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SINTESI 

L’attività descritta ha esteso a tutte le zone di mercato del sistema nazionale la procedura di verifica di 

adeguatezza delle risorse di flessibilità. È stato inoltre affinato il modello adottato per il calcolo ottimo 

delle quantità necessarie di regolazioni veloci di frequenza. Sono state infine elaborate le specifiche per 

l’evoluzione integrata dei relativi strumenti di simulazione. 

 

SHORT SUMMARY 

The described activity extended the procedure for the flexibility resource adequacy verification to all the 

market zones of the national system. Moreover, the model adopted for the optimal computation of the 

needed fast frequency regulations was refined. Finally, specifications were elaborated for the integrated 

evolution of the related simulation tools.  
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SOMMARIO 

La transizione energetica comporta una larga diffusione della generazione da fonti di energia rinnovabile 

e la contestuale riduzione della generazione termoelettrica. Ne deriva una diminuzione delle risorse per la 

regolazione di frequenza, l’inerzia e la potenza di cortocircuito, da compensare con altre risorse e 

soluzioni. Valutazioni di adeguatezza delle risorse di flessibilità per la stabilità del sistema elettrico sono 

quindi imprescindibili: il documento presenta tre attività in merito. 

La prima attività riguarda l’aggiornamento dello strumento per la valutazione mono-zonale (su 

equivalente monosbarra) di adeguatezza delle risorse per la regolazione di frequenza convenzionale 

(regolazione “lenta”: primaria, secondaria e terziaria) e per la potenza di cortocircuito. Lo strumento è 

stato aggiornato per analisi multizonali della riserva di potenza attiva ed è stato predisposto per sviluppi 

multizonali in merito alla potenza di cortocircuito. L’applicazione ad uno scenario nazionale al 2030 ha 

mostrato potenziali criticità nella copertura dei requisiti di riserva secondaria e terziaria, legate alla scarsa 

disponibilità di generazione termoelettrica derivata da assunzioni di significativa decarbonizzazione. 

La seconda attività riguarda l’evoluzione della procedura “SeTA” (SErvizi innovativi: Tuning 

Automatico) per l’ottimizzazione di servizi di regolazione ultra-veloce di frequenza. È stato implementato 

un nuovo approccio iterativo che migliora l’accuratezza nell’identificazione di modelli equivalenti 

output-error del sistema elettrico usati per il dimensionamento delle quantità necessarie di regolazione. Il 

nuovo approccio, già nella fase di identificazione, considera il contributo delle regolazioni innovative. 

L’applicazione a uno scenario del sistema sardo al 2030 evidenzia che la regolazione primaria veloce è 

fondamentale. Un contributo di inerzia sintetica si dimostra necessario in caso di non implementazione 

dei tre nuovi compensatori sincroni previsti. 

La terza attività riguarda la definizione di specifiche per una piattaforma d’analisi integrata delle risorse 

di regolazione lenta e ultra-veloce di frequenza. Alla luce degli sviluppi conseguiti nelle procedure di 

calcolo sopra descritte, appare prioritario automatizzare l’acquisizione dei risultati delle simulazioni di 

mercato preliminari all’analisi. 
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ABSTRACT 

The energy transition involves a widespread adoption of renewable generation and the simultaneous 

reduction of thermoelectric generation. This implies a decrease in the resources for frequency regulation, 

inertia and short-circuit power, to be compensated by other resources and solutions. Adequacy assessment 

of the flexibility resources for power system stability is therefore essential. The report presents three 

activities about this topic. 

The first activity concerns the updating of a tool aimed at the mono-zone (based on one-busbar equivalent) 

adequacy assessment of resources for conventional (“slow”: primary, secondary and tertiary) frequency 

regulation and for short-circuit power provision. The tool has been updated for multizonal analyses of the 

active power reserve and has been prepared for multizonal developments concerning the short-circuit 

power. The application to a 2030 national scenario has shown potential criticalities in the fulfilment of 

secondary and tertiary reserve requirements, related to the scarcity of thermoelectric generation on the 

basis of significant decarbonization assumptions. 

The second activity concerns the evolution of the “SeTA” procedure (Innovative Services: Automatic 

Tuning) for the optimization of ultra-fast frequency regulation services. A new iterative approach has been 

implemented to improve the accuracy in identifying equivalent output-error models of the electrical 

system which are used for sizing the necessary regulating quantities. The new approach considers, already 

in the identification phase, the contribution of innovative regulations. Application to a 2030 Sardinian 

scenario highlights that fast-primary regulation is essential. A contribution of synthetic inertia proves 

necessary in case of non-implementation of the three new synchronous compensators that are indeed 

planned. 

The third activity concerns the definition of specifications for a platform dedicated to the integrated 

analysis of slow and ultra-fast frequency regulation resources. Considering the developments achieved in 

the calculation procedures described above, automating the acquisition of the market simulation results, 

preliminary to the flexibility analyses, is deemed a priority. 
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1 INTRODUZIONE 

Il presente Rapporto è parte integrante della documentazione delle attività di Ricerca di Sistema previste 

dal “Piano Triennale di Realizzazione 2019-2021” nell’ambito del progetto 2.2 “Modelli di architettura e 

di gestione del sistema e delle reti elettriche e della regolazione che favoriscano l'integrazione di 

generazione rinnovabile e non programmabile, autoproduzione, accumuli, comunità dell’energia e 

aggregatori, e che tengano conto della penetrazione elettrica” / WP 2 “Risorse di flessibilità” e costituisce 

Deliverable della Linea di Attività 2.06 “Risorse e servizi di flessibilità convenzionali e innovativi: 

implementazioni e applicazioni”. 

Il progressivo incremento della generazione elettrica da sorgenti di energia rinnovabili non programmabili 

e la conseguente dismissione di grandi impianti di generazione alimentati da combustibili fossili conduce, 

a causa della variabilità e aleatorietà delle fonti primarie non programmabili nonché delle caratteristiche 

tecnologiche e di esercizio dei generatori elettrici usati per sfruttare tali fonti, ad una significativa 

riduzione della capacità di regolazione della frequenza, dei livelli di potenza di cortocircuito e dell’inerzia 

meccanica del sistema elettrico. Per questo è necessario coinvolgere nuove risorse e definire nuovi servizi 

a supporto della stabilità del sistema [1]. Contestualmente occorre mettere a punto strumenti per valutare 

l’adeguatezza e/o quantificare i fabbisogni delle risorse per la gestione del sistema elettrico, relativi a 

servizi sia convenzionali sia innovativi. 

Negli anni passati sono stati già sviluppati da RSE strumenti che consentono la verifica di adeguatezza 

delle risorse di flessibilità e la loro ottimizzazione, per garantire la stabilità del sistema elettrico durante il 

suo futuro funzionamento. Tali strumenti sono stati innanzi tutto applicati all’analisi del sistema elettrico 

sardo, particolarmente esposto alle suddette problematiche [2] (2018), [3] (LA2.04) , [4] (LA2.05). 

Ulteriori sviluppi sono stati necessari al fine di estendere le analisi a tutte le aree del sistema elettrico 

nazionale e per tenere conto delle evoluzioni tecnologiche, quali le regolazioni innovative “ultra-veloci” 

di frequenza o le regolazioni da parte della generazione rinnovabile non programmabile. 

Per conseguire i suddetti obiettivi, il rapporto riassume alcuni significativi avanzamenti rispetto ai risultati 

di Ricerca di Sistema (RdS) degli anni passati. In particolare, qui sono presentati:  

i) nel capitolo 2, l’estensione a tutte le zone di mercato italiane, anziché alla sola Sardegna, della 

verifica di adeguatezza dei margini di potenza attiva per la regolazione di frequenza e la 

predisposizione dei dati di input anche per la stima multizonale dei livelli di potenza di 

cortocircuito;  

ii) nel capitolo 3, l’evoluzione (Figura 3.4) della procedura “SeTA” (SErvizi innovativi: Tuning 

Automatico) riguardante il consolidamento dell’algoritmo di ottimizzazione per il calcolo delle 

risorse “veloci” per la regolazione di frequenza, consistente in una più dettagliata 

rappresentazione matematica del sistema elettrico e della sua risposta, in termini di transitori di 

frequenza, a seguito di sbilanci di potenza;  

iii) nel capitolo 4, le specifiche concettuali per l’evoluzione integrata degli strumenti di simulazione 

sviluppati per implementare i precedenti punti.  

 

Infine, in appendice (capitoli 7 e 8) si forniscono maggiori dettagli sulla struttura informatica dello 

strumento per l’analisi di adeguatezza dei margini di riserva e sulla piattaforma integrata. 
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2 ESTENSIONE MULTIZONALE DELLO STRUMENTO PER L’ANALISI DI 

ADEGUATEZZA DEI MARGINI DI RISERVA E PREDISPOSIZIONE PER 

L’ANALISI DEI LIVELLI DI POTENZA DI CORTOCIRCUITO 

2.1 Contesto e obiettivo 

La corrente riduzione della generazione programmabile da fonti fossili, tradizionale risorsa per la 

flessibilità d’esercizio del sistema elettrico, è contestuale alla maggiore incertezza d’esercizio legata al 

diffondersi della generazione da Fonti Rinnovabili Non Programmabili (FRNP). 

In tale contesto è necessario condurre verifiche di adeguatezza delle risorse di flessibilità, anche a livello 

di zone di mercato. 

Nei precedenti periodi RdS è stata sviluppata una procedura per l’analisi di adeguatezza dei margini di 

riserva di potenza attiva dedicati alla regolazione tradizionale di frequenza, applicata al caso studio del 

sistema sardo, ossia la zona del sistema italiano più sensibile al tema della regolazione di frequenza perché 

asincrona al continente e caratterizzata da un forte sviluppo della generazione FRNP. Tale procedura, 

sviluppata in ambiente Visual Basic for Applications “VBA” di Microsoft Excel, non era predisposta per 

l’analisi di più zone di mercato italiane. 

L’obiettivo dell’attività qui descritta è stato quello di adattare la suddetta procedura all’analisi di qualsiasi 

zona di mercato italiana, sia essa sincrona o asincrona al continente. 

2.2 Stato pregresso dello strumento sviluppato per applicazioni sul sistema elettrico 

sardo 

Nei precedenti periodi RdS, con particolare riferimento agli anni di realizzazione 2017, 2019 e 2020 (cfr. 

[2], [3] e [4]), lo strumento qui presentato è stato implementato per poter svolgere indagini riguardanti 

l’analisi previsionale di adeguatezza delle risorse di riserva primaria, secondaria e terziaria rispetto ai 

requisiti di sicurezza d’esercizio posti dal sistema sardo. In particolare: i) nel 2017, si è finalizzata la 

verifica d’adeguatezza, su base annua, dei margini orari di potenza attiva, espressi in MW e stimati a 

partire da simulazioni si rete/mercato elettrico, rispetto ai requisiti stimati per il corretto soddisfacimento 

delle regolazioni primaria, secondaria e terziaria; ii) nel 2019, è stata integrata una funzione per la verifica 

di adeguatezza dell’energia regolante1, espressa in MW/Hz, necessaria per il contenimento delle 

deviazioni di frequenza in fase di regolazione primaria; iii) nel 2020, è stata integrata una funzione di 

calcolo dei livelli orari di potenza di cortocircuito trifase espressa in MVA necessaria per garantire la 

stabilità della tensione e la stabilità di esercizio dei collegamenti in corrente continua.  

La metodologia adottata per la verifica di adeguatezza dei margini di potenza è basata su calcoli statici, 

ossia senza ricorso a simulazioni dinamiche nel dominio del tempo, ed è applicata ai risultati di 

simulazioni deterministiche del mercato elettrico condotte con lo strumento di RSE “sMTSIM” (stochastic 

Mid-Term SIMulator) [5]. Tale strumento permette di simulare la risoluzione oraria del mercato elettrico 

dell’energia, mediante minimizzazione del costo dell’energia con un calcolo di OPF (Optimal Power 

Flow) multiorario, basato su un modello zonale del sistema elettrico italiano. 

Per quanto messa a punto per la sola Sardegna, la metodologia ha validità generale per l’applicazione a 

modelli “mono-sbarra” del sistema elettrico e consente di condurre la verifica multioraria calcolando le 

eventuali quantità di margine mancanti e il numero di ore annue potenzialmente critiche, in caso di 

occorrenza del massimo sbilanciamento possibile derivante dall’indisponibilità non programmata di un 

impianto di generazione, un impianto di accumulo o un polo di collegamento in corrente continua HVDC 

(High Voltage Direct Current) verso altre aree sincrone (nel caso della Sardegna, il continente). Il 

fabbisogno di riserva è calcolato come somma dei requisiti di regolazione: i) primaria, finalizzata al 

contenimento delle deviazioni di frequenza a seguito di sbilanciamento; ii) secondaria, finalizzata al 

ripristino dei valori nominali di frequenza e scambi programmati fra aree; iii) terziaria pronta, finalizzata 

 
1 Allegato A15 del codice di rete: “L’energia regolante [MW/Hz] di un’UP è il rapporto tra la variazione di potenza 

elettrica erogata dall’UP [MW] e la variazione di frequenza [Hz] che ha causato l’intervento del regolatore”. 



Rapporto 
   

21008890 

   Pag. 10/92 

 

 

al ripristino dei margini di riserva secondaria; iv) terziaria di sostituzione, finalizzata al bilanciamento 

degli scostamenti rispetto ai valori previsti di carico e generazione FRNP, unitamente al bilanciamento 

dei fuori servizio non programmati della generazione termoelettrica e dei sistemi di pompaggio in fase di 

assorbimento. Alla costituzione dei margini di riserva si ipotizza che concorrano le unità rilevanti di 

generazione tradizionale, i Sistemi di Accumulo elettrochimico (SdA) rilevanti e non, i pompaggi (sia in 

fase di assorbimento sia in fase di produzione), le unità di generazione FRNP (per la sola regolazione a 

scendere, secondo determinate percentuali impostabili rispetto alla rispettiva potenza complessiva 

installata zonale), i collegamenti HVDC attraverso l’azione di soccorso da parte dell’area sincrona esterna 

(nel caso della Sardegna, il continente).  
Il limite della versione pregressa della metodologia, riguardo all’azione del soccorso continentale, consiste 

nel fatto che questo era stimato in funzione dei soli margini sui collegamenti HVDC senza tenere conto 

dell’effettiva disponibilità di risorse sul continente. Tale stima è ragionevole tenendo conto del fatto che, 

in generale, ci si aspetta sul continente una disponibilità di margini di riserva superiore rispetto ai margini 

di transito sugli HVDC che, conseguentemente, costituiscono il “collo di bottiglia” del soccorso 

“continente verso Sardegna”. In un approccio multizonale come quello presentato a seguire e sviluppato 

nell’anno di realizzazione 2021 (o anche semplicemente considerando il soccorso “Sardegna verso 

continente”), non è detto in generale che i margini di transito siano inferiori ai margini disponibili nell’area 

soccorritrice.  

Altro limite della versione pregressa della metodologia consiste nel fatto che non era considerata alcuna 

distinzione nella destinazione d’uso dei margini di riserva, ipotizzati disponibili per tutte le tipologie 

convenzionali di regolazione (primaria, secondaria e terziaria). Un approccio più raffinato richiede invece 

di tenere conto delle diverse caratteristiche dei fornitori dei servizi, i quali possono essere tecnicamente 

abilitati solo alla fornitura di un sottoinsieme delle tre tipologie di regolazione. Ad esempio, i generatori 

termoelettrici non sono considerati adatti alla fornitura del servizio di regolazione terziaria pronta perché 

uno dei requisiti posti per l’abilitazione delle relative risorse consiste nella capacità di rampa pari ad 

almeno 50 MW/min che tradizionalmente può essere coperta dalle sole unità idroelettriche [6].  

