposti dalla topologia del sito. L’impiego di microturbine a gas rende più semplice 

il posizionamento dell’impianto cogenerativo, grazie all’elevato rapporto potenza/dimensioni associato 

a queste macchine: una microturbina a gas da 750 kW elettrici richiede infatti una superficie in pianta 

dell’ordine dei 10 metri quadrati, pur comprendendo gli ausiliari per il corretto funzionamento e la 

sicurezza dell’installazione. 

Dal punto di vista dei risultati attesi a seguito della sostituzione dei sistemi di generazione del calore e 

del prelievo di energia elettrica dalla rete per mezzo di un sistema cogenerativo quale quello proposto, 

affiancato da una caldaia tradizionale per soddisfare durante l’anno i massimi carichi termici, ci si 

aspetta che l’impianto sia in grado di produrre energia elettrica ben al di sopra dei consumi associati 

agli operatori portuali interessati dall’intervento. Tuttavia, le eccedenze possono essere immesse in una 

rete elettrica locale, in modo da renderle disponibili per altri operatori del porto e ridurre così i prelievi 

di energia elettrica dalla rete nazionale, sfruttando appieno il rendimento dell’impianto cogenerativo 

(attorno all’85%, contro il rendimento di rete del 47%). Associata a tale maggiore produzione di energia 

elettrica risulterà ovviamente un incremento del consumo di gas, da impiegare quale combustibile 

primario all’interno del sistema cogenerativo. 

Per quanto attiene alla stima dei costi, è possibile valutare in via preliminare il costo associato 

all’impianto cogenerativo sulla base di dati di letteratura e da impianti realizzati. La stima del costo per 

l’impianto in esame è circa di 2000 €/kW di potenza elettrica installata; pertanto, una soluzione da 2.2 

MW elettrici richiederebbe un investimento di circa 4.5 M€. Tale impianto, data la possibilità di ottenere 

un ritorno economico legato alla vendita di energia elettrica prodotta, consentirebbe di ottenere un 

tempo di ritorno dell’investimento quantificabile in circa 5 anni. 

La stima dei tempi di realizzazione per gli impianti proposti è variabile in funzione alla taglia da 

installare ed alla conformazione specifica del contesto in cui dovrà essere inserito. Qualora possibile, 

la presenza di impianti preesistenti per la distribuzione di un vettore termico ridurrà notevolmente i 

tempi di realizzazione dell’intervento, concentrandosi solamente sulla sostituzione dei generatori di 

vapore attuali con le macchine necessarie alla produzione in cogenerazione. Ipotizzando quindi di 

installare un impianto cogenerativo da 4.4 MW termici (3.3 MW elettrici) si potrebbero stimare i tempi 

di realizzazione in circa 18 mesi. 
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Le norme che regolano attualmente la cessione delle eccedenze di energia elettrica possono influenzare 

i vantaggi associati all’intervento proposto, nell’interfaccia sulla rete. La situazione più favorevole è 

rappresentata dal caso di unico produttore ed unico utilizzatore. Per l’intervento proposto, l’unicità del 

produttore è effettiva, mentre l’unicità dell’utilizzatore è soggetta a criteri differenti: si considera infatti 

utilizzatore unico non necessariamente l’utente singolo, ma anche un insieme di aziende o operatori 

associati allo stesso sistema merceologico con continuità territoriale circoscritta. Pertanto, poiché 

questo scenario è tipico di un sistema portuale, la realizzazione completa dell’iniziativa è subordinata 

alla trasformazione nella normazione, in modo che si passi dalla concezione di sistema come somma di 

operatori che intervengono autonomamente sullo stesso ambito territoriale a un insieme integrato in cui 

le scelte siano adottate con coordinazione, volte alla realizzazione di sinergia. 

In aggiunta a quanto indicato, si può prevedere l’introduzione di fonti rinnovabili a puro fine integrativo, 

allo scopo di adottare in futuro una logica di smart grid per gestire autonomamente la configurazione 

della rete locale e ottimizzarne l’interazione con le utenze. 