Si sottolinea infine che le altre funzioni di calcolo sviluppate nei precedenti periodi RdS richiederanno in 

futuro degli adattamenti per valutazioni multizonali ma non sono state oggetto degli sviluppi 2021, fatta 

salva la predisposizione del formato dati in ingresso finalizzata all’esecuzione anche di queste analisi. In 

particolare si tratta di: i) funzione di calcolo multiorario della frequenza di regime a seguito del massimo 

sbilanciamento e della conseguente attivazione della riserva primaria di frequenza, al fine della verifica di 

adeguatezza dell’energia regolante [MW/Hz] di sistema; ii) calcolo semplificato “mono-sbarra” 

multiorario dei livelli orari di potenza di cortocircuito trifase “PCC” nel livello di tensione a 400 kV, 

finalizzato alla verifica di adeguatezza dei livelli di “PCC” rispetto ai requisiti posti dal funzionamento 

stabile dei collegamenti HVDC tra Sardegna e Continente. La funzione dedicata alla frequenza di regime 

è ancora estendibile anche ad approcci multizonali basati su rappresentazione zonale mono-sbarra mentre 

il calcolo di “PCC” su sistemi più estesi rispetto alla Sardegna richiede il passaggio a una rappresentazione 

nodale del “sistema” che, oltre a comportare notevoli aggiornamenti dello strumento pregresso, 

richiederebbe di “mappare” a livello nodale i risultati dell’OPF zonale attualmente utilizzato in input alla 

funzione di valutazione, rendendo quindi più opportuno il ricorso diretto a OPF di tipo nodale, ad esempio 

condotti con lo strumento di RSE “REMARK+” [7]. Ciò richiederebbe di integrare i dati zonali in base a 

metodologie da definire, che esulano dagli obiettivi della presente attività. 

2.3 Approccio adottato per lo sviluppo multizonale 

In questo paragrafo e nei sottoparagrafi a seguire si riportano le principali assunzioni e implementazioni 

riguardo all’analisi multizonale svolta nella LA2.06. La procedura, sviluppata in VBA, è inclusa in un file 

Excel denominato, a seguire, “GRIDFLEX”. La Figura 2.1 riassume gli elementi fondamentali per 

l’esecuzione dell’analisi: 
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• i dati di scenario, derivanti dalle attività sviluppate nell’ambito del progetto di Ricerca di Sistema 

2.12 (comprendenti: valori orari zonali di carico e generazione FRNP complessivi; tipologia, 

caratteristiche e potenze nominali degli impianti; flag di partecipazione ai vari servizi di riserva; 

tipologia collegamenti inter-zonali …); 

• lo strumento sMTSIM, sviluppato e utilizzato nell’ambito del sopracitato progetto RdS 2.1, per 

il calcolo di OPF il cui output fornisce il dispacciamento delle unità di generazione e gli scambi 

di potenza dalle zone; 

• il file Excel “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT” comprendente 

o i parametri generali impostati nel calcolo dei margini di riserva (foglio “pannello di 

controllo funzioni”), 

o assegnazione delle zone agli aggregati di zone, impostazione zonale della massima banda 

per la regolazione primaria di termoelettrici e idroelettrici, impostazione di requisito 

zonale di riserva terziaria pronta pari a quello di aggregato3 (foglio “zone aggregati”), 

o la lista degli impianti esplicitamente non abilitati alla regolazione (foglio “UP non 

abilitate riserva”), 

o la capacità installata complessiva zonale di eolico e fotovoltaico (foglio “installato 

WIND e FV”), 

o la taglia e la tecnologia di conversione, a corrente LCC o tensione VSC impressa, dei 

collegamenti HVDC (foglio “scheda HVDC”); 

• il file Excel GRIDFLEX comprendente 

o la nuova struttura dati INPUT, pensata per applicazioni integrate e descritta nel capitolo 

4, 

o il foglio OUTPUT costituito dai valori orari zonali (o d’aggregato) di margini mancanti, 

in ordine cronologico e monotono decrescente. 

 

 

Figura 2.1 – Schema generale per l’esecuzione della procedura per l’analisi di adeguatezza delle risorse di riserva. 

L’idea generale degli sviluppi condotti nel 2021 è stata quella di aggiornare, in primo luogo, le strutture 

di memoria in cui sono allocati i dati di input e, in secondo luogo, le elaborazioni al fine di renderle più 

generali e non dedicate al solo caso sardo. Si osservi che, nelle versioni antecedenti dello strumento 

d’analisi, i dati in input erano predisposti manualmente a partire dai dati di scenario e dalle simulazioni 

OPF. Gli sviluppi 2021 hanno incluso la realizzazione di una “passerella dati” che svolge la funzione 

 
2 Progetto RdS 2.1: Strumenti e modelli, anche settoriali, per scenari energetici ed elettrici, adeguati all’evoluzione 

del sistema - Analisi di evoluzione dei mercati e della regolazione. 
3 L’allegato A22 del codice di rete nazionale riporta che: “Al fine di garantire la fruibilità della riserva terziaria 

pronta per il controllo degli scambi programmati ed il ripristino della riserva secondaria dell’aggregato Continente, 

il fabbisogno di riserva terziaria pronta della zona Nord è pari al fabbisogno dell’aggregato stesso”. La procedura 

consente quindi di simulare o no questo requisito per qualsiasi zona. 

sMTSIM (OPF) 
RDS 2.1 

DATI SCENARIO 
RdS 2.1 

IN
P

U
T

 VERIFICA DI 
ADEGUATEZZA  

DELLERISORSE DI 
RISERVA 

CONVENZIONALI O
U

T
P

U
T

 

FILE EXCEL 
“PARAMETRI_CALCOLO_INPUT” 

FILE EXCEL “GRIDFLEX” 

output_OPF 
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automaticamente, una volta salvati tutti i file originari di scenario e OPF, nel medesimo direttorio in cui 

si trova lo strumento GRIDFLEX. 

L’aggiornamento condotto preserva l’approccio di calcolo generale adottato nella versione originale ma, 

per consentire un maggiore approfondimento dell’analisi, considera anche i seguenti aspetti: i) 

diversificazione dei margini in funzione della regolazione alla quale sono destinati; ii) implementazione 

delle limitazioni al mutuo soccorso in funzione della disponibilità di margini nelle aree soccorritrici oltre 

che in funzione della disponibilità di margini di transito sulle sezioni interzonali. 

 

La Figura 2.2 evidenzia, in modo sintetico, gli sviluppi condotti nel 2021 rispetto alla versione pregressa 

monozonale della procedura. 

 

 
Figura 2.2 – Schema generale della metodologia sviluppata per l’analisi multizonale di adeguatezza delle risorse di riserva 

(1a = riserva primaria, 2a = riserva secondaria, 3a = riserva terziaria). 

Simulatore sMTSIM del 
mercato dell’energia 

(Dispacciamento e UC ai minimi costi) 

RdS 2.1 

OUTPUT 

Riserva insufficiente: 

• ore/anno 

• quantità orarie 

VERIFICA MULTIZONALE 

Deviazioni di frequenza non accettabili a 

regime post-regolazione 1a:  

• ore/anno 

• quantità orarie 

VERIFICA MULTIZONALE CON MUTUO SOCC. 

(per zona/aggregato): 

 

Riserva di potenza disponibile 

Vs 

Requisito di riserva di potenza 

(1a, 2a, 3a) 

DATI SCENARIO 
RdS 2.1 
 

Generazione termoelettrica: 

vincoli tecnici, costi, 

eventuali profili imposti 

 

Serie temporali del CARICO e 
delle FRNP 
 
Generazione Idroelettrica 
ottimizzata imponendo 
vincoli annuali, capacità di 
bacino, profili degli apporti 
naturali 
 

Sviluppi anno 2021 

VERIFICA MULTIZONALE 
Contributo complessivo 
alla PCC (livello 400 kV) non 
adeguato 

• ore/anno 

• quantità orarie 

INPUT 

Passerella acquisizione dati 

(Multizonale) 

PREDISPOSIZIONE 

STRUTTURE DATI 

GRIDFLEX 

Possibili sviluppi futuri 
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2.3.1 Ipotesi generali alla base dello sviluppo 

Si riportano, nei successivi paragrafi, le ipotesi adottate in merito alla costituzione dei margini di riserva, 

interni alle zone o derivanti da azioni di mutuo soccorso, e in merito ai requisiti posti dal sistema nazionale. 

2.3.1.1 Costituzione dei margini di riserva nelle singole zone 

Come nella versione della metodologia sviluppata per la sola Sardegna, dato il margine di riserva a 

disposizione, questo viene utilizzato per coprire in sequenza i requisiti di riserva primaria, secondaria, 

terziaria pronta, terziaria di sostituzione. Tale approccio è quindi diverso rispetto alla reale pratica 

nazionale attuale per cui sono dedicate rispettive bande di regolazione ai vari servizi: 

• per la regolazione primaria, obbligatoriamente 1,5% della potenza efficiente (10% nel caso di 

Sardegna e Sicilia se in isola elettrica), [8]; 

• per le regolazioni secondaria e terziaria, in base a requisiti posti da Terna, da soddisfare mediante 

il mercato dei servizi di dispacciamento. 

L’approccio qui proposto è diverso dalla pratica nazionale perché l’obiettivo della metodologia non è 

quello di simulare il mercato dei servizi di dispacciamento bensì verificare l’adeguatezza di tutte le risorse 

teoricamente disponibili rispetto ai requisiti posti, in prospettiva, dal sistema.  

Rispetto alla versione pregressa, la metodologia è stata aggiornata per distinguere le assegnazioni dei 

margini ai vari servizi di regolazione, quando queste sono specificate nei dati di input delle singole unità 

regolanti, prima dell’esecuzione del calcolo preliminare multiorario OPF. 

Per quanto riguarda le unità di dispacciamento con capacità energetica limitata (idroelettrici e sistemi di 

accumulo), rispetto alla versione precedente della metodologia si è cercato di tenere maggiormente conto 

di tale limitazione. I margini, espressi in [MW], di regolazione delle singole unità sono infatti divisi 

cautelativamente: 

• nel caso delle unità idroelettriche, per un coefficiente pari al numero di ore prescritto dal codice 

di rete per la durata minima del servizio (due ore per le regolazioni secondaria e terziaria pronta, 

come previsto dal codice di rete [6]; 8 ore per la regolazione terziaria di sostituzione come 

prospettato nel regolamento del progetto pilota UVAM (Unità Virtuali Abilitate Miste) [9]); 

• nel caso dei sistemi di accumulo elettrochimico, per un coefficiente pari al massimo tra il valore 

unitario e il rapporto tra durata prescritta per il servizio e la capacità oraria delle batterie. 

Nella precedente versione della metodologia si consideravano i margini complessivi delle unità 

idroelettriche e di pompaggio senza tenere conto di eventuali limitazioni nella disponibilità di invaso. I 

margini [MW] disponibili nei sistemi di accumulo elettrochimico erano semplicemente divisi per due per 

considerarne in maniera molto approssimata le limitazioni legate allo stato di carica. 

Un’altra novità introdotta nel 2021 consiste nel fatto che, opzionalmente, è possibile considerare la 

partecipazione alla regolazione primaria a salire4 da parte di eolico e fotovoltaico (FV) ipotizzando una 

banda di regolazione massima pari al 10% della potenza scambiata complessivamente nella zona di 

mercato in esame5. Tale banda di regolazione massima è elevata e presuppone che possano essere 

impiegate modalità di funzionamento in de-loading (metodo antieconomico che presuppone di utilizzare 

una quota inferiore di energia rinnovabile disponibile per poter regolare a salire) o applicazioni di sistemi 

di accumulo integrati con le singole unità rinnovabili. 

È stata inoltre implementata l’opzione che prevede la funzione di “demand response” da parte del carico: 

è opzionalmente possibile impostare due bande di regolazione, rispettivamente a salire e a scendere6 fino 

al 10% del carico complessivo zonale orario, che consentono la partecipazione ai servizi di regolazione 

primaria, secondaria e terziaria pronta (quest’ultima è richiesta solo a salire come prescritto dal codice di 

 
4 Secondo la convenzione dei generatori: aumento della potenza iniettata, in caso di sbilanciamento in deficit di 

potenza sul sistema elettrico. 
5 Si noti che la banda di regolazione è impostabile in un valore compreso tra 0% e 10%. Quindi, nell’impostazione 

di tale banda, si può tenere implicitamente conto del fatto che non tutta la generazione FRNP può regolare. 
6 Regolazione a salire, in caso di deficit sul sistema, mediante riduzione della potenza assorbita; regolazione a 

scendere, in caso di surplus sul sistema, mediante aumento della potenza assorbita. 
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rete). Si esclude il servizio di riserva terziaria di sostituzione perché il codice di rete prescrive che non ci 

siano limitazioni di durata e il regolamento UVAM prescrive una durata comunque elevata pari a 8 ore. 

Tenendo conto dei rapidi tempi di avviamento, sono ora opzionalmente attivabili anche: 

• la partecipazione alla regolazione terziaria di sostituzione a salire delle unità turbogas a ciclo 

aperto non in giri, ossia non in parallelo alla rete, che deve essere dispiegata, secondo il codice di 

rete, entro 120 minuti7 dal comando dell’operatore di rete; 

• la partecipazione delle Unità di Produzione (UP) idroelettriche non in giri, compresi i pompaggi, 

alle regolazioni secondaria, terziaria pronta8 solo a salire, terziaria di sostituzione (le regolazioni 

a scendere, per secondaria e terziaria di sostituzione, possono essere attivate mediante accensione 

dei pompaggi in modalità assorbimento). 

Le impostazioni generali riguardanti la partecipazione alla regolazione sono presentate in Tabella 2.1. Tali 

impostazioni devono essere definite dall’utente nel foglio “parametri generali di controllo” presente nel 

file Excel “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT” (Figura 2.1). 

Tabella 2.1 – Parametri generali di controllo per la costituzione dei margini di riserva primaria “1a”, secondaria “2a”, 

terziaria pronta “3ap”, terziari di sostituzione “3as” (File Excel “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT”). 

Massima banda di regolazione - termoelettrici [p.u. di Pmax] 

Massima banda reg. 1a a salire - eolico [p.u. di Pgen] (Max 10%) 

Massima banda reg. 1a-2a-3ap-3as a scendere - eolico [p.u. di Pgen] (Max 100%) 

Massima banda reg. 1a a salire - FV [p.u. di Pgen] (Max 10%) 

Massima banda reg. 1a-2a-3ap-3as a scendere - FV [p.u. di Pgen] (Max 100%) 

Massima banda di regolazione a salire - carico [p.u. di Passorbita] (Max 10%) 

Massima banda di regolazione a scendere – carico [p.u. di Passorbita] (Max 10%) 

Flag abilitazione reg 3as - unità turbogas a ciclo aperto non in giri [1 = attiva; 0 = non attiva] 

Flag abilitazione reg 2a-3ap-3as a salire unità idroelettriche9 non in giri [1 = attiva; 0 = non attiva] 

Flag abilitazione reg 2a-3as a scendere pompaggi non in giri [1 = attiva; 0 = non attiva] 

 

A differenza della versione precedente della metodologia, non è contemplata, per scelta cautelativa, la 

possibilità di considerare le unità idroelettriche in servizio a “doppio zero” ossia a scambio nullo di 

potenza attiva e reattiva. In altre parole, le unità idroelettriche e di pompaggio si considerano non in 

servizio nelle ore in cui, in base al calcolo OPF, lo scambio di potenza è nullo. Ciò significa che non sono 

disponibili per la riserva primaria. Mediante esplicita attivazione nelle impostazioni di calcolo definite nel 

file “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT”, le unità idroelettriche non in servizio possono tuttavia essere 

considerate disponibili per le regolazioni secondaria e terziaria, richiedenti tempi di attivazione (dai 15 

min ai 120 min) maggiori del requisito per la primaria (30 s). 