8.1.2 Esempio 2: impianto trigenerativo per palazzine ad uso uffici 

Nel presente paragrafo descrivono i risultati di uno studio di fattibilità volto a valutare preliminarmente 

i vantaggi nell’uso della trigenerazione per climatizzazione e fornitura di energia elettrica, in alcuni 

edifici nell’area portuale di Genova Prà. In particolare, l’impianto di trigenerazione proposto 

razionalizzerebbe i consumi tramite la generazione combinata di energia elettrica e calore sfruttando i 

cascami termici (cogenerazione), in modo da soddisfare tanto il fabbisogno elettrico quanto il 

riscaldamento ambientale. La rimanente quota di calore disponibile allo scarico del motore primo 

verrebbe infine destinata a idonei assorbitori, adibiti al soddisfacimento della richiesta di 

raffrescamento. 

Nell’area di Prà sono presenti diversi concessionari che dispongono di elevate volumetrie di edifici ad 

uso uffici o che ospitano in generale del personale, e che pertanto necessitano di condizionamento 

durante l’intero l’anno. Tradizionalmente, queste utenze utilizzano caldaie a combustibili fossili 

(metano o gasolio) per il riscaldamento invernale e la produzione di acqua calda ed energia elettrica 

prelevata dalla rete per il condizionamento estivo e altri servizi (illuminazione, macchinari da ufficio, 

computer, ...). In Figura 42 si riportano i profili tipici durante l’anno per la domanda energetica delle 

utenze interessate dall’intervento. 

Figura 42 - Fabbisogno energetico delle utenze analizzate 

 

Fonte: ns. elaborazione 
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Mentre i consumi elettrici mostrano variazioni contenute nell’arco dei dodici mesi, le richieste di calore 

e raffrescamento sono legate all’andamento annuale della temperatura: la domanda di calore freddo 

presenta un massimo durante i mesi estivi, i più caldi dell’anno, e conseguentemente definisce la 

richiesta di calore, necessario al funzionamento degli assorbitori. Nei mesi invernali, viceversa, il 

consumo termico torna preponderante a causa del riscaldamento ambientale. Lo scenario analizzato è 

idoneo all’installazione di un unico impianto trigenerativo, che possa soddisfare innanzitutto il carico 

termico di base nell’arco dell’anno. 

Un impianto di trigenerazione basato sulla tecnologia turbogas renderebbe disponibile gran parte del 

calore prodotto nei gas di scarico, a temperatura medio alta, con cui alimentare durante l’estate gli 

assorbitori e consentendo una produzione di freddo ad alta efficienza. Quest’ultima caratteristica si 

accentua, per questa categoria di macchine, all’aumentare della temperatura del fluido caldo in ingresso. 

Nelle condizioni descritte, un assorbitore a bromuro di litio è in grado di produrre acqua refrigerata 

anche a 4°C. In ambito civile, analogamente alle utenze individuate, la trigenerazione consentirebbe 

sull’intero arco dell’anno lo sfruttamento della produzione combinata ad alta efficienza, con vantaggi 

sia dal punto di vista energetico ambientale, che economico. 

Supponendo quindi di inserire nel contesto individuato un impianto trigenerativo basato su gruppi 

turbogas compatti alimentati a metano, il rapporto caratteristico tra potenza termica e potenza elettrica 

di una macchina di questa tipologia, allo stato dell’arte, sarebbe pari a circa 1.5. Una macchina in grado 

di soddisfare il carico termico base avrà una taglia di 200 kW elettrici. Tuttavia, un dimensionamento 

più efficace potrebbe essere quello di impiegare due gruppi modulari da 200 kW di potenza elettrica, 

che consentirebbero i seguenti vantaggi: 

- manutenzione di una macchina alla volta durante i periodi di minore utilizzo del vettore termico 

(mesi intermedi tra stagione invernale ed estiva di aprile ed ottobre, quando sia la domanda di 

riscaldamento che di raffrescamento sono contenute), garantendo comunque il servizio con 

l’altra unità attiva. 

- In presenza di picchi nella domanda di caldo o di freddo, l’impianto di trigenerazione sarebbe 

comunque capace di soddisfare quote significative di fabbisogno di climatizzazione in maniera 

efficiente ed economica. 