La Tabella 2.2 riassume la panoramica delle possibili abilitazioni per i vari servizi di regolazione: 

• la quantità x indica genericamente il margine che può essere impostato nel singolo servizio e 

corrisponde alla differenza tra il limite tecnico del fornitore e la potenza scambiata con la rete; 

• la quantità x’ è funzione del margine teorico rapportato alla durata dei servizi di regolazione 

secondaria/terziaria pronta (2 ore, secondo il capitolo 4 del codice di rete) e alla capacità 

energetica del sistema d’accumulo 

𝑥′ = 𝑥 𝑚𝑎𝑥 (
2 𝑜𝑟𝑒

𝑁° 𝑜𝑟𝑒 𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑡à 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑒𝑡𝑖𝑐𝑎
; 1)⁄  2.1 

 
7 “Riserva di Sostituzione a salire (a scendere), pari all’incremento di immissione o al decremento di prelievo 

(all’incremento di prelievo o al decremento di immissione) che può essere effettuato entro 120 minuti dalla richiesta 

del Gestore della rete” (capitolo 4 del codice di rete). 
8 Le regolazioni secondaria e terziaria pronta devono essere dispiegate entro 15 minuti con riferimento al capitolo 4 

del codice di rete. 
9 Pompaggi compresi. 
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per semplicità, si suppone che, con una capacità energetica inferiore alle 2 ore, il margine teorico 

di potenza disponibile sia da dividere per 2/N°ore capacità e, con una capacità energetica superiore 

alle 2 ore, il margine teorico di potenza disponibile sia pienamente disponibile; 

• la quantità x” è funzione del margine teorico rapportato alla durata del servizio di regolazione 

terziaria di sostituzione (senza limitazioni di durata secondo il codice di rete ma qui si considera 

il regolamento UVAM che prescrive una durata fino a 8 ore) e alla capacità energetica del sistema 

d’accumulo 

𝑥" = 𝑥 𝑚𝑎𝑥 (
8 𝑜𝑟𝑒

𝑁° 𝑜𝑟𝑒 𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑡à 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑒𝑡𝑖𝑐𝑎
; 1)⁄  2.2 

per semplicità, si suppone che, con una capacità energetica inferiore alle 8 ore, il margine teorico 

di potenza disponibile sia da dividere per 8/N°ore capacità e, con una capacità energetica superiore 

alle 8 ore, il margine teorico di potenza disponibile sia pienamente disponibile; 

• la quantità x di regolazione a salire impostabile per eolico e FV è, come già enunciato, impostabile 

fino a un massimo del 10% della potenza generata10;  

• la quantità x di regolazione per il carico11 è impostabile fino a un massimo scelto arbitrariamente 

pari al 10% della potenza assorbita complessivamente nella zona in esame.  

Si sottolinea che, a prescindere dalla panoramica delle possibili opzioni, le impostazioni effettivamente 

considerate nei casi studio sono subordinate a quanto impostato nei dati di scenario (in ingresso sia alla 

procedura sia allo strumento OPF) riguardanti i singoli fornitori. Ciò è particolarmente utile, ad esempio, 

per trattare il caso delle unità di pompaggio adottanti turbine Francis reversibili che, per limitazioni 

tecnologiche, sono esentate dalla fornitura del servizio di regolazione primaria, rispetto a quanto stabilito 

dal codice di rete nazionale [10]. 

 

Tabella 2.2 – Servizi di regolazione di frequenza impostabili opzionalmente per le varie tipologie di fornitori. 

Tipo fornitore margini 
1a 

up 

1a 

down 

2a 

up 

2a 

down 

3a pronta 

up 

3a sost. 

up 

3a sost. 

down 

Generatori Termoelettrici “in giri”  x x x x x x x 

Turbogas a ciclo aperto “non in giri” - - - - - x - 

Generatori idroelettrici in giri x x x/2 x/2 x/2 x/8 x/8 

Generatori idroelettrici non in giri 
(esclusi pompaggi) 

- - x/2 - x/2 x/8 - 

Pompaggi non in giri - - x/2 x/2 x/2 x/8 x/8 

Generazione eolica on/off-shore x 
(max 10%) 

x - x - - x 

Generazione fotovoltaica x 
(max 10%) 

x - x - - x 

SdA elettrochimici  x x x’ x’ x’ x” x” 

Carico (max 10% del totale zonale) x x x x x - - 

 

 
10 Nella procedura è predisposta una variabile di controllo (p.u. della potenza disponibile) che interpreta il profilo 

dell’eolico e del FV come ridotto ad esempio dell’1.5% della potenza massima disponibile, per avere margine di 

regolazione a salire fino all’1.5% o fino a un altro valore predefinito. Il valore massimo impostabile per la banda a 

salire è 10%. A tal proposito l’allegato A17 del codice di rete riguardante la generazione eolica connessa in AT 

riporta in merito alla regolazione intorno alla frequenza nominale (FSM): “Su richiesta dovranno essere riservate 

due bande di regolazione BFSMu e BFSMo, rispettivamente in sotto e sovra-frequenza, comprese fra l’1,5% ed il 

10% del valore della potenza nominale disponibile (Pnd) evitando il distacco degli aerogeneratori nel rispetto dei 

limiti tecnici di funzionamento dichiarati”. La medesima prescrizione è riportata nell’allegato A68 riguardante il 

fotovoltaico connesso in AT.  
11 I servizi considerati effettuati da parte del carico sono le regolazioni primaria, secondaria e terziaria pronta. 
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2.3.1.2 Mutuo soccorso tra zone 

Nel caso della precedente versione della metodologia, si considerava il solo soccorso di potenza verso la 

Sardegna, posto pari al margine di transito sui collegamenti HVDC ad essa interconnessi. 

La nuova versione consente di condurre la verifica di adeguatezza dei margini a livello zonale e a livello 

di aggregato di zone, predefinito per tutte le ore annue. In particolare, nel caso test descritto al paragrafo 

2.4 si ipotizzano i tre aggregati Continente (Nord, Centro Nord, Centro Sud, Sud), Sardegna e Sicilia.  

Per quanto riguarda la costituzione dei margini di riserva, l’approccio adottato prevede quindi: 

1. mutuo soccorso tra zone confinanti (ossia primo livello di adiacenza tra zone); 

2. mutuo soccorso tra aggregati adiacenti rappresentati come mono-sbarra ossia con capacità di 

scambio supposta infinita tra le zone del medesimo aggregato. 

Il mutuo soccorso è identificato come il valore minimo tra il margine di transito, rispettivamente a salire 

e a scendere, delle interconnessioni interzonali (o inter-aggregato) e il margine di potenza che può essere 

fornito dalle risorse situate nelle zone adiacenti alla zona di mercato in esame (o aggregati adiacenti 

all’aggregato in esame). 

L’impostazione 1) è cautelativa rispetto a un approccio che consideri il mutuo soccorso da parte di tutte 

le zone di mercato nei soli limiti posti dalle capacità di trasporto delle interconnessioni interzonali. Questa 

scelta comporta l’evidenziazione di potenziali maggiori criticità in termini di margini di riserva 

insufficienti al soddisfacimento dei requisiti e in termini del numero di ore potenzialmente critiche. 

L’impostazione 2) è invece anti-cautelativa perché considera capacità di scambio infinita all’interno 

dell’aggregato. Si sottolinea però che tale ipotesi è in linea con quanto riportato nell’allegato A22 del 

codice di rete [11]. Si sottolinea che il codice di rete non esplicita la possibilità qui considerata di mutuo 

soccorso tra aggregati. Nella presente attività si è preferito tenerne conto in quanto realizzata comunque 

attraverso l’interscambio tra zone come previsto nel punto 1). 

La soluzione più raffinata, per il calcolo del mutuo soccorso, consisterebbe nel considerare lo scambio tra 

le zone di mercato a più livelli di adiacenza, in base alle diponibilità di riserva zonali e alle limitazioni di 

scambio interzonale in sequenza topologica. Ad esempio, la zona Sicilia potrebbe essere soccorsa anche 

dalla zona Nord nei limiti di scambio della sequenza: “Nord verso Centro Nord”, “Centro Nord verso12 

Centro Sud”, “Centro Sud verso Sud13”, “Sud verso Sicilia”. Tale analisi risulta tuttavia molto più 

complessa da implementare e pertanto si rimanda ad eventuali approfondimenti futuri. In ogni caso, è 

ragionevole attendersi un risultato intermedio rispetto ai due approcci considerati nel presente sviluppo.  
Si sottolinea infine che, a prescindere dalla tecnologia adottata (AC o DC), i collegamenti interzonali si 

ipotizzano adatti alla trasmissione di tutti i tipi di regolazione tra zone soccorritrici e zone soccorse. 

2.3.1.3 Requisiti di riserva  

Il fabbisogno orario di riserva è calcolato come combinazione dei requisiti di regolazione primaria, 

secondaria, terziaria pronta e terziaria di sostituzione. 

In merito al requisito di riserva primaria, è importante premettere che l’attuale pratica nazionale prevede 

che non sia definito esplicitamente un requisito, ma si ritiene sufficiente riservare, nelle unità di 

dispacciamento abilitate (unità programmabili con PNOMINALE maggiore di 10 MVA), una quota pari 

all’1,5% della potenza efficiente14, nelle aree Continente e Sicilia (se non isolata dal Continente), e una 

quota pari al 10% della potenza efficiente nelle aree Sardegna e Sicilia (se elettricamente isolata). Si 

ritiene, nella pratica d’esercizio attuale, che tale approvvigionamento sia sufficiente a coprire il fabbisogno 

delle isole maggiori e il fabbisogno fissato dalle regole ENTSO-E, in circa 300 MW verso il continente 

(cfr. paragrafo 2.4.1). Si sottolinea che, in scenari evolutivi, la pratica attuale potrebbe non essere 

cautelativa perché fissare una quota di potenza efficiente di unità programmabili di grossa taglia comporta 

una progressiva diminuzione dei margini di riserva, legata al decomissioning delle unità termoelettriche. 

 
12 Nello scenario attuale la sezione “Centro Nord verso Centro Sud”, include anche la direttrice parallela “Centro 

Nord verso Sardegna verso Centro Sud”. 
13 Si ipotizza che la nuova zona Calabria (in vigore dal 2021) faccia ancora parte della zona Sud. 
14 Potenza attiva massima di un impianto di produzione che può essere immessa in rete con continuità. 
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Il requisito di riserva primaria a salire (o scendere), in caso di deficit di potenza (o surplus di potenza), è 

qualitativamente e cautelativamente calcolato, nella presente attività, a livello esclusivamente zonale 

considerando il massimo sbilanciamento derivante dalla perdita di un’unità di generazione (o pompaggio) 

o di un polo di collegamento HVDC in import (o in export) nella zona stessa. Come approfondimento 

futuro, si intende analizzare, per l’area sincrona peninsulare più la Sicilia quando interconnessa, il 

soddisfacimento del suddetto requisito di 300 MW. Si sottolinea inoltre che, dal punto di vista operativo 

dell’esercizio di rete, l’intervento della regolazione primaria per perdita di un polo HVDC si presenterebbe 

solo nel caso in cui tale fuori servizio interessasse collegamenti tra zone non sincrone o comportasse la 

formazione di isole. Questa seconda ipotesi è peraltro da escludere perché non esistono, in Italia, sezioni 

interzonali costituite da un solo collegamento. Nei casi in cui si perdesse un collegamento tra zone 

sincrone, i flussi si ridistribuirebbero sui collegamenti superstiti e, solo nel caso in cui questi risultassero 

sovraccarichi, è ragionevole attendersi un intervento di ridistribuzione dei flussi per eliminare i 

sovraccarichi mediante ridispacciamento di generatori in aree diverse, realizzato con le risorse di 

regolazione terziaria, mentre la regolazione primaria non sarebbe coinvolta. La procedura qui proposta, 

per semplicità non distingue i collegamenti HVDC tra zone sincrone o asincrone ma si prevede, come 

sviluppo futuro, di apportare tale affinamento. A tal proposito si sottolinea che, nella proceduta, è già stata 

implementata la funzione di individuazione delle zone sincrone.  

Il requisito di riserva secondaria è calcolato a livello di aggregato di zone, in base al criterio empirico 

tradizionalmente adottato in ambito ENTSO-E15 [12], ed è poi ripartito tra le zone afferenti in proporzione 

al rapporto tra domanda annua zonale e domanda annua d’aggregato. 

Il requisito di riserva terziaria pronta è calcolato solo a salire, coerentemente con l’allegato A22 [11] del 

codice di rete, ed è posto pari al requisito di riserva secondaria, sia a livello d’aggregato sia a livello 

zonale16. A differenza della secondaria, è predisposta nel file “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT” 

(Figura 2.1) la possibilità di impostare il requisito di ogni singola zona pari a quello di aggregato. 

Il requisito di riserva terziaria di sostituzione è calcolato, a livello zonale, mediante un metodo 

probabilistico (cfr. [13], [14]) che adotta un livello di copertura pari al 95% delle situazioni complessive 

di deficit (o di surplus) della potenza, considerando l’incertezza (modellizzata con distribuzioni di 

probabilità gaussiane) delle previsioni di carico, generazione eolica e FV, unitamente alle indisponibilità 

non programmate degli impianti di generazione termoelettrica e di pompaggio, trattate come eventi 

probabilistici (distribuzioni di probabilità binomiali non gaussiane). Il fabbisogno a livello di aggregato è 

determinato come somma dei requisiti zonali. Si osservi che la semplice somma è ragionevolmente 

applicabile per quanto riguarda la risultante delle distribuzioni gaussiane adottate per rappresentare la 

probabilità di occorrenza degli errori di previsione. Per contro, la somma risulta cautelativa considerando 

i fuori servizio probabilistici degli impianti di generazione termoelettrici e di pompaggio, perché, essendo 

la risultante degli sbilanciamenti determinati a livello zonale, considera intrinsecamente un numero totale 

di fuori servizio simultanei che è certamente superiore a quello che si determinerebbe costruendo un’unica 

distribuzione binomiale a partire dal numero di macchine nell’aggregato (la somma contrasta con il fatto 

che la probabilità di fuori servizio simultaneo decresce molto rapidamente, verso valori trascurabili, 

all’aumentare del numero di gruppi simultaneamente fuori servizio). 

2.3.2 Sequenza delle funzioni implementate 

Al fine di facilitare gli eventuali sviluppi futuri si è adottata, per il codice del programma, una struttura 

quanto più possibile modulare. Ciò consente di agevolare la manutenzione del codice e l’implementazione 

di eventuali ulteriori funzioni. 

 
15 European Network of Transmission System Operators for Electricity. 
16 Come eventuale sviluppo futuro e per migliorare la conformità all’allegato A22 del codice di rete, potrebbe essere 

interessante integrare nel requisito anche una componente aggiuntiva per compensare il ritardo/anticipo della 

domanda di energia elettrica in particolare durante le rampe/derampe di carico al netto dell’immissione da impianti 

fotovoltaici. 
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Al paragrafo 7.1 in Appendice è riportato il dettaglio in merito allo schema delle sotto-funzioni 

implementate e alla loro collocazione nei moduli che compongono la “macro” integrata nel file 

GRIDFLEX. 

La macro di calcolo è lanciata da apposito comando presente nel foglio “MAIN” del file Excel GRIDFLEX 

(Figura 2.3). In tale foglio devono essere inoltre specificati i nomi dei file in cui sono collocati i dati di 

input da caricare in memoria prima dell’esecuzione dei calcoli: 

• il file Excel per le impostazioni dei parametri generali di calcolo 

(“PARAMETRI_CALCOLO_INPUT”) è collocato nel medesimo direttorio in cui è collocato il 

file GRIDFLEX; 

• il file Excel contenente i dati di scenario in input, sia alla procedura sia all’OPF preliminare 

(nell’esempio in Figura 2.3 “PNIEC30_TYRR_conACCUMULI”), deve essere collocato in un 

sotto-direttorio denominato “input_OPF”; 

• i file contenenti i risultati del OPF (Figura 2.1), identificati dalla riga 5 alla riga 12 in Figura 2.3, 

devono essere collocati in un sotto-direttorio denominato “output_OPF”. 

 

 

Figura 2.3 – Foglio “MAIN” del file GRIDFLEX per il lancio della procedura. 

I dati in input sono acquisti dalla procedura secondo la seguente sequenza: 

• impostazioni generali di calcolo in merito alle ipotesi di partecipazione alla regolazione (ad 

esempio: da parte del carico o da parte della generazione non sincronizzata ma attivabile in tempi 

brevi, ossia nell’ordine dei minuti o poche decine di minuti); 

• individuazione delle zone di mercato e degli aggregati a cui afferiscono; 

• tecnologia adottata (LCC o VSC) nei collegamenti HVDC interzonali; 

• limiti tecnici, profili orari di potenza dispacciata e abilitazione ai singoli servizi di regolazione di 

frequenza della generazione termoelettrica; 

• limiti tecnici, profili orari di potenza dispacciata e abilitazione ai singoli servizi di regolazione di 

frequenza della generazione idroelettrica, compresi i pompaggi; 

• profili orari di potenza scambiata, capacità installata e abilitazione alla regolazione di frequenza 

(a salire solo primaria; a scendere tutte) della generazione eolica zonale; 

• profili orari di potenza scambiata, capacità installata e abilitazione alla regolazione di frequenza 

(a salire solo primaria; a scendere tutte) della generazione FV zonale; 

• limiti tecnici, profili orari di potenza dispacciata e abilitazione ai singoli servizi di regolazione di 

frequenza dei sistemi di accumulo elettrochimico; 

• profili orari di potenza assorbita dal carico; 

• profili orari di potenza transitante e capacità di transito nelle sezioni interzonali, con distinzione 

tra sezioni in corrente continua e in corrente alternata. 

Si osservi che i sopra citati dati di scenario e i risultati dell’OPF (output_OPF, Figura 2.1), utilizzati dalla 

passerella dati che organizza i dati di input all’esecuzione di GRIDFLEX, sono organizzati secondo 

l’architettura di sMTSIM implementata nei periodi antecedenti al 2021 [15]. In futuro, la passerella dati 
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di GRIDFLEX potrebbe richiedere aggiornamenti per tenere conto delle modifiche apportate alla suddetta 

architettura di sMTSIM, a partire dal 2021.  

In sintesi, la procedura di calcolo prevede le seguenti sottofasi, per ogni ora annua: 

a) caricamento in memoria dei dati in input (Figura 2.1) per l’esecuzione dei calcoli; 

b) calcolo delle eventuali quantità di potenza da re-dispacciare se i transiti sui collegamenti HVDC, 

calcolati da sMTSIM, non ne rispettano i limiti tecnici minimo e massimo; 

c) calcolo dei margini di potenza teorici, a salire e a scendere, disponibili nei singoli elementi 

potenziali fornitori dei servizi di regolazione, a prescindere dalla loro abilitazione; 

d) sottrazione ai suddetti margini delle eventuali quantità di potenza da re-dispacciare per rispettare 

i limiti tecnici degli HVDC; 

e) calcolo dei margini di regolazione a salire e a scendere, interni a ogni zona o aggregato, 

differenziati per regolazione primaria, secondaria, terziaria pronta e di sostituzione, a seconda 

delle abilitazioni dei singoli elementi fornitori dei servizi; 

f) calcolo dei margini complessivi, per zona e aggregato tenendo conto del mutuo soccorso (par. 

2.3.1.2), differenziati per tipo di regolazione a seconda delle abilitazioni dei singoli elementi 

fornitori dei servizi; 

g) calcolo dei requisiti zonali di regolazione primaria, secondaria e terziaria (acquisizione da 

sMTSIM nel caso della riserva terziaria di sostituzione) e dei margini di riserva persi con 

l’elemento di rete che si perderebbe ipotizzando il massimo sbilanciamento, rispettivamente in 

deficit o surplus, nella singola zona o nel singolo aggregato; 

h) confronto tra requisiti e margini e conseguente individuazione delle eventuali quantità mancanti 

(individuazione di ora potenzialmente critica a fronte del massimo sbilanciamento, 

rispettivamente in deficit o surplus). 

I margini di regolazione sono inizialmente calcolati per differenza tra potenza scambiata e limite tecnico 

di ogni singolo potenziale fornitore della regolazione. L’abilitazione dei singoli margini, nel calcolo 

complessivo per zona o aggregato, è subordinata alle impostazioni generali di calcolo (foglio “pannello di 

controllo funzioni” del file “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT”) e alle abilitazioni dei singoli fornitori 

definite nei dati di scenario. Questo aspetto, come già citato, è uno dei principali elementi distintivi rispetto 

alla versione precedente della procedura: le bande di regolazione possono quindi essere in parte comuni e 

in parte esclusive per i vari tipi di regolazione della frequenza mentre, nella versione precedente, erano 

univocamente individuate e interamente comuni a tutti i servizi. 

Il confronto tra requisiti e margini, per ogni singolo servizio di regolazione (primaria, secondaria o 

terziaria), è condotto tenendo conto: 

• dei margini dedicati al singolo servizio; 

• dell’eventuale indisponibilità delle quote di margine già utilizzate quando queste sono dedicate a 

più servizi di regolazione, considerando l’assegnazione in sequenza alle regolazioni primaria, 

secondaria, terziaria pronta e terziaria di sostituzione.  

Nel caso della regolazione primaria, identificata arbitrariamente dalla procedura come prioritaria 

nell’utilizzo di margini di regolazione condivisi con gli altri servizi, si considera, nell’ordine, prima 

l’utilizzo delle quote dedicate in modo esclusivo e poi l’eventuale ricorso alle quote comuni (si veda anche 

il punto 18 del già citato paragrafo 7.1 in Appendice).  

I profili orari delle quantità di margine mancanti, rispettivamente per zona e aggregato, sono riportati, 

insieme alle corrispondenti serie monotone di durata decrescenti, nel foglio “RISULTATI ITA” costituente 

l’output, con riferimento alla Figura 2.1, del file GRIDFLEX. Come eventuali sviluppi futuri, si ritiene 

opportuno aggiungere in output le stampe con il dettaglio dei calcoli intermedi, al fine di agevolare 

l’analisi critica dei risultati.  
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2.3.3 Cenni sui possibili sviluppi riguardanti la verifica di adeguatezza dell’energia 

regolante e i livelli di potenza di cortocircuito 

Come già enunciato, la versione pregressa della metodologia, implementata per la sola Sardegna, integra 

le funzioni di verifica di adeguatezza dell’energia regolante [MW/Hz] [2] e di calcolo dei livelli orari di 

potenza di cortocircuito trifase “PCC” [3]. Queste funzioni non sono state oggetto di aggiornamento ma 

vale la pena ricordarne le peculiarità che saranno tenute in conto in eventuali sviluppi futuri. 

La verifica sull’energia regolante è basata su un metodo iterativo che, sulla base delle risorse disponibili 

per la regolazione primaria, individua il nuovo valore di regime a cui si attesta la frequenza a seguito di 

sbilanciamenti e conseguente attivazione della riserva primaria. Essendo la frequenza una variabile 

globale di sistema, al netto di possibili oscillazioni elettromeccaniche, la sopra citata funzione di verifica 

è estendibile, in linea teorica, anche ad analisi multizonali, considerandone l’insieme di zone come 

mono-sbarra. I dati in input (Figura 2.1) alla nuova procedura sono predisposti anche in funzione del loro 

utilizzo per l’analisi dell’energia regolante e resta da implementare, come sviluppo futuro, l’estensione 

del metodo di calcolo iterativo al nuovo formato dei dati, che è ora più flessibile e non più limitato a poche 

unità regolanti come nel caso della sola Sardegna. 

Per quanto riguarda la partecipazione alla potenza di cortocircuito, restano invariate le ipotesi adottate nel 

2020 (cfr. [3]) per modelli di rete mono-sbarra, in particolare riguardo alla partecipazione da parte di 

generazione tradizionale, generazione FRNP, sistemi di accumulo elettrochimico e collegamenti HVDC 

di tipo a tensione impressa VSC (Voltage Source Converter). La rappresentazione semplificata 

mono-sbarra applicata al modello sardo non è però estendibile a un sistema di maggiori dimensioni e 

limitatamente magliato come quello intero nazionale: le elevate impedenze di rete implicano infatti livelli 

di PCC significativamente diversi nei nodi della rete. Per l’analisi sul sistema nazionale, è necessario 

considerare quindi una rappresentazione mappata a livello nodale e, pertanto, la presente procedura 

potrebbe avvantaggiarsi del ricorso al calcolo OPF nodale che, con riferimento agli strumenti realizzati da 

RSE, può essere condotto con lo strumento REMARK+. Pur essendo la struttura dati, in ingresso alla 

nuova procedura di adeguatezza, già pensata per essere predisposta al caso nodale, in caso di sviluppi 

futuri saranno necessari adattamenti della passerella dati dallo strumento OPF.  

2.4 Caso test: sistema elettrico nazionale in uno scenario al 2030 

Lo scopo dell’applicazione qui presentata è principalmente quello di verificare la ragionevolezza dei 

risultati ottenuti con la nuova versione della procedura in merito alla verifica multizonale dell’adeguatezza 

dei margini di potenza attiva disponibili per la regolazione della frequenza. Si riporta pertanto in questo 

paragrafo una descrizione di massima dello scenario adottato per le analisi test. Per un’analisi più 

approfondita sul sistema si rimanda ad eventuali studi futuri dedicati a tale scopo. 

2.4.1 Ipotesi di scenario 

Lo scenario ipotizzato all’anno 2030 tiene conto del phase-out degli impianti a carbone, sulla base di 

ipotesi [16] in linea con quanto prospettato dal Piano Nazionale Integrato Energia e Clima “PNIEC” [17]. 

In particolare, si considerano: 

• la chiusura delle unità di generazione alimentate a carbone; 

• tutte le grandi unità di produzione termoelettrica (PMAX > 50 MW) alimentate a gas, con tecnologia 

del tipo a ciclo combinato, o ciclo combinato di tipo cogenerativo, o turbogas a ciclo aperto 

(42,4 GW di capacità installata per 92 TWh di prodizione annua); 

• una capacità installata di generazione idroelettrica dispacciabile, compresi i pompaggi, pari a 

17,8 GW (PMAX in generazione di tutti gli impianti) per 25 TWh di produzione annua; 

• una capacità installata di nuovi grandi pompaggi pari a 4,5 GW;  

• una potenza installata complessiva di sistemi di accumulo elettrochimico (SDA) pari a ±1,5 GW 

con capacità oraria pari a 8 ore; 

• una produzione eolica nazionale pari a circa 40 TWh (4180 MW generati mediamente all’ora); 
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• una produzione FV nazionale (escluso il fotovoltaico associato a sistemi di accumulo) pari a 

57,3 TWh (6545 MW generati mediamente all’ora); 

• una produzione da generazione a bioenergie, idroelettrico ad acqua fluente non dispacciabile, 

geotermoelettrico e FV con sistemi di accumulo pari a circa 80 TWh;  

• una domanda annua pari a 330 TWh (carico medio pari a circa 38 GW). 

Le simulazioni preliminari condotte con sMTSIM nelle suddette ipotesi di scenario evidenziano che le 

grandi unità termoelettriche risultano non sincronizzate alla rete, ossia non partecipanti alla regolazione17, 

mediamente nel 67% delle ore (è considerato un totale di 106 unità termoelettriche che, sulla base della 

simulazione OPF, risultano in servizio mediamente in 2946 ore annue). Questa percentuale relativamente 

alta impatta negativamente, in modo rilevante, sulla costituzione dei margini di riserva perché le unità 

termoelettriche sono tradizionalmente la principale fonte di flessibilità sul sistema. 

Ciascuna delle grandi unità idroelettriche dispacciabili, compresi i pompaggi attuali e nuovi, risulta 

mediamente in servizio solo nel 12% delle ore annue. Anche in questo caso, si ha un notevole impatto 

negativo sui margini perché la procedura, nella sua nuova versione, considera gli idroelettrici a scambio 

nullo come non sincronizzati alla rete. Quindi, a prescindere dalle impostazioni generali (Tabella 2.1) che 

possono comunque considerare la partecipazione alle regolazioni secondaria e terziaria, gli idroelettrici 

non sincronizzati sono esclusi dalla regolazione primaria perché questa deve essere attivata in 30 secondi 

[8]. 

La Tabella 2.3 riporta le zone di mercato considerate e la rispettiva ipotesi di appartenenza ad aggregato 

di zone di mercato. Le ipotesi delle singole associazioni agli aggregati sono sostanzialmente in linea con 

quanto adottato nel codice di rete [11].  Si osserva che solo l’aggregato Continente è comprensivo di 

unnumero di zone maggiore di uno. 

La zona Sud è considerata comprensiva della sotto-zona Calabria (attivata nel gennaio 2021) in virtù dei 

potenziali sviluppi della rete di trasmissione che dovrebbero consentire di superare le attuali limitazioni 

di transito.  

Tabella 2.3 – Zone di mercato considerate e aggregato di appartenenza. 

Zona Aggregato di zone 

Centro Nord CN Continente 

Centro Sud CS Continente 

Nord ND Continente 

Sardegna SA Sardegna 

Sicilia SC Sicilia 

Sud SU Continente 

 

Per quanto riguarda i collegamenti HVDC ipotizzati tra le zone di mercato italiane, si considerano: 

• il futuro rifacimento del SA.CO.I. tra Sardegna, Corsica e continente (codice intervento 301-P del 

piano di sviluppo 2021 della RTN [18]) con topologia bipolare, capacità di trasporto pari a 400 

MW (2×200 MW) e tecnologia basata su convertitori tradizionali a corrente impressa LCC; 

• il collegamento HVDC SA.PE.I. (2×500 MW), commissionato nel 2010, di tipo bipolare con 

tecnologia di conversione a corrente impressa LCC; 

• il possibile futuro collegamento Tyrrhenian link (codice intervento 723-P; 

Continente – Sicilia – Sardegna) con una capacità di trasporto pari a 1000 MW distribuiti su due 

poli e con tecnologia di conversione ipotizzata a tensione impressa VSC.  

I dati dei suddetti collegamenti sono esplicitati nel foglio “scheda HVDC” del file 

“PARAMETRI_CALCOLO_INPUT” letto dalla procedura. 

 
17 Salvo che nel caso delle unità turbogas a ciclo aperto che, se opportunamente impostata la relativa variabile 

booleana nella procedura di calcolo, possono essere considerate partecipanti alla regolazione terziaria di sostituzione 

a salire.  
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Le zone estere non sono automaticamente considerate nella procedura di verifica dei margini, senza 

distinzione di servizio considerato, perché sono rappresentate, nel calcolo preliminare OPF, come semplici 

equivalenti e pertanto non sono riconosciute nella fase di caricamento dati in input alla procedura. La 

verifica di adeguatezza prende pertanto in considerazione le sole risorse interne al sistema nazionale. Ad 

ogni modo è utile considerare quale può essere l’entità del soccorso dall’estero in regolazione primaria. 

Con particolare riferimento alla regolazione che l’area continentale europea può fornire alla zona Nord, si 

assume un contributo pari a 720 MW massimi ossia il 90% di 800 MW corrispondenti alla taglia di una 

grande centrale costituita da due unità a ciclo combinato. Si rammenta che l’incidente di riferimento nel 

continente per le norme europee consiste nella perdita di 3000 MW [19] ossia la taglia di una grossa 

centrale nucleare presente sul territorio europeo. Il sistema italiano, tradizionalmente, deve contribuire al 

bilanciamento dei 3000 MW per una quota proporzionale al rapporto tra la propria domanda annuale e 

quella totale dell’area ENTSO-E, che vale circa il 10%. Per tale motivo si assume che l’area europea possa 

contribuire fino al 90% dello sbilanciamento di 800 MW ossia la taglia di una grossa centrale a ciclo 

combinato che, in prospettiva, sarà il massimo presente sul sistema italiano. Per simmetria, si assume la 

stessa disponibilità anche nella regolazione a scendere. 

2.4.2 Casi analizzati  

I casi analizzati contemplano diverse impostazioni nei dati di input riguardanti la disponibilità delle 

singole risorse di flessibilità alla fornitura dei vari servizi di regolazione della frequenza. Unitamente ai 

dati di input delle singole risorse, sono stati quindi impostati nel file 

“PARAMETRI_CALCOLO_INPUT.xlsx” (foglio “pannello di controllo funzioni”) i diversi parametri 

che abilitano le tipologie di risorse di flessibilità alla regolazione di frequenza. 

I casi analizzati sono i seguenti: 

• Caso “BASE” di riferimento; 

• Caso “SECONDARIA +”, con inclusa la partecipazione della generazione programmabile termica 

e idrica, pompaggi compresi, alla regolazione secondaria18; 

• Caso “TERZIARIA PRONTA +”, con inclusa la partecipazione alla regolazione terziaria pronta19 

da parte della generazione idrica in giri e dei grandi sistemi di accumulo elettrochimico; 

• Caso “TERZIARIA SOSTITUZIONE +”, con inclusa la partecipazione alla regolazione terziaria 

di sostituzione dei pompaggi, attuali e nuovi, in giri e dei grandi sistemi di accumulo 

elettrochimico20. 

La sintesi delle diverse ipotesi in merito alla partecipazione ai vari servizi è riportata in Tabella 2.4. Le 

variazioni rispetto al caso base sono evidenziate in grassetto sottolineato.   

Il dettaglio riguardante i conseguenti valori medi orari dei margini di regolazione è riportato al paragrafo 

7.2 in Appendice. 