Una possibile soluzione per il singolo modulo dell’impianto proposto è un ciclo ad aria rigenerato e 

alimentato a gas naturale, avente rapporto di compressione 5.5:1 e temperatura massima poco al di sotto 

di 1000 °C. La soluzione individuata consentirebbe di raggiungere rendimenti in trigenerazone oltre al 

50%, sfruttando la varietà delle richieste termiche durante l’anno. In Figura 43 si riporta lo schema 

semplificato del modulo costituente il sistema trigenerativo proposto. Come si può notare, l’impianto è 

costituito da una microturbina a gas, che funge da generatore di energia elettrica e da generatore di gas 

ad elevata temperatura. Tali gas sono impiegati all’interno del sistema per la generazione di vapore, 

utilizzato quale vettore termico, e per la generazione di raffrescamento, mediante l’impiego di chiller 

ad assorbimento. 
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Figura 43 - Schema dell'impianto trigenerativo proposto 

 

Fonte: ns. elaborazione 

In Figura 44 si presenta invece, a titolo di esempio, la rappresentazione nel piano termodinamico 

temperatura-entropia, delle trasformazioni termodinamiche che avvengono all’interno dell’impianto 

con microturbina a gas. 

Figura 44 - Rappresentazione nel piano termodinamico delle trasformazioni del ciclo trigenerativo 

 

Fonte: ns. elaborazione 

Per la realizzazione di tale impianto è possibile impiegare un gruppo turbogas costituito da compressore 

radiale, rigeneratore, combustore cannulare o a silo e turbina radiale non raffreddata. Questa architettura 
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consentirebbe di introdurre il nuovo sistema trigenerativo nel contesto individuato, previa verificati gli 

ingombri richiesti. Ciò permetterebbe inoltre ridurre al minimo i lavori per le reti per il trasporto termico 

alle utenze. Il calore può essere fornito a quest’ultime mediante vapore saturo nel ruolo di vettore 

termico: grazie alle elevate temperature del fluido e potendo disporre del passaggio di stato alle utenze, 

è sufficiente l’impiego di vapore a 3 bar assoluti (133 °C) per la trasmissione del calore. Le pressioni e 

temperature relativamente contenute, consentono la scelta e l’installazione di condotte adeguate al 

trasporto di vapore può secondo soluzioni non particolarmente spinte da un punto di vista tecnico. La 

restante quota di energia termica per il riscaldamento invernale e di freddo per il raffrescamento estivo 

verrebbero prodotti mediante le caldaie a gas e climatizzatori elettrici (è probabile che gli stessi già 

presenti possano soddisfare questa esigenza) che opereranno in parallelo con il trigeneratore. Dal 

momento che la trasmissione di energia termica calda o fredda da una fonte centralizzata comporterebbe 

complicazioni tecniche ed economiche aggiuntive, gli impianti di trigenerazione solitamente sono 

posizionati in prossimità degli utenti, anche nell’ottica di minimizzare le perdite di trasmissione legate 

alla movimentazione di vapore surriscaldato a temperature medio alte (intorno ai 130 °C) e fluidi 

termovettori per il condizionamento. Pertanto, l’impianto dovrà essere collocato in modo da 

minimizzare questi effetti, rispettando i vincoli imposti dalla topologia del sito. L’impiego di 

microturbine a gas rende più semplice il posizionamento dell’impianto cogenerativo, grazie all’elevato 

rapporto potenza/dimensioni associato a queste macchine: una microturbina a gas da 200 kW elettrici 

richiede infatti una superficie in pianta dell’ordine dei 7 metri quadrati, pur comprendendo gli ausiliari 

per il corretto funzionamento e la sicurezza dell’installazione. Una soluzione ottimale sarebbe quella di 

collocare i turbogas negli stessi spazi attualmente in uso per le caldaie, mentre una verifica aggiuntiva 

va invece effettuata per il posizionamento degli assorbitori che, essendo significativamente più pesanti 

di chiller elettrici spesso collocati sulle coperture (roof top), devono essere obbligatoriamente collocati 

a terra. Dal punto di vista dei risultati attesi a seguito della sostituzione dei sistemi di generazione del 

calore e del prelievo di energia elettrica dalla rete per mezzo di un sistema trigenerativo quale quello 

proposto, ci si aspetta che l’impianto comporti un incremento del consumo di gas a fronte di una forte 

riduzione di prelievo di energia elettrica dalla rete. È possibile valutare in via preliminare il costo 

associato all’impianto trigenerativo sulla base di dati di letteratura e da impianti realizzati. La stima del 

costo per l’impianto in esame è circa di 2400 €/kW di potenza elettrica installata; pertanto, una soluzione 

da 400 kW elettrici richiederebbe un investimento di circa 960’000 €. Tale impianto consentirebbe di 