Senza dubbio, i casi analizzati non sono esaustivi nel considerare tutte le possibili opzioni di regolazione 

ma sono comunque significativi perché si focalizzano sulle opzioni principali messe a disposizione dalla 

procedura. 

 
18 La partecipazione degli impianti termici è fissata attraverso un’opportuna modifica al codice nella subfunction 

“Carica dati Therm”. La partecipazione di quelli idrici è fissata tramite opportuni flag nel foglio “Hydro” del file di 

input per lo strumento OPF (oltre che input per la procedura di adeguatezza).  
19 La partecipazione degli impianti idrici è impostata tramite opportuni flag nel foglio “Hydro” del file di input per 

lo strumento OPF. 
20 La partecipazione dei pompaggi in giri e dei sistemi di accumulo elettrochimico è impostata tramite opportuni flag 

nel foglio “Hydro” del file di input per lo strumento OPF. 
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Tabella 2.4 – Ipotesi di scenario: partecipazione delle risorse di flessibilità ai vari servizi di regolazione nei casi analizzati. 

CASO “BASE” 

 Reg 1a Reg 2a Reg. 3a pronta Reg. 3a sostituz. 

Termici in giri SI NO NO SI 

Termici non in giri turbogas a ciclo aperto NO NO NO SI 

Idrici (esclusi pompaggi) in giri SI NO NO SI 

Pompaggi in giri (sia gen. sia assorb.) SI NO SI NO 

Idrici (con pompaggi) non in giri NO SI SI SI 

SDA elettrochimici SI SI NO NO 

Generazione eolica SI ↓21 SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Generazione fotovoltaica SI ↓ SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Carico NO NO NO NO 

CASO “SECONDARIA +” 

 Reg 1a Reg 2a Reg. 3a pronta Reg. 3a sostituz. 

Termici in giri SI SI NO SI 

Termici non in giri turbogas a ciclo aperto NO NO NO SI 

Idrici (esclusi pompaggi) in giri SI SI NO SI 

Pompaggi in giri (sia gen. sia assorb.) SI SI SI NO 

Idrici (con pompaggi) non in giri NO SI SI SI 

SDA elettrochimici SI SI NO NO 

Generazione eolica SI ↓ SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Generazione fotovoltaica SI ↓ SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Carico NO NO NO NO 

CASO “TERZIARIA PRONTA +” 

 Reg 1a Reg 2a Reg. 3a pronta Reg. 3a sostituz. 

Termici in giri SI NO NO SI 

Termici non in giri turbogas a ciclo aperto NO NO NO SI 

Idrici (esclusi pompaggi) in giri SI NO SI SI 

Pompaggi in giri (sia gen. sia assorb.) SI NO SI NO 

Idrici (con pompaggi) non in giri NO SI SI SI 

SDA elettrochimici SI SI SI NO 

Generazione eolica SI ↓22 SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Generazione fotovoltaica SI ↓ SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Carico NO NO NO NO 

CASO “TERZIARIA SOSTITUZIONE +” 

 Reg 1a Reg 2a Reg. 3a pronta Reg. 3a sostituz. 

Termici in giri SI NO NO SI 

Termici non in giri turbogas a ciclo aperto NO NO NO SI 

Idrici (esclusi pompaggi) in giri SI NO NO SI 

Pompaggi in giri (sia gen. sia assorb.) SI NO SI SI 

Idrici (con pompaggi) non in giri NO SI SI SI 

SDA elettrochimici SI SI NO SI 

Generazione eolica SI ↓ SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Generazione fotovoltaica SI ↓ SI ↓ SI ↓ SI ↓ 

Carico NO NO NO NO 

 
21 Il simbolo “↓” indica la regolazione a scendere. 
22 Il simbolo “↓” indica la regolazione a scendere. 
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2.4.3 Risultati: valutazioni multiorarie sull’adeguatezza delle risorse di flessibilità 

Si riportano a seguire i risultati riguardanti i casi indicati al paragrafo 2.4.2. Nel foglio “zone aggregati” 

del file “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT” (Figura 2.1) si è predisposto che: 

• nella zona Nord, concordemente a quanto previsto dall’allegato A22 [11] del codice di rete, il 

requisito di riserva terziaria pronta sia posto pari al requisito dell’intero aggregato Continente; 

• in tutte le zone sia disponibile, per la regolazione primaria, l’intera banda di regolazione delle 

unità sincronizzate alla rete. 

Prima di passare ai risultati si sottolinea che, per l’analisi di un intero anno su sei zone di mercato, sono 

richiesti circa dieci minuti di CPU23. Il tempo di esecuzione è elevato e, in gran parte, legato alla stampa 

dell’output nel foglio “RISULTATI ITA” all’interno del file “GRIDFLEX” (Figura 2.1). 

2.4.3.1 Caso “BASE” 

Riguardo ai margini zonali di riserva primaria a salire, i cui valori medi orari sono riportati al paragrafo 

7.2 in Appendice, l’esecuzione della procedura ha evidenziato inadeguatezza per un numero nullo o 

trascurabile di ore in tutte le zone di mercato (Tabella 2.5). La situazione potenzialmente peggiore, seppur 

non significativa, riguarda la zona Nord “ND”: in tale zona l’elevato valore massimo di margini mancanti 

si manifesta in caso di perdita di un grosso ciclo combinato (taglia 800 MW) al mattino di un giorno feriale 

di febbraio. La zona Nord può comunque beneficiare del mutuo soccorso dalla zona estera e, a tal 

proposito, si rammenta che il requisito di 800 MW è stimato in modo molto cautelativo, soprattutto se 

confrontato con il requisito di 300 MW fissato, per l’Italia continentale, dalle regole europee citate al 

paragrafo 2.3.1.3.   

Per quanto riguarda la regolazione primaria a scendere, sostanzialmente, non si evidenziano criticità. 

Tabella 2.5 – Caso BASE: margini zonali mancanti di riserva primaria [MW]. 

REGOLAZIONE PRIMARIA A SALIRE “UP” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 0 385 692 267 225 431 

PMEDIA [MW] 0 0 4 0 0 1 

N° ore potenzialmente critiche 0 15 177 8 13 33 

REGOLAZIONE PRIMARIA A SCENDERE “DOWN” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 76 0 44 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 0 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 1 0 54 0 0 0 

 

Una situazione più critica (Tabella 2.6) riguarda i margini zonali di riserva secondaria. Innanzitutto, il 

requisito medio orario di riserva secondaria calcolato dalla procedura è pari a: 285 MW nella zona Nord; 

42 MW nella Centro Nord; 88 MW nella zona Centro Sud; 36 MW in Sardegna; 62 MW in Sicilia; 43 MW 

della zona Sud. Si osserva, ad esempio, che la media di margini mancanti a salire nella zona Nord è pari 

a 313 MW, contro una media di soli 285 MW richiesti. Ciò si spiega col fatto che l’approccio utilizzato 

tiene conto della quota erosa dalla regolazione primaria (par. 2.3.2) che peraltro potrebbe beneficiare dei 

margini disponibili, non solo in Italia ma in tutta l’area sincrona continentale europea, limitando quindi 

l’utilizzo dei margini utili per la regolazione secondaria.  

In particolare, le potenziali criticità, escludendo il soccorso dall’estero, ricadono nella zona Nord e, solo 

per la regolazione a salire, nella zona Centro Nord, come mostrato anche dalle curve monotone presenti 

in Figura 2.4.  

 
23 Central Processing Unit. I tempi di esecuzione si riferiscono all’utilizzo di un processore INTEL I5 Core con 

frequenza base 1,60 GHz, memoria RAM 16 Gbyte, sistema operativo a 64 bit. 
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La zona Nord è quella caratterizzata dal maggiore requisito perché, secondo la formula ENTSO-E [12] 

applicata dalla procedura, è funzione del rilevante valore di carico ipotizzato nella zona (187 TWh). La 

potenziale criticità nella zona Nord deriva però soprattutto dal fatto che, in base ai dati di scenario, non 

sono assegnate risorse interne a tale zona e alla zona confinante Centro Nord che quindi non può prestare 

risorse. Si osservi che la zona Centro Nord presenta meno criticità rispetto alla zona Nord perché è 

caratterizzata da requisito basso e, pur non avendo risorse interne, può contare sul soccorso da parte delle 

zone Sardegna e Centro Sud. Si rammenta che è stata adottata l’ipotesi cautelativa per cui il soccorso è 

prestato dalle sole aree confinanti (un livello di adiacenza; par. 2.3.1.2) e pertanto Sardegna e Centro Sud 

non sono considerate in soccorso alla zona Nord.  

In merito alla riserva secondaria a scendere, si osservano in Tabella 2.6 minori potenziali criticità in virtù 

della partecipazione alla regolazione da parte della generazione FRNP, comunque non risolutiva nel caso 

della zona Nord. 

Tabella 2.6 – Caso BASE: margini zonali mancanti di riserva secondaria [MW]. 

REGOLAZIONE SECONDARIA A SALIRE “UP” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 246 498 1051 308 305 479 

PMEDIA [MW] 5 1 313 0 1 1 

N° ore potenzialmente critiche 952 60 8760 43 34 51 

REGOLAZIONE SECONDARIA A SCENDERE “DOWN” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 108 0 354 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 86 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 45 0 4326 0 0 0 

 

 

Figura 2.4 – Caso BASE: curve monotone dei margini mancanti di riserva secondaria nelle zone Nord e Centro Nord (solo 

a salire) [MW]. 

Le risorse e il requisito di riserva secondaria sono tradizionalmente definiti a livello di aggregato 

Continente, Sardegna e Sicilia [11]. Considerando questi perimetri, i margini di riserva secondaria per 

aggregato si dimostrano sostanzialmente adeguati ai corrispondenti requisiti, così come mostrato in 

Tabella 2.7. 
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Tabella 2.7 – Caso BASE: margini mancanti di riserva secondaria per aggregato [MW]. 

REGOLAZIONE SECONDARIA A SALIRE “UP” (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 620 244 305 

PMEDIA [MW] 2 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 49 31 31 

REGOLAZIONE SECONDARIA A SCENDERE “DOWN” (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 0 0 0 

I requisiti di riserva terziaria pronta, definiti solo a salire, sono posti uguali a quelli di riserva secondaria, 

sia a livello zonale sia a livello di aggregato. Nonostante ciò, il numero di ore potenzialmente critiche 

rispetto alla regolazione secondaria è sensibilmente ridotto alla luce dei maggiori margini a disposizione. 

Infatti, per la regolazione terziaria, si considera la partecipazione dei pompaggi in giri, esclusi invece dalla 

regolazione secondaria nelle ipotesi di scenario. Si vedano, a tal proposito, la Tabella 2.4 per le ipotesi 

generali e la Tabella 7.1 in APPENDICE per i valori medi orari dei margini a disposizione. I margini di 

riserva terziaria pronta risultano, in sintesi, sostanzialmente adeguati sia a livello zonale (Tabella 2.8) 

sia a livello d’aggregato (Tabella 2.9). 

Tabella 2.8 – Caso BASE: margini zonali mancanti di riserva terziaria pronta a salire [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA PRONTA A SALIRE “UP” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 49 498 941 308 297 479 

PMEDIA [MW] 0 1 4 1 1 1 

N° ore potenzialmente critiche 10 51 98 58 53 53 

 

Tabella 2.9 – Caso BASE: margini mancanti di riserva terziaria pronta a salire per aggregato [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA PRONTA A SALIRE “UP” (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 759 198 22 

PMEDIA [MW] 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 13 7 1 

Per quanto riguarda i margini zonali di riserva terziaria di sostituzione, la Tabella 2.10 e le curve 

monotone in Figura 2.5 mostrano un numero elevato di ore con margini a salire non adeguati nelle zone 

Nord, Centro Sud e Sud. Per la zona Nord, si osservano potenziali criticità anche nella regolazione a 

scendere per il 5% circa delle ore annue.  

Tabella 2.10 – Caso BASE: margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA DI SOSTITUZIONE A SALIRE “UP” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 706 1582 3932 51 308 1946 

PMEDIA [MW] 1 155 759 0 0 474 

N° ore potenzialmente critiche 68 3166 5129 4 32 6915 

REGOLAZIONE TERZIARIA DI SOSTITUZIONE A SCENDERE “DOWN” 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 120 0 663 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 13 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 5 0 410 0 0 0 
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Figura 2.5 – Caso BASE: curve monotone dei margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione nelle zone Nord, Centro 

Sud e Sud [MW]. 

In base alle ipotesi di scenario, le zone Nord, Centro Sud e Sud sono caratterizzate, rispetto alle altre, da 

margini di riserva terziaria di sostituzione non molto elevati in confronto ai requisiti. A tal proposito, i 

valori medi orari zonali, rispettivamente dei margini e dei requisiti, sono riportati in Tabella 2.11. Si 

sottolinea inoltre che, alla notevole ampiezza dei margini mancanti, concorre la quota di margini già 

assegnata alla regolazione primaria per la quale, in modo molto cautelativo, si trascura il possibile 

contributo dell’area sincrona continentale. 

Tabella 2.11 – Caso BASE: valori medi orari dei margini e dei requisiti zonali di riserva terziaria di sostituzione “3as”. 

 
Requisito medio orario [MW] Margine medio orario [MW] 

3as up 3as down 3as up 3as down 

CN 756 187 2554 4261 

CS 990 332 1597 8932 

ND 2246 863 2090 6024 

SA 85 63 1154 2484 

SC 378 74 1801 4696 

SU 1647 462 1732 6428 

 

Il confronto24 per aggregato dei margini di riserva terziaria a salire di sostituzione mancante evidenzia una 

situazione critica nel continente (Tabella 2.12 e Figura 2.6). Questa potenziale criticità, già evidenziata su 

base zonale, è esacerbata dal fatto che il requisito di riserva terziaria per aggregato è determinato come 

somma dei singoli requisiti zonali: ciò è ragionevole per quanto riguarda l’incertezza sulla potenza 

scambiata da carico e rinnovabili non programmabili, ma costituisce una sovrastima per quanto riguarda 

la componente probabilistica legata ai fuori servizio contemporanei di più unità termoelettriche 

(probabilità legata ai tassi di guasto combinati in una curva di distribuzione probabilistica di tipo binomiale 

[13], [14]). Per ovviare alla sovrastima del requisito per aggregato sarebbe necessario calcolarlo in modo 

probabilistico direttamente sulla base dei dati per aggregato (parco termoelettrico in giri, carico totale, 

produzione totale delle generazioni FRNP) anziché come somma dei singoli calcoli probabilistici zonali. 

 
24 Si ricorda che i margini per aggregato sono calcolati come somma dei margini interni delle zone appartenenti 

all’aggregato e dei margini resi disponibili dagli aggregati confinanti; i requisiti per aggregato sono calcolati come 

somma dei requisiti delle zone appartenenti all’aggregato. 
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Per i suddetti motivi non si ritiene che la potenziale criticità sia nelle proporzioni evidenziate in Tabella 

2.12 e Figura 2.6 anche se la verifica di adeguatezza dei margini è eseguita correttamente dalla procedura. 

A peggiorare, in parte, la potenziale criticità concorre anche il fatto che il calcolo per aggregato prevede 

di considerare i margini erosi per il requisito, non solo di riserva primaria, ma anche di riserva secondaria. 

Quest’ultimo non è tenuto in conto nel confronto su base zonale (si veda il punto 22 del paragrafo 7.1 in 

Appendice) perché, secondo il codice di rete, è definito solo per aggregato nonostante nella presente 

procedura si consideri, per completezza, anche a livello zonale. 

Per quanto riguarda i margini di riserva terziaria di sostituzione a scendere per aggregato, si osserva in 

Tabella 2.12 il totale azzeramento delle ore potenzialmente critiche. Nel caso a scendere non si ha l’effetto 

negativo sul calcolo del requisito per aggregato da parte dei fuori servizio inattesi perché questi riguardano 

i soli pompaggi che sono in numero limitato rispetto alle UP termoelettriche che impattano 

considerevolmente nel caso a salire. 

 

Tabella 2.12 – Caso BASE: margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione a salire per aggregato [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA DI SOSTITUZIONE A SALIRE (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 8287 87 299 

PMEDIA [MW] 1995 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 6898 2 55 

REGOLAZIONE TERZIARIA DI SOSTITUZIONE A SCENDERE (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 0 0 0 

 

 

 

Figura 2.6 – Caso BASE: margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione a salire nell’aggregato Continente [MW]. 
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In questo caso si considera, rispetto al caso BASE, la partecipazione alla regolazione secondaria di 

frequenza anche da parte degli impianti termici e degli idrici in giri, compresi i pompaggi per cui si 

ipotizza, ottimisticamente, che siano superate le limitazioni tecnologiche (numero di giri fisso in 

assorbimento di potenza) tipiche dell’adozione classica di turbine Francis reversibili. Nel caso BASE la 
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regolazione secondaria era garantita dai soli grandi sistemi di accumulo ipotizzati. La Tabella 2.13 riporta 

il notevole incremento dei margini ottenuto. 

 

Tabella 2.13 – Confronto tra casi “SECONDARIA +” e “BASE”: valori medi orari dei margini di riserva secondaria. 

Zona o aggregato 

Margine medio orario [MW] 

Caso SECONDARIA + Caso BASE 

2a up 2a down 2a up 2a down 

CN 425 3414 6901 5886 

CS 1062 7770 3835 12140 

ND 0 3630 6395 8767 

SA 829 2727 2071 3432 

SC 1232 4562 3288 5757 

SU 1114 5608 4216 8415 

Continente 1433 11857 11498 21564 

Sardegna 1182 2789 2094 3438 

Sicilia 1464 4777 3539 5759 

 

 

In Tabella 2.14 si osserva come, sia a livello zonale sia per aggregato, il numero di ore con margini a salire 

inadeguati sia trascurabile o nullo. Per quanto riguarda la regolazione a scendere, l’esecuzione della 

procedura non ha evidenziato alcuna ora potenzialmente critica. 

Pertanto, dal confronto con il caso BASE, si può concludere che l’abilitazione di tutta la generazione 

programmabile alla regolazione secondaria comporta la risoluzione delle potenziali criticità. 

 

Tabella 2.14 – Caso “SECONDARIA +”: margini mancanti di riserva secondaria a salire [MW]. 

REGOLAZIONE SECONDARIA A SALIRE 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 0 474 674 168 273 417 

PMEDIA [MW] 0 0 1 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 0 2 18 2 3 4 

REGOLAZIONE SECONDARIA A SALIRE (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 0 0 0 

 

2.4.3.3 Caso “TERZIARIA PRONTA +” 

In questo caso si considera, rispetto al caso BASE, la partecipazione alla regolazione terziaria pronta anche 

da parte degli idrici in giri, unitamente ai pompaggi in giri già considerati, e da parte dei grandi sistemi di 

accumulo elettrochimico. Il margine messo a disposizione è fissato pari a metà del margine teorico, 

tenendo conto in maniera semplificata delle due ore di durata minima del servizio fissata dal codice di 

rete. Per la precisione, nel caso dei sistemi di accumulo elettrochimico si divide per il massimo tra il valore 

unitario e il rapporto tra durata servizio e capacità oraria delle batterie (vedere paragrafo 2.3.1.1). Nel caso 

BASE la regolazione terziaria pronta era già fornita dai soli pompaggi in giri e da tutti i gruppi idroelettrici 

non in giri, compresi i pompaggi. 
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La Tabella 2.15 riporta il notevole incremento dei margini medi orari rispetto al caso BASE, pari 

mediamente al valore dell’80% tra le varie zone. Nelle zone Nord e Centro Nord, in particolare, i margini 

risultano più che raddoppiati. 

Tabella 2.15 – Confronto tra casi “TERZIARIA PRONTA +” e “BASE”: valori medi orari dei margini di riserva terziaria 

pronta. 

Zona o aggregato 

Margine medio orario [MW] 

Caso TERZIARIA PRONTA + Caso BASE 

3a pronta up 3a pronta up 

CN 5857 2780 

CS 3389 1867 

ND 5081 2005 

SA 1917 1132 

SC 2995 1713 

SU 3698 1994 

Continente 9494 4321 

Sardegna 1979 1390 

Sicilia 3397 2756 

 

Già nel caso base si evidenziavano potenziali criticità in un numero irrilevante di ore (Tabella 2.8). Il caso 

presente è stato quindi valutato solo ai fini della verifica di coerenza tra risultati e ipotesi in input. La 

Tabella 2.16 mostra correttamente un leggero miglioramento coerentemente con l’incremento delle 

risorse. Il numero di ore potenzialmente critiche non è completamente annullato perché gli idrici in giri, 

pur incrementando i margini medi annuali, secondo l’output del calcolo OPF, interessano un numero 

limitato di ore annue che non si sovrappone completamente alle suddette ore in cui si hanno le potenziali 

criticità.  

Tabella 2.16 – Caso “TERZIARIA PRONTA +”: margini mancanti di riserva a salire [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA PRONTA A SALIRE 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 41 498 941 308 297 441 

PMEDIA [MW] 0 0 3 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 2 4 77 5 6 6 

 

La Tabella 2.17 mostra un sostanziale azzeramento delle ore potenzialmente critiche se si considerano il 

fabbisogno di riserva terziaria pronta e i relativi margini per gli aggregati Continente, Sardegna e Sicilia 

(trascurandone le eventuali congestioni interne e ipotizzando il mutuo soccorso tra aggregati). 

Tabella 2.17 – Caso “TERZIARIA PRONTA +”: margini mancanti di riserva a salire [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA PRONTA A SALIRE (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 0 58 0 

PMEDIA [MW] 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 0 1 0 

 

2.4.3.4 Caso “TERZIARIA SOSTITUZIONE +” 

In questo caso si considera, rispetto al caso BASE, la partecipazione alla regolazione terziaria di 

sostituzione anche da parte dei pompaggi in giri e abilitati in base alle ipotesi di scenario (sia in erogazione 

sia in assorbimento nell’ipotesi in cui siano superate le limitazioni tecnologiche tipiche dell’adozione 
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classica di pompe a velocità di rotazione non regolabile) e dei grandi sistemi di accumulo elettrochimico 

(Tabella 2.4). Il margine messo a disposizione è fissato pari a un ottavo del margine teorico, tenendo conto 

in maniera semplificata delle 8 ore di durata minima del servizio fissate nel regolamento delle UVAM, 

requisito qui esteso quindi anche ai pompaggi. Per la precisione, nel caso dei sistemi di accumulo 

elettrochimico si divide per il massimo tra il valore unitario e il rapporto tra durata servizio e capacità 

oraria delle batterie. 

Nel caso BASE, la regolazione terziaria di sostituzione era garantita dalle unità in giri termoelettriche ed 

idriche (esclusi i pompaggi), quando abilitate secondo le ipotesi di scenario25, unitamente ai: 

• turbogas a ciclo aperto e agli idrici non in giri per quanto riguarda la regolazione a salire, purché 

abilitati secondo i dati di scenario (vedere anche il punto 6 del paragrafo 7.1 in Appendice); 

• pompaggi non in giri, purché abilitati secondo i dati di scenario, per quanto riguarda la regolazione 

a scendere. 

La Tabella 2.18 riporta l’incremento dei margini rispetto al caso base. La media dell’incremento a livello 

zonale è rispettivamente pari al 63% per la regolazione a salire e al 15% per la regolazione a scendere. 

 

Tabella 2.18 – Confronto tra casi “TERZIARIA SOSTITUZIONE +” e “BASE”: valori medi orari dei margini di riserva 

terziaria di sostituzione “3as”. 

Zona o aggregato 

Margine medio orario [MW] 

Caso TERZIARIA SOSTITUZIONE + Caso BASE 

3as up 3as down 3as up 3as down 

CN 3474 4901 2554 4261 

CS 2751 10457 1597 8932 

ND 2592 6483 2090 6024 

SA 2053 3055 1154 2484 

SC 3138 5302 1801 4696 

SU 3309 7452 1732 6428 

Continente 6673 17271 4347 15044 

Sardegna 2106 3060 1443 2494 

Sicilia 3545 4966 2824 4400 

 

 

In Tabella 2.19 si riportano i risultati riguardanti l’approvvigionamento dei margini per la regolazione 

terziaria di sostituzione a salire. Pur registrando un miglioramento rispetto al caso base (Tabella 2.10), i 

margini risultano inadeguati per un numero di ore non trascurabile nelle zone Nord e Centro-Nord. A tal 

proposito, si ricorda che alla potenziale criticità concorrono: i) le ipotesi di scenario che implicano, molto 

cautelativamente, scarse risorse per la regolazione terziaria di sostituzione; ii) le assunzioni modellistiche 

che considerano prioritariamente i margini erosi per la regolazione primaria, non considerando che, a 

quest’ultima, contribuisce tutto il sistema sincrono continentale. Per un’analisi più approfondita, 

soprattutto riguardo alle ipotesi di scenario, si rimanda ad eventuali studi futuri dedicati a tale scopo 

anziché alla sola verifica della procedura qui proposta. 

 

 
25 Rispettivamente, nel file di input al OPF: foglio TPP per i termici e foglio HYDRO per gli idrici. 
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Tabella 2.19 – Caso “TERZIARIA SOSTITUZIONE +”: margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA DI SOSTITUZIONE A SALIRE 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 516 1368 3872 0 0 1329 

PMEDIA [MW] 0 27 509 0 0 5 

N° ore potenzialmente critiche 8 780 3941 0 0 196 

REGOLAZIONE TERZIARIA SOSTITUZIONE A SCENDERE 

Zona CN CS ND SA SC SU 

PMAX [MW] 0 0 375 0 0 0 

PMEDIA [MW] 0 0 1 0 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 0 0 63 0 0 0 

 

Il confronto per aggregato (Tabella 2.20 e Figura 2.7) mostra una situazione ancora potenzialmente critica 

nel perimetro continentale anche se decisamente migliorata rispetto al caso base (Tabella 2.12). 

 

Tabella 2.20 – Caso “TERZIARIA SOSTITUZIONE +”: margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione a salire per 

aggregato [MW]. 

REGOLAZIONE TERZIARIA DI SOSTITUZIONE A SALIRE (PER AGGREGATO) 

Zona CONTINENTE SARDEGNA SICILIA 

PMAX [MW] 6175 0 0 

PMEDIA [MW] 675 0 0 

N° ore potenzialmente critiche 3611 0 0 

 

 

 

Figura 2.7 – Confronto tra casi “TERZIARIA SOSTITUZIONE +” e “BASE”: margini mancanti di riserva terziaria di 

sostituzione a salire per l’aggregato Continente [MW]. 

 

Per quanto riguarda i margini di riserva terziaria di sostituzione a scendere per aggregato, si rammenta che 

già nel caso BASE (Tabella 2.12) non si osservavano ore potenzialmente critiche. 
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2.5 Considerazioni riassuntive 

L’applicazione al caso test nazionale, con riferimento all’anno orizzonte 2030, ha messo in evidenza come 

lo strumento presentato sia in grado di analizzare l’adeguatezza dei margini di riserva per la regolazione 

di frequenza in tutte le zone di mercato italiane, fornendo un’utile indicazione sul bilanciamento del 

sistema. Essendo lo scenario considerato in linea con l’auspicata transizione energetica, si osserva una 

potenziale criticità soprattutto nella copertura dei requisiti di riserva secondaria e terziaria, criticità legata 

alla riduzione di risorse tradizionali di flessibilità, ossia la generazione programmabile termoelettrica. A 

tale scopo, si evidenza la necessità del ricorso a risorse innovative, ammesso che queste siano in grado di 

coprire la durata minima del servizio che – attualmente – è rispettivamente pari a due ore per le regolazioni 

secondaria e terziaria pronta e senza limitazioni [6] per la regolazione terziaria di sostituzione, o pari a 

otto ore secondo il regolamento per le UVAM [9]. 

In considerazione dell’importanza di quanto appena enunciato, si evidenza la necessità di approfondire 

diversi aspetti nella procedura di calcolo. Tra tutti il più importante è sicuramente il calcolo del mutuo 

soccorso che, nella versione corrente della procedura, a seconda del tipo di regolazione considerato, è 

assunto: i) nell’ipotesi più conservativa, disponibile a livello di zone adiacenti nei limiti delle sezioni 

interzonali; ii) nell’ipotesi più ottimistica, disponibile a livello di aggregato, senza limiti nelle sezioni tra 

zone dell’aggregato e disponibile tra aggregati adiacenti nei limiti delle sezioni inter-aggregato. Sviluppi 

futuri dovrebbero tenere conto dell’ipotesi più realistica che è intermedia rispetto alle due sopracitate 

ossia: mutuo soccorso tra zone anche a più livelli di adiacenza, considerando i margini delle sezioni tra 

zone a prescindere dall’appartenenza o no al medesimo aggregato. 

L’analisi dei risultati ha evidenziato inoltre la necessità di un maggiore approfondimento in merito alla 

combinazione dei requisiti di regolazione quando questi incidono sui medesimi margini di riserva. In 

particolare, sarebbe utile distinguere in modo puntuale le singole quote di margine e i servizi a cui esse 

sono dedicate, al fine di “isolare” le quantità di margini effettivamente mancanti per ogni distinto servizio.     

Un altro importante possibile sviluppo è costituito dall’analisi di adeguatezza multizonale dell’energia 

regolante [MW/Hz] disponibile, verificando il contenimento della frequenza, mediante la regolazione 

primaria, entro i limiti fissati dal codice di rete (±500 mHz nella Sardegna e nella Sicilia quando è in isola, 

±100 mHz nel continente e nella Sicilia quando non è in isola [8]).  

A completamento delle analisi in merito alla frequenza, mutuando quanto fatto in precedenza per la sola 

Sardegna, sarebbe inoltre interessante estendere a livello multizonale l’analisi dei livelli orari di potenza 

di cortocircuito al fine di verificarne l’adeguatezza per il funzionamento stabile dei collegamenti HVDC 

e la consistenza ai fini della stabilità della tensione. Tale estensione, su sistemi più estesi rispetto alla 

Sardegna, richiede però il passaggio a una rappresentazione nodale del “sistema” che, oltre a comportare 

notevoli aggiornamenti dello strumento pregresso, suggerisce il ricorso a a OPF di tipo nodale e, in ogni 

caso, richiede la rappresentazione nodale della rete elettrica. 

L’analisi di un intero anno su sei zone di mercato comporta, sulla macchina utilizzata26, tempi di 

esecuzione pari a circa 10 minuti, in gran parte spesi per la scrittura dell’output all’interno del file 

“GRIDFLEX.xlsm” (Figura 2.1). Si sottolinea quindi, qualora di ritenesse opportuno accelerare i tempi di 

esecuzione, la possibilità di predisporre la stampa su file ASCII o file CSV o valutare ambienti di sviluppo 

diversi rispetto al VBA.  

 
26 I tempi di esecuzione si riferiscono all’utilizzo di un processore INTEL I5 Core con frequenza base 1,60 GHz, 

memoria RAM 16 Gbyte, sistema operativo a 64 bit. 
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3 REGOLAZIONI INNOVATIVE PER IL CONTROLLO DELLA 

FREQUENZA DI RETE: PROCEDURA DI CALCOLO OTTIMO DELLE 

QUANTITÀ NECESSARIE  

3.1 Stato pregresso della procedura SeTA 

La progressiva sostituzione degli impianti di generazione convenzionale da parte di impianti alimentati da 

sorgenti rinnovabili non programmabili ha ridotto l’energia cinetica immagazzinata nel sistema elettrico, 

a causa delle diverse tecnologie adottate in termini di macchine elettriche e per la connessione alla rete 

(macchine sincrone direttamente collegate, per i generatori convenzionali; generatori statici senza parti 

rotanti o altri accumuli energetici significativi, oppure macchine rotanti collegate tramite convertitori 

elettronici e perciò “disaccoppiate” dalla rete, nel caso delle FRNP). L’energia cinetica disponibile nel 

sistema elettrico è fondamentale, in caso di sbilanci di potenza, per contenere la velocità di variazione 

della frequenza di rete soprattutto nei primi istanti che seguono la perturbazione. Inoltre, anche l’energia 

regolante complessiva del sistema, che esprime la “forza” (propriamente, il guadagno) della regolazione 

primaria di frequenza, in particolare “a salire”, è in diminuzione, essendo gli impianti alimentati da 

sorgenti rinnovabili esentati, ad oggi, dal fornire margini di regolazione per contrastare situazioni di 

sottofrequenza. Infine, la stessa qualità della regolazione primaria subisce un peggioramento, in termini 

di minore rapidità di risposta e conseguente ulteriore aumento delle escursioni massime di frequenza, a 

parità di perturbazione, a causa della lentezza di risposta degli impianti turbogas rispetto a quelli 

convenzionali a vapore. Negli ultimi anni, per far fronte a questa rischiosa tendenza si stanno sviluppando 

nuove modalità di regolazione della frequenza con lo scopo di contrastare in modo “attivo” lo sbilancio 

di potenza già nei primi istanti dal suo insorgere. Fra questi servizi, il presente capitolo prende in esame 

la “regolazione primaria veloce” e la “inerzia sintetica”, mostrando un’evoluzione della metodologia, già 

definita con l’acronimo “SeTA”, utile a calcolarne le quantità necessarie al fine di mantenere la frequenza 

di rete all’interno di valori accettabili in caso di sbilancio di potenza. Si ricorda che, nel presente lavoro, 

ci si riferisce alla “regolazione primaria veloce” come una regolazione di potenza che risponde in modo 

proporzionale alla deviazione di frequenza, con ritardi trascurabili rispetto alla velocità di variazione della 

frequenza, e all’“inerzia sintetica” come a una regolazione di potenza proporzionale alla derivata della 

frequenza. 