ottenere un tempo di ritorno dell’investimento quantificabile in circa 6 anni. La stima dei tempi di 

realizzazione per gli impianti proposti è variabile in funzione alla taglia da installare ed alla 

conformazione specifica del contesto in cui dovrà essere inserito. Qualora possibile, la presenza di 

impianti preesistenti per la distribuzione di un vettore termico ridurrà notevolmente i tempi di 

realizzazione dell’intervento. Ipotizzando quindi di installare un impianto cogenerativo da 400 kW 

elettrici si potrebbero stimare i tempi di realizzazione in circa 12 mesi.  
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9. STATO DELL’ARTE ED ESAME DEI PROFILI EMPIRICI CONNESSI AD 

APPLICAZIONI DI IMPIANTI DI CO- E TRI-GENERAZIONE A GNL IN AMBITO 

MARITTIMO PORTUALE A LIVELLO NAZIONALE 

A livello nazionale, la tecnologia della cogenerazione che preveda l’uso del GNL, applicata in ambito 

marittimo e portuale risulta ancora ad uno stato piuttosto embrionale; la situazione è ancora più evidente 

in relazione alla tecnologia di trigenerazione a GNL, dal momento che ad oggi non risultano casi 

concreti né realizzati né pianificati in ambito marittimo portuale. 

Le attività di ricerca condotte hanno infatti evidenziato alcuni primi casi di studio interessanti in 

relazione a progetti nazionali e internazionali che prevedono l’utilizzo della tecnologia della 

cogenerazione per il riutilizzo e gestione del BOG (boil off gas) generato dai terminal marittimi di 

rigassificazione, stoccaggio e bunkering di GNL. 

In Italia negli ultimi 20 anni, tre sono stati i principali progetti relativi ad impianti di cogenerazione a 

GNL (cfr. Tabella 16). 

Tabella 16: Progetti nazionali di cogenerazione in ambito marittimo portuale 

PAESE PORTO TERMINAL 

ANNO 

PROGETTO PROPONENTE NOTE 

ITALIA La Spezia 

Terminal 

SNAM di 

Panigaglia 

2006 GNL italia S.p.a. 

L’impianto di cogenerazione scelto per l’analisi di impatto 

ambientale è costituito da: 

- Un sistema di produzione di energia elettrica, in parallelo 

con la rete, con un turbogeneratore di taglia pari a circa 

31.745 MW alle condizioni ambientali di riferimento (15 

°C al livello del mare). 

- Un sistema di recupero termico sui gas esausti composto 

da uno scambiatore di calore di capacità pari a circa 35 

MW alle stesse condizioni, per il riscaldamento dell’acqua 

dei vaporizzatori. 

- Ausiliari e accessori necessari all’esercizio in sicurezza 

ed efficienza delle apparecchiature fornite. 

ITALIA Livorno 

Terminal 

OLT 

Offshore 

LNG 

Toscana 

2019 OLT 

Il sistema di cogenerazione progettato è composto da un 

sistema di generazione elettrica composto da due 

turbogeneratori a vapore della potenza di 10 MW ciascuno, 

da due turbogeneratori a vapore della potenza di 3,35 MW 

ciascuno e da generatori diesel di emergenza. 

ITALIA 
Porto 

Torres 

Terminal di 

Porto Torres 
2017 Matrìca S.p.a 

Il progetto consiste nella realizzazione di una centrale dual-

fuel, alimentata a gas naturale o Gpl, che permetta 

l’autonomia energetica degli impianti di Matrìca 

nell’ambito degli interventi previsti sulla chimica verde a 

Porto Torres. La centrale sarà costituita da un 

turbogeneratore da 5,5 MW e da una caldaia per la 

generazione di vapore. L’alimentazione a Gpl sarà 

garantita attraverso un sistema di collegamento con la rete 

di stabilimento già esistente. 