 

Si ricorda che la prima versione della Procedura SeTA (anno 2019) [3], di cui in Figura 3.1 si riporta lo 

schema concettuale a blocchi, è in grado di considerare solamente modelli dei controllori rappresentati da 

caratteristiche lineari. Mediante ottimizzazione vincolata dell’energia o della potenza scambiata dalle    

regolazioni innovative, la procedura calcola le quantità aggiuntive di regolazioni necessarie al controllo 

della frequenza di rete. 
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Figura 3.1 – Calcolo delle quantità di inerzia sintetica e di regolazione di frequenza primaria veloce mediante la procedura 

SeTA versione 2019. 

La versione della procedura implementata nella Ricerca di Sistema 2020 [4], di cui in Figura 3.3 si riporta 

lo schema di riferimento, è in grado di valutare la dinamica della frequenza considerando un modello di 

rete mono-sbarra corredato dei modelli dei controllori che implementano la Regolazione di Frequenza 

Primaria Lenta (RFPL) o tradizionale, la modulazione a scendere delle generazioni rinnovabili, la 

Regolazione di Frequenza Primaria Veloce (RFPV) e l’Inerzia Sintetica (IS). Tali modelli sono descritti 

mediante caratteristiche sia lineari sia non-lineari. In particolare, nei modelli dei regolatori si sono 

rappresentate sia le bande morte dei controllori, sia limitazioni in saturazione della potenza disponibile e 

in gradiente di erogazione. Queste ultime sono significative negli impianti turbogas. Si sono, poi, inseriti 

i limiti di riserva di potenza a salire e a scendere dei singoli impianti, in modo da considerare i limiti oltre 

i quali la potenza scambiata satura. Si è considerata anche la modulazione a scendere della potenza erogata 

dalle centrali alimentate da fonte rinnovabile, che interviene qualora sia superata una certa soglia di 

frequenza. 

Le informazioni preliminari di cui necessita la procedura sono i dati di scenario, in particolare la 

conoscenza dello Unit Commitment (UC), e i requisiti che la frequenza di rete deve garantire in caso di 

sbilancio di potenza. Dallo UC è possibile stimare l’energia cinetica, l’energia regolante della regolazione 

tradizionale RFPL, le riserve di potenza e la perturbazione massima che il sistema potrebbe subire. Dai 

dati di scenario è possibile risalire alle quantità di risorse rinnovabili fruibili per la modulazione a 

scendere. Si ricorda che le informazioni relative all’UC si ricavano da strumenti di simulazione sviluppati 

nell’ambito del progetto di Ricerca di Sistema 2.1: “Strumenti e modelli, anche settoriali, per scenari 

energetici ed elettrici, adeguati all'evoluzione del sistema - Analisi di evoluzione dei mercati e della 

regolazione” (cfr. [15] e [16]). 

A causa delle non linearità presenti nei modelli dei controllori si procede ad una identificazione dell’intero 

sistema di cui sono assunti noti completamente tutti i modelli e i valori dei parametri, in modo da ricavarne 

un equivalente lineare descritto da una semplice funzione di trasferimento nel dominio del tempo discreto 
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(“Modello OE – output-error”). In tal modo è possibile ricavare la dinamica della frequenza mediante una 

funzione di trasferimento (lineare) espressa nel dominio della variabile complessa 𝑧 (tempo discreto) in 

base anche allo schema a blocchi riportato in Figura 3.2: 

ove Δ𝑓(𝑡) è la variazione di frequenza, Δ𝑃𝑒(𝑡) è il disturbo di potenza, 𝐺(𝑧) è la funzione di trasferimento 

identificata e 𝐶(𝑘RFPV, 𝑘IS, 𝑧) è la funzione di trasferimento che descrive la dinamica delle regolazioni 

innovative in relazione anche ai parametri incogniti 𝑘RFPV e 𝑘IS che rappresentano il guadagno della 

regolazione primaria veloce e dell’inerzia sintetica rispettivamente.  

 

Figura 3.2 – Schema a blocchi del modello per ricavare la dinamica di frequenza in seguito ad uno sbilancio di potenza. 

 

 

Figura 3.3 – Calcolo delle quantità di inerzia sintetica e di regolazione di frequenza primaria veloce mediante la procedura 

SeTA versione 2020 che è in grado di considerare anche modelli non lineari per i principali sistemi di controllo adibiti alla 

regolazione della frequenza di rete. 

Sistema Identificato

Reg. Primaria Veloce

Inerzia sintetica

Δ𝑓(𝑡) = − [
𝐺(𝑧)

1 + 𝐺(𝑧)𝐶(𝑘RFPV, 𝑘IS, 𝑧)
] Δ𝑃𝑒(𝑡), 3.1 



Rapporto 
   

21008890 

   Pag. 37/92 

 

 

Se 𝑇RFPV rappresenta la costante di tempo con cui si sviluppa la dinamica di scambio della potenza della 

RFPV, 𝑇IS,1 e 𝑇IS,2 sono le costanti di tempo che descrivono la dinamica di intervento della IS, e 𝛿IS è un 

ritardo puro (che è stato introdotto per modellare il tempo necessario ai controllori d’impianto per 

calcolare la derivata della frequenza), le relazioni dinamiche fra la deviazione di frequenza e la potenza 

richiesta per le due regolazioni innovative sono le seguenti:  

per cui 

 

Per passare dal tempo continuo a quello discreto, è possibile sostituire, alla variabile complessa 𝑠, la 

variabile complessa 𝑧, mediante la seguente: 

operando la cosiddetta “trasformata bilineare” ove, 𝑇𝑠 è il tempo di campionamento del segnale. 

 

Per ricavare istante per istante il valore della variazione di frequenza Δ𝑓(𝑡̅) in funzione dei parametri 

incogniti, per ogni istante considerato 𝑡̅, è possibile applicare la “lunga divisione”27 alla funzione di 

trasferimento evidenziata nella 3.1 considerando un disturbo di potenza Δ𝑃𝑒(𝑡) a gradino. 

 

Infine, i valori incogniti dei guadagni delle due regolazioni innovative sono individuati mediante la 

minimizzazione dello scarto quadratico medio calcolato istante per istante a partire dalla risposta reale 

Δ𝑓(𝑡) e da un andamento della frequenza di riferimento impostato a priori pari a Δ𝑓∗̅̅ ̅̅ ̅(𝑡). 

 

La cifra di merito da minimizzare è perciò pari a: 

Mediante una formulazione classica che si basa sulla formula di Gauss-Newton è possibile stabilire i valori 

di 𝑘RFPV e 𝑘IS che minimizzano la cifra di merito 3.6. Noti i valori dei guadagni delle regolazioni 

innovative è possibile individuare le quantità di servizi necessari per migliorare la sicurezza del sistema. 

3.2 Evoluzione della procedura 

Nella precedente versione della procedura (Figura 3.4), la funzione di trasferimento del sistema 𝐺(𝑧) è 

identificata a partire dalla variazione di frequenza nel tempo a seguito della perturbazione senza 

considerare il contributo delle regolazioni innovative, che risulta ancora incognito nella fase di 

identificazione. A causa delle non linearità, qualora il contributo delle regolazioni innovative calcolato 

fosse elevato, la funzione di trasferimento 𝐺(𝑧) potrebbe non essere più in grado di descrivere 

accuratamente la dinamica della frequenza. Ciò potrebbe causare un dimensionamento poco preciso delle 

regolazioni innovative, ottenendo una risposta in termini di frequenza differente da quella ideale 

desiderata. 

 
27 Il metodo della "lunga divisione" è un metodo per antitrasformare la funzione, basato sulla regola di Eulero 

applicata per eseguire la divisione tra il polinomio al numeratore e il polinomio al denominatore della funzione 

stessa. I quozienti della divisione individuano la sequenza di valori campionati. 

Δ𝑃RFPV(𝑡) = −
𝑘RFPV

1 + 𝑠𝑇RFPV
Δ𝑓(𝑡), 3.2 

Δ𝑃IS(𝑡) = −
𝑘IS

1 + 𝑠𝑇IS,1

𝑒−𝛿IS𝑠

1 + 𝑠𝑇IS,2
 
𝑑Δ𝑓(𝑡)

𝑑𝑡
. 3.3 

Δ𝑃RFPV(𝑡) + Δ𝑃IS(𝑡) = 𝐶(𝑘RFPV, 𝑘IS, 𝑠)Δ𝑓(𝑡). 3.4 

𝑠 =
2

𝑇𝑠
∙

1 − 𝑧−1

1 + 𝑧−1
, 3.5 

∑ (Δ𝑓∗̅̅ ̅̅ ̅(𝑛) − Δ𝑓(𝑛, 𝑘RFPV, 𝑘IS))
2

𝑛

. 
3.6 
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Al fine di ridurre questa imprecisione, è possibile implementare un ulteriore ciclo di calcolo che prevede 

di correggere la funzione di trasferimento identificata considerando, iterazione dopo iterazione, il 

contributo delle regolazioni innovative calcolate nell’iterazione precedente. In questo modo il calcolo, se 

ben condizionato, converge verso un risultato per cui la variazione del contributo delle regolazioni 

innovative risulta, iterazione dopo iterazione, sempre più trascurabile (si veda lo schema riportato in 

Figura 3.4). I parametri che possono essere modificati per raggiungere la convergenza sono il tempo di 

campionamento ed il numero di campioni considerati nel calcolo della cifra di merito. La scelta del tempo 

di campionamento è importante per descrivere opportunamente le dinamiche più significative della 

frequenza: tanto più la variazione della frequenza è rapida, tanto più il tempo di campionamento sarà 

piccolo. Tuttavia, un valore troppo basso e un numero elevato di campioni da considerare nella cifra di 

merito comportano un significativo onere computazionale. Si è considerato il valore del ritardo 𝛿IS 

dell’inerzia sintetica come limite superiore del tempo di campionamento.  

 

 

Figura 3.4 – Calcolo delle quantità di inerzia sintetica e di regolazione di frequenza primaria veloce mediante la procedura 

SeTA versione 2021 con ciclo iterativo per migliorare la capacità di considerare modelli non lineari per i principali sistemi 

di controllo adibiti alla regolazione della frequenza di rete. 

Tale metodologia è stata applicata ad alcuni scenari (si veda il paragrafo successivo 3.3) considerando uno 

scenario del sistema elettrico della Sardegna per l’orizzonte temporale 2030, coerente con il PNIEC [17] 

e il piano di sviluppo 2020 di Terna [20]. 

Per quanto riguarda l’andamento della frequenza di rete che si desidera imporre a seguito di un determinato 

sbilancio di potenza, si è pensato a due possibili alternative: la prima, caratterizzata da una funzione di 

trasferimento guadagno-polo, e la seconda, caratterizzata da una funzione di trasferimento con un 

guadagno, uno zero e due poli. In altri termini, nel caso di singolo polo si considera una dinamica ideale 

della frequenza priva di picco, tipica dei sistemi elettrici in cui predomina una regolazione di frequenza 

primaria rapida [21] e, nel caso di due poli e uno zero, si considera una dinamica tipica della frequenza 
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caratterizzata da un punto di picco in cui predomina la regolazione primaria tipica degli impianti termici 

e/o idroelettrici. In altri termini, la dinamica di riferimento della frequenza in per unità 𝑓∗̅̅ ̅(𝑡) è data dalla 

trasformata di Laplace inversa di: 

−�̅�(𝑠) ∙
Δ𝑃𝑒

∗

𝑠
, 3.7 

ove �̅�(𝑠) è la funzione di trasferimento fra la frequenza ed il disturbo di potenza a scalino ampio Δ𝑃𝑒
∗. 

Nel caso si desideri imporre un andamento caratterizzato da una funzione guadagno-polo si ha che: 

�̅�(𝑠) = −
𝜇

1 + 𝑠𝑇1
, 3.8 

ovvero, nel caso si scelga una funzione �̅�(𝑠) caratterizzata da un guadagno, da uno zero e da due poli: 

�̅�(𝑠) = −𝜇
1 + 𝑠𝜏1

(1 + 𝑠𝑇1)(1 + 𝑠𝑇2)
. 3.9 

Di tali funzioni di trasferimento occorre dimensionare i parametri 𝜏1, 𝑇1, 𝑇2 e 𝜇 in base alle specifiche di 

Scostamento di Frequenza a Transitorio Esaurito (SFTE), gradiente di frequenza – o Rate Of Change Of 

Frequency (ROCOF) – iniziale, Scostamento di Frequenza Massimo (SFM) e Tempo di SFM (TSFM) che 

si desidera imporre. 

Ora, per il teorema del valore finale, per entrambe le funzioni di trasferimento risulta che: 

lim
𝑠→0

�̅�(𝑠)Δ𝑃𝑒
∗ = −𝜇 Δ𝑃𝑒

∗ = SFTE 3.10 

da cui risulta che: 

𝜇 = −
SFTE

Δ𝑃𝑒
∗ . 3.11 

Inoltre, considerando la specifica di ROCOF iniziale 𝑅𝑂𝐶𝑂𝐹0
+ (considerato come valore più critico), si 

ha che, per il teorema del valore iniziale, nel caso della funzione di trasferimento con un polo: 

lim
𝑠→∞

�̅�(𝑠)Δ𝑃𝑒
∗ = −𝜇 Δ𝑃𝑒

∗
1

𝑇1
= 𝑅𝑂𝐶𝑂𝐹0

+, 3.12 

da cui è immediato ricavare il valore della costante di tempo 𝑇1 del polo: 

𝑇1 = |𝜇Δ𝑃𝑒
∗

1

𝑅𝑂𝐶𝑂𝐹0
+|. 3.13 

D’altra parte, nel caso della funzione di trasferimento con due poli si hanno tre costanti di tempo incognite 

e non è sufficiente considerare il teorema del valore iniziale: 

lim
𝑠→∞

�̅�(𝑠)Δ𝑃𝑒
∗ = −𝜇 Δ𝑃𝑒

∗
τ1

𝑇1𝑇2
= 𝑅𝑂𝐶𝑂𝐹0

+. 3.14 

È necessario considerare anche le specifiche sullo scostamento massimo e sul suo tempo.  

Per poter far ciò si ricorda l’espressione della generica risposta allo scalino della 3.9 in funzione del tempo.  

Essa vale: 

𝑓∗̅̅ ̅(𝑡) = −𝜇 (1 −
𝑇1 − 𝜏1

𝑇1 − 𝑇2
𝑒

−
𝑡

𝑇1 +
𝑇2 − 𝜏1

𝑇1 − 𝑇2
𝑒

−
𝑡

𝑇2)  Δ𝑃𝑒
∗. 3.15 

Considerando quando la derivata nel tempo di 𝑓∗̅̅ ̅(𝑡) risulta nulla, si ricava che il punto di picco della 

risposta vale: 

𝑡̅ =
𝑇1𝑇2

𝑇2 − 𝑇1
ln [

𝑇2(𝑇1 − 𝜏1)

𝑇1(𝑇2 − 𝜏1)
]. 3.16 
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Il valore massimo di 𝑓∗̅̅ ̅(𝑡) si ottiene valutando tale funzione al tempo di picco 𝑡̅ e vale 𝑓∗̅̅ ̅(𝑡̅). 