Fonte: Ns. elaborazione2 

 

 

2 Le informazioni contenute in tabella 4 sono state reperite dalle seguenti fonti: Piano regolatore porto di Livorno anno 2014, 

report “progetto definitivo small scale LNG transfer OLT” marzo 2019, report “ammodernamento e adeguamento impianto 
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In relazione al terminal di Panigaglia di La Spezia, nel 2006 è stato presentato da GNL Italia S.p.A. 

uno studio di impatto ambientale sull’installazione all’interno dell’area portuale di Panigaglia di una 

centrale di cogenerazione per autoproduzione di energia elettrica. L’iniziativa di GNL Italia a tale 

riguardo muove dalla necessità di rispondere a diverse esigenze tra cui: 

✓ Garantire la copertura annua del fabbisogno di energia elettrica dell’impianto; 

✓ Recuperare il calore contenuto nei fumi di scarico della turbina utilizzandolo nel processo di 

rigassificazione del GNL, con conseguente risparmio di fuel gas destinato ai bruciatori dei 

vaporizzatori a fiamma sommersa; 

✓ Immettere in rete l’eventuale eccedenza dell’energia elettrica prodotta, in accordo ai limiti 

imposti dal legislatore ai fini del riconoscimento della qualifica di auto produttore (soggetto 

industriale che consuma almeno il 70% dell’energia annua prodotta per gli usi propri, con il 

beneficio di poter cedere alla rete il surplus di produzione derivante dal fabbisogno termico di 

cui si necessita per gli scopi tecnologici). 

L’impianto di cogenerazione scelto per l’analisi di impatto ambientale è costituito da: 

✓ Un sistema di produzione di energia elettrica, in parallelo con la rete, con un turbogeneratore 

di taglia pari a circa 31.745 MW alle condizioni ambientali di riferimento (15 °C al livello del 

mare). 

✓ Un sistema di recupero termico sui gas esausti composto da uno scambiatore di calore di 

capacità pari a circa 35 MW alle stesse condizioni, per il riscaldamento dell’acqua dei 

vaporizzatori. 

✓ Ausiliari e accessori necessari all’esercizio in sicurezza ed efficienza delle apparecchiature 

fornite. 

La centrale di cogenerazione in fase progettuale è stata predisposta per funzionare in parallelo alla rete 

in modo da poter cedere eventuali eccedenze di energia elettrica; in caso di perdite di parallelo con la 

rete la centrale è in grado di funzionare temporaneamente in isola per mantenere in marcia l’impianto 

GNL. 

Il funzionamento dell’impianto di cogenerazione e il sistema di recupero è il seguente: il calore 

contenuto nei fumi di scarico della turbina viene inviato per mezzo di condotti coibentati ad un 

recuperatore per riscaldare un fluido intermedio (H2O). Tramite dei condotti passanti a rack3, l’acqua 

riscaldata viene poi addotta alle vasche dei 5+1 vaporizzatori a fiamma sommersa di tipo 20-XF-02 

A/B/C/D/E/F contribuendo a fornire il calore necessario alla vaporizzazione del GNL. 

L’acqua demineralizzata, dopo aver ceduto il calore sensibile di vaporizzazione al GNL, viene raccolta 

in una vasca di accumulo/reintegro e di nuovo inviata allo scambiatore di calore mediante l’utilizzo 

delle pompe 20-P-02A/B per essere nuovamente riscaldata.  

 

 

gnl di panigaglia” anno 2006, sito https://www.ccj-online.com/4q-2012/plant-reports-ecoelectrica-lp/ e 

http://www.gasprocessingnews.com/news/ferc-approves-lng-import-terminal-expansion-in-puerto-rico.aspx 
3 Le strutture di carpenteria metallica industriale di tipo Pipe Rack (ovvero “porta tubazioni”) svolgono la duplice funzione di 

messa in sicurezza degli impianti e di ottimizzazione degli spazi, e possono essere utilizzati sia in ambito esterno sia interno 

agli ambienti di lavoro. 
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La centrale è perciò dotata di un sistema per il recupero termico sui gas di scarico della turbina nel 

processo di rigassificazione del GNL (riscaldamento dell’acqua dei vaporizzatori), che garantisce un 

significativo risparmio di calore (circa 35,000 kW) e, quindi, di fuel gas. Il GNL vaporizzato con 

recupero risulta pari a circa 183 t/h (tonnellate ora); 

Ad oggi, il progetto del terminal Panigaglia non è ancora stato approvato ed il progetto è rimasto in fase 

di discussione. 

Altro progetto inerente alla costruzione di un impianto di cogenerazione a GNL in ambito marittimo 

portuale a livello nazionale è quello del terminal OLT Offshore LNG Toscana. 

Il progetto presentato a marzo 2019 da OLT prevede che il terminal sia dotato di un sistema di gestione 

e recupero del BOG di tipo cogenerativo. 

Il sistema di cogenerazione progettato è composto da un sistema di generazione elettrica composto da 

impianto vapore costituito da due turbogeneratori a vapore della potenza di 10 MW ciascuno, da due 

turbogeneratori a vapore della potenza di 3,35 MW ciascuno e da generatori diesel di emergenza. Il 

vapore necessario ad alimentare le turbine è prodotto da due caldaie fuel gas (di taglia pari a 40 MWt 

ciascuna). Tali caldaie sono progettate per utilizzare GN (Gas Naturale) derivante dal BOG del GNL 

come fluido combustibile primario e MGO (Marine Gas Oil) in caso di non normale operatività. Il 

progetto relativo all’impianto di cogenerazione a GNL di cui all’OLT è tutt’ora in fase di discussione 

Infine, altro esempio di progetto di impianto di cogenerazione a GNL in ambito portuale a livello 

nazionale, depositato per l’autorizzazione ambientale presso il servizio delle valutazioni ambientali 

dell’Assessorato regionale della Difesa dell’ambiente nel 2017, è lo studio preliminare ambientale 

relativo al progetto “Installazione di una nuova centrale di cogenerazione a servizio dello stabilimento 

Matrìca di Porto Torres” presentato dalla società Matrìca SpA. 

Il progetto consiste nella realizzazione di una centrale dual-fuel, alimentata a gas naturale o Gpl, che 

permetta l’autonomia energetica degli impianti di Matrìca nell’ambito degli interventi previsti sulla 

chimica verde a Porto Torres. La centrale sarà costituita da un turbogeneratore da 5,5 MW e da una 

caldaia per la generazione di vapore. L’alimentazione a Gpl sarà garantita attraverso un sistema di 

collegamento con la rete di stabilimento già esistente. Nel caso di utilizzo di metano, invece, 

l’alimentazione avverrà con uno specifico sistema di stoccaggio e vaporizzazione di Gnl. 

Il progetto è stato approvato dalla regione Sardegna a fine 2017 concedendo alla società proponente 

cinque anni per realizzare la centrale. 
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10. CO- E TRI-GENERAZIONE IN AMBITO MARITTIMO PORTUALE: BEST 

PRACTICES A LIVELLO INTERNAZIONALE 

Come già indicato, ad oggi, non si riscontrano casi applicativi di impianti di trigenerazione a GNL in 

ambito marittimo-portuale neppure a livello internazionale; tuttavia, le attività di ricerca condotte hanno 

evidenziato l’esistenza di vari casi di impianti di cogenerazione a GNL, mettendo in evidenza che in 

alcune circostanze questo tipo di impianti può costituire una soluzione tecnologica valida dal punto di 

vista ambientale ma anche sostenibile economicamente.  

Tra le diverse casistiche riscontrate a livello internazionale si ritiene meritevole l’approfondimento del 

business case del terminal GNL di Porto Rico, in ragione del forte impatto che tale terminal ha nella 

produzione di energia elettrica a servizio della rete nazionale e di acqua dolce 

All'inizio degli anni '90, la Puerto Rico Electric Power Authority (PREPA) ha riconosciuto la necessità 

di aggiungere 1.200 MW di nuova capacità elettricità entro il 2000 per tenere il passo con una crescita 

annua della domanda di energia prevista del 3-4%. 

Nel giugno 1995, PREPA aveva una capacità energetica disponibile che superava di poco il suo carico 

massimo di 2.748 MW e non poteva finanziare la nuova capacità di generazione senza rischiare un 

downgrade del suo rating di credito (il debito senior non garantito di PREPA era valutato BBB + da 

Standard and Poor's e Baa1 da Moody's). 

In risposta alle sfide finanziarie, tecniche e ambientali legate all'aggiunta di nuova capacità di 

generazione, PREPA si è rivolta all'industria energetica indipendente internazionale. 

PREPA ha valutato oltre una dozzina di proposte per progetti energetici indipendenti. 

La proposta di EcoEléctrica a PREPA è stata tempestiva ed approvata nel 1994: importare GNL 

nell'isola di Porto Rico e utilizzarlo per alimentare una centrale elettrica a turbina a gas a ciclo 

combinato da 500 MW, con il GPL come carburante di riserva.  

Il progetto EcoEléctrica sull'isola di Puerto Rico, un territorio degli Stati Uniti, è stato così il primo 

progetto con oggetto un terminale di ricezione di gas naturale liquefatto indipendente e privato al 

mondo, accoppiato a una centrale elettrica con turbina a gas a ciclo combinato (GNL) da 500 MW 

nominali.  

La costruzione del terminal, terminata nel 2000, ha prodotto un terminal con facilities di ricezione, 

stoccaggio e rigassificazione nominale di GNL da due milioni di barili (318.000 m3), un serbatoio di 

stoccaggio di GNL lordo da un milione di barili (159.000 m3) un impianto di ormeggio per navi cisterna 

GNL di classe mondiale (15,000 m³ to 137,000 m³) e un molo di 533 m (Figura 45). 
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Figura 45: Progetto EcoEléctrica sull'isola di Puerto Rico; terminal GNL accoppiato a una centrale 

elettrica con turbina a gas a ciclo combinato 

 

Fonte: https://www.ccj-online.com/4q-2012/plant-reports-ecoelectrica-lp/ 

L'energia elettrica generata da EcoEléctrica, che costituisce il 20% del totale dell’energia prodotta 

sull’isola di Porto Rico, viene trasmessa alla rete elettrica gestita dalla Puerto Rico Electric Power 

Authority (PREPA), precisamente viene trasferita alla centrale termica PREPA di Costa Sur a circa 2-

3 miglia di distanza tramite un gasdotto da 20 pollici al confine dello stabilimento di Costa Sur. 

La centrale EcoEléctrica annessa al terminal è composta da due turbine a combustione Westinghouse 

501F4 con una potenza nominale di 160 MW; e una turbina a vapore Toshiba, potenza nominale di 214 

MW, quest’ultima in funzione grazie l’energia generata dal calore di scarto dei gas di scarico sotto 

forma di vapore che viene utilizzato sia per alimentare tale turbina a vapore che un impianto di 

desalinizzazione. 

Infine, la soluzione EcoEléctrica per Porto Rico include anche un ulteriore vantaggio per l'isola: l'acqua 

dolce. La costa meridionale di Porto Rico è naturalmente secca e l'Autorità per gli acquedotti e le 

fognature di Porto Rico (PRASA), così come PREPA, necessita di nuove fonti di approvvigionamento 

di acqua dolce. EcoEléctrica, tramite l'energia termica sotto forma di vapore a bassa pressione prodotto 

dal sistema combinato di cogenerazione, ha costruito e gestisce un impianto di distillazione multipla 

(MED) da 2,0 milioni di galloni / giorno (7.570 m3 / giorno) per soddisfare le proprie esigenze di acqua 

dolce e fornire acqua a PRASA.  

Nel 2017, EcoElectrica ha ottenuto l’autorizzazione per l’ampliamento della capacità di rigassificazione 

del terminal da parte della “Federal Energy Regulatory Commission” americana. L’espansione 

 

 

4 L'energia criogenica prodotta dal terminale GNL (trasferita mediante un circuito di raffreddamento acqua / glicole circolante), 

oltre a produrre energia elettrica e termica, è utilizzata per raffreddare l'aria in ingresso delle turbine di combustione 

Westinghouse nel clima tropicale di Porto Rico (temperatura media dell'aria del sito di 80 ° F (27 ° C)). 

L'uso del raffreddamento dell'aria in ingresso sulle turbine a combustione si traduce in una potenza aggiuntiva e in una 

maggiore efficienza del carburante. A sua volta, il calore ambientale respinto dall'aria in ingresso della turbina di combustione 

e altre fonti di calore di scarto sono utilizzati per vaporizzare il GNL da utilizzare come combustibile nelle turbine a 

combustione. 

https://www.ccj-online.com/4q-2012/plant-reports-ecoelectrica-lp/
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ammonta a circa 93 milioni di piedi cubi standard al giorno (scfd5) che verranno utilizzati 

principalmente per fornire carburante a due unità a vapore convenzionali da 400 MW nominali presso 

la centrale elettrica di Costa Sur della Puerto Rico Electric Power Authority (PREPA). 

  

 

 

5 Il piede cubico standard è una unità di misura della quantità di gas, definita in genere come la quantità di un gas dal volume 

di un piede cubico, alla temperatura di 60 °F (15,56 °C) e alla pressione di 14,7 libbre su pollice quadrato (1,013418 bar). 
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