A partire dalle precedenti relazioni, è possibile impostare un sistema con tre equazioni e tre incognite per 

ricavare 𝜏1, 𝑇1 e 𝑇2: 

{

−𝜇 ∙ Δ𝑃𝑒
∗

τ

𝑇1𝑇2
= 𝑅𝑂𝐶𝑂𝐹0

+

𝑡̅ = TSFM
𝑓(𝑡̅) = SFM

. 

 

3.3 Esempi di applicazione nello scenario sardo 

A seguire si propongono alcune applicazioni della procedura proposta, che si basano su uno scenario del 

sistema elettrico della Sardegna al 2030 in linea con le principali ipotesi indicate per la transizione 

energetica nazionale [17]. In particolare, si propone un caso in cui la perturbazione genera una situazione 

di sotto-frequenza in seguito alla perdita di un impianto di generazione, e il caso di una situazione di sovra-

frequenza in cui si suppone una perturbazione che consiste nella perdita di assorbimento della potenza 

(collegamento HVDC che sta esportando potenza).  

3.3.1 Ipotesi di scenario 

In generale, lo scenario considerato prevede il phase-out completo degli impianti di generazione alimentati 

a carbone di Fiume Santo (640 MW) e del Sulcis (590 MW), ipotizzando: 

• l’introduzione di tre nuovi gruppi termoelettrici a gas naturale consistenti in un turbogas a ciclo 

aperto da 100 MW, un ciclo combinato cogenerativo da 80 MW, un ciclo combinato da 250 MW; 

• il mantenimento in esercizio dell’esistente impianto di gassificazione a ciclo combinato della 

raffineria di Sarroch (550 MW); 

• una capacità installata di generazione idroelettrica dispacciabile pari a 154 MW; 

• il mantenimento dell’impianto idroelettrico di pompaggio esistente di Taloro (255 MW di 

generazione/pompaggio); 

• un export verso la Corsica, attraverso il cavo sottomarino 150 kV AC Sar.Co. tra Santa Teresa di 

Gallura (IT) e Bonifacio (FR), fino a un massimo di 100 MW; 

• un carico orario lordo medio pari a 980 MW; 

• una capacità installata complessiva di generazione eolica pari a 2,4 GW con produzione annua di 

energia pari a 3,99 TWh; 

• una capacità installata complessiva di generazione fotovoltaica pari a circa 2 GW con produzione 

annua di energia pari 3,24 TWh; 

• una produzione di circa 0,83 TWh da bioenergie e idroelettrico ad acqua fluente; 

• una capacità installata di sistemi di accumulo elettrochimico pari a 100 MW (200 MWh). 

Per quanto riguarda la regolazione primaria di frequenza, gli attuali fornitori di riserva sono 

essenzialmente la generazione programmabile termoelettrica e idroelettrica, unitamente ai collegamenti 

HVDC verso il continente SA.CO.I. e SA.PE.I.. 

Relativamente ai cicli combinati, l’impianto di Sarroch non si considera in regolazione a causa della 

dinamica troppo lenta del gassificatore. Per le altre unità si ipotizza che il servizio di regolazione primaria 

sia demandato all’unità turbogas.  

Il collegamento SA.CO.I. è considerato rinnovato con topologia bipolare e capacità di trasporto 

2×200 MW. Si ipotizza inoltre l’adozione di convertitori a corrente impressa LCC (Line Commutated 
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Current). Il collegamento HVDC SA.PE.I. (2×500 MW) è anch’esso di tipo bipolare con tecnologia di 

conversione LCC. Per entrambi i collegamenti HVDC si considera un minimo tecnico pari al 10% della 

potenza nominale (necessario per la tecnologia LCC). Si esclude, per la regolazione di frequenza, il ricorso 

all’inversione rapida di potenza che è discontinua a causa del minimo tecnico e comporta un elevato stress 

per i componenti sulla sezione in corrente continua.  

Lo scenario 2030 è stato analizzato mediante simulazioni orarie statiche del Mercato elettrico del Giorno 

Prima (MGP) condotte mediante il già citato strumento di RSE “sMTSIM” [5] che permette di calcolare, 

con risoluzione oraria, il mercato elettrico mediante minimizzazione del costo dell’energia scambiata con 

un calcolo di Optimal Power Flow (OPF) multiorario, basato su un modello semplificato zonale del 

sistema elettrico italiano. 

A partire dai valori orari del carico e della generazione dispacciata ottenuta come risultato delle 

simulazioni di mercato elettrico, è stata verificata la disponibilità di sufficienti margini di riserva, fra cui 

la riserva primaria necessaria a compensare il massimo sbilancio in deficit che può occorrere in caso di 

perdita di una UP (Unità di Produzione) o di un polo HVDC con transito di potenza verso la Sardegna, 

tenendo conto del fatto che l’eventuale UP o polo HVDC persi sono, essi stessi, fornitori di riserva.  

Si tenga presente inoltre che, in generale: 

1. per la determinazione dell’inerzia complessiva del sistema occorre tenere presente che, oltre agli 

impianti di generazione, è prevista la presenza anche di cinque compensatori sincroni in Sardegna 

nel 2030 [20]: il loro contributo in energia cinetica è stato considerato pari a 750 MW·s per i due 

compensatori senza volano e 3500 MW·s per i tre compensatori con volano (cfr. [22]); 

2. per gli impianti termoelettrici e i collegamenti HVDC si considera, nell’ambito della regolazione 

primaria tradizionale, uno statismo permanente pari al 5% e per gli impianti idroelettrici uno 

statismo permanente pari al 4%; 

3. per i collegamenti HVDC l’inversione rapida di potenza è assunta disabilitata; 

4. nel modello della regolazione primaria di frequenza tradizionale si sono suddivisi i contributi dei 

singoli impianti per mantenere l’informazione sulle singole riserve e i limiti di saturazione; 

5. per quanto riguarda la modulazione a scendere della potenza generata da eolico e FV in caso di 

elevata sovra-frequenza, si sono distinte tre tipologie di impianto: generazione eolica collegata 

all’Alta Tensione (AT), generazione fotovoltaica connessa in AT e generazione fotovoltaica 

connessa in Media Tensione (MT); si osserva che, per quanto riguarda la generazione FV, lo 

strumento di simulazione del MGP non consente di distinguere la tensione a cui sono connessi i 

diversi impianti fotovoltaici, perciò, per quantificare la tipologia di modulazione a scendere, si 

sono considerate le indicazioni del GSE (Gestore Servizi Energetici) secondo le quali la 

percentuale nazionale di generazione fotovoltaica al 2019 connessa all’alta tensione è pari al 6,4% 

della potenza installata complessiva e quella connessa alla media tensione è il 56,9% [23]; 

6. il contributo dei motori asincroni alla determinazione della frequenza è ipotizzato trascurabile. 

3.3.2 Modelli e parametri della rete e dei regolatori 

A seguire si riportano i modelli della rete e dei controllori di frequenza usati per le simulazioni. 

3.3.2.1 Modello della rete  

Al fine di calcolare la variazione di frequenza di rete in seguito ad una perturbazione di potenza si è 

considerato un equivalente “mono-sbarra” per la rete. Tale ipotesi è stata verificata e risulta accettabile 

per sistemi elettrici relativamente piccoli quali ad esempio il sistema elettrico corso-sardo (asincrono 

rispetto al continente), il sistema elettrico dell’Irlanda e della Gran Bretagna [24]. Si può perciò 

considerare la seguente: 

Δ𝑓 = [
𝑓𝑛

𝑇𝑎𝑃𝑛
∙

1

𝑠
] Δ𝑃, 3.17 
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dove 𝑃𝑛 è la potenza nominale complessiva espressa in MW delle macchine sincrone, 𝑓𝑛 è la frequenza di 

rete nominale del sistema (50 Hz), 𝑇𝑎 è il tempo di avviamento equivalente della rete e Δ𝑃 è lo squilibrio 

di potenza attiva che genera la variazione di frequenza Δ𝑓. Il tempo di avviamento si ricava mediante una 

media pesata sulle potenze nominali dei singoli generatori: 

𝑇𝑎 =
∑ 𝐴𝑛,𝑖𝑇𝑎,𝑖𝑖

∑ 𝐴𝑛,𝑖𝑖
, 3.18 

dove 𝐴𝑛,𝑖 e 𝑇𝑎,𝑖 sono, rispettivamente, la potenza in MVA e il tempo di avviamento in secondi 

dell’impianto i-esimo e con 𝐴𝑛 = ∑ 𝐴𝑛,𝑖𝑖 .  

Si ricorda che il tempo di avviamento è definito come il tempo necessario all’alternatore, a vuoto e 

trascurando le perdite meccaniche, per raggiungere da fermo la velocità nominale applicando una coppia 

motrice costante e pari alla nominale [25]. Si noti che il tempo di avviamento di un singolo generatore 

può essere definito come:  

𝑇𝑎,𝑖 ≜
𝐽𝑖(2𝜋𝑓)2

𝑃𝑛,𝑖
, 3.19 

ove 𝐽𝑖 è il momento di inerzia totale delle parti rotanti del generatore e 𝑃𝑛,𝑖 è la potenza attiva nominale 

del generatore. La cosiddetta “costante di inerzia” di un generatore sincrono, di solito indicata con 𝐻𝑖 e 

misurata in secondi, è legata al tempo di avviamento 𝑇𝑎,𝑖 in base all’equazione: 

𝐻𝑖 =
𝑇𝑎,𝑖

2
=

1

2

𝐽𝑖(2𝜋𝑓)2

𝑃𝑛,𝑖
. 3.20 

La costante d’inerzia di un generatore, pari alla metà del tempo di avviamento (cfr. [25] e [26]), 

rappresenta dunque l’energia cinetica immagazzinata nelle parti rotanti del generatore. 

 

La variazione di frequenza, così determinata, costituisce l’ingresso dei modelli dei controllori previa 

l’aggiunta di un disturbo, che modella l’errore di misura e qui assunto uniformemente distribuito fra 

±10 mHz, e di una banda morta che blocca il segnale per valori inferiori ad un valore assoluto che, come 

appare dalla caratteristica mostrata in Figura 3.5, è stato qui assunto pari a 10 mHz.  

 

Figura 3.5 – Caratteristica della banda morta impostata in ingresso ai controllori di frequenza. 

Nell’equazione 3.17 si è trascurata l’influenza del carico elettrico sulla variazione di frequenza, data 

l’assenza nello scenario considerato di grandi impianti industriali. 
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3.3.2.2 Impianti idroelettrici e sistemi HVDC 

Per quanto riguarda il modello della regolazione primaria di frequenza effettuata dagli impianti 

idroelettrici e dai collegamenti in corrente continua, si è considerata, per semplicità, la seguente relazione 

generalmente rappresentativa della dinamica degli impianti convenzionali a vapore: 

Δ𝑃 = − [𝑘 ∙
1 + 𝑠𝜏

1 + 𝑠𝑇
] Δ𝑓, 3.21 

con le costanti di tempo 𝜏 e 𝑇 poste rispettivamente pari a 3,3 s e 10 s. Il parametro 𝑘 corrisponde al 

guadagno della funzione di trasferimento e, denominato energia regolante, è definito come: 

𝑘 =
𝑃𝑛,𝑖

𝑏𝑝,𝑖𝑓𝑛
, 3.22 

in cui e 𝑏𝑝,𝑖 è lo statismo permanente della regolazione definito per il singolo impianto. La variazione di 

potenza Δ𝑃, attuata in seguito allo sbilancio di frequenza, è limitata dai vincoli tecnici di potenza 

scambiabile.  

3.3.2.3 Impianti turbogas 

Per quanto riguarda gli impianti turbogas, si è considerato un contributo di potenza proporzionale alla 

variazione di frequenza ma limitato da un gradiente massimo di variazione della potenza scambiata pari a 

20 MW/min con un ritardo puro di intervento pari a 0,5 s. Il contributo è, in ogni caso, limitato al margine 

di riserva disponibile.  

3.3.2.4 Impianti eolici e fotovoltaici 

Gli impianti di generazione FRNP sono abilitati a svolgere la modulazione a scendere della potenza 

generata. In particolare, si è considerato il contributo della generazione eolica, che interviene quando la 

frequenza supera i 50,2 Hz (secondo quanto riportato dall’Allegato A17 del Codice di Rete [27]), 

supponendo che l’intero contributo a disposizione sia erogato in 30 secondi28. Il contributo della 

generazione FV è differenziato per impianti collegati alla rete di alta tensione, che intervengono quando 

la frequenza supera i 50,2 Hz (secondo quanto riportato dall’Allegato A68 del Codice di Rete [28]), e 

impianti connessi alla media tensione, che intervengono quando la frequenza supera i 50,3 Hz (secondo 

quanto riportato dall’Allegato A70 del Codice di Rete [29]). Per quanto riguarda i gradienti di variazione 

della potenza scambiata dal FV in AT si suppone che tutto il contributo sia erogato in 2 secondi29. Per 

quanto riguarda la generazione FV connessa alla media tensione si è previsto inoltre un ritardo di 

intervento pari a 0,1 secondi come stabilito del Codice di Rete (Allegato A70).  

3.3.2.5 Regolazioni veloci  

In riferimento ai parametri delle funzioni di trasferimento che descrivono le regolazioni veloci si 

riprendano la 3.1 per la RFPV e la 3.2 per la IS, in cui:  

 
28 Nel Codice di Rete (Allegato A17) si suppone che “l’attivazione della risposta deve avvenire nel minor tempo 

possibile senza ritardi intenzionali e il tempo di erogazione di tutto il contributo di tale riserva dovrà essere inferiore 

a 10 s. In caso di variazioni di frequenza a gradino che richiedano variazioni di potenza superiori al 50% della potenza 

nominale disponibile, l’erogazione può avvenire in tempi più elevati, ma comunque inferiori a 30 s”. Per semplicità 

nel presente lavoro si assume a priori un gradiente massimo di variazione. 
29 Nel Codice di Rete (Allegato A68) si suppone che per le centrali solari connesse alla rete di alta tensione 

“l’attivazione della risposta deve avvenire nel minor tempo possibile senza ritardi intenzionali ed il tempo di 

erogazione di tale riserva dovrà essere inferiore a 2 s”. Per semplicità nel presente lavoro si assume a priori un 

gradiente massimo di variazione pari a cinque volte il gradiente supposto per la regolazione effettuata dagli impianti 

eolici. 
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1. la costante di tempo del polo nella dinamica equivalente della regolazione primaria veloce 𝑇RFPV 

è posta pari a 0,2 s così da raggiungere un valore di regime in 1 s come suggerito dal regolamento 

del progetto pilota Fast Reserve di Terna [30]; 

2. le costanti di tempo dei poli della dinamica equivalente dell’inerzia sintetica 𝑇IS,1 e 𝑇IS,2 sono 

poste pari a 0,1 s e 0,01 s rispettivamente; tali valori sono un compromesso per assicurare un 

intervento sufficientemente rapido, evitando l’insorgere di oscillazioni ad alta frequenza;  

3. il ritardo puro dell’inerzia sintetica è posto pari a 0,05 secondi (valori di ritardo superiori a 0,1 s 

circa renderebbero inutile l’azione di controllo [4]). 

3.3.3 Risposta ideale di frequenza 

Si riportano in Tabella 3.1 gli indici di performance e parametri delle funzioni di trasferimento da cui si 

ricava la risposta ideale della frequenza in caso di sbilancio. 

Tabella 3.1 – Indici di performance e parametri delle funzioni di trasferimento da cui si ricava la risposta ideale della 

frequenza in caso di sbilancio. 

Parametro Valore Descrizione  

SFTE 500 mHz Errore a transitorio esaurito imposto nella risposta ideale. 

ROCOF 2 Hz/s Pendenza iniziale massima imposta nella risposta ideale [31]. 

SFM 900 mHz Scostamento massimo imposto nella risposta ideale con due poli ed uno 

zero 

TSFM 1,5 s Tempo di scostamento massimo in sotto-frequenza (tempo di nadir) 

imposto nella risposta ideale con due poli ed uno zero. 

𝜏1,𝑖𝑑 6,4706 s Costante di tempo dello zero della risposta ideale con due poli e uno zero. 

𝑇1,𝑖𝑑 2,7637 s Costante di tempo del primo polo della risposta ideale con due poli e uno 

zero. 

𝑇2,𝑖𝑑 0,5983 𝑠 Costante di tempo del secondo polo della risposta ideale con due poli e uno 

zero. 

3.3.4 Risultati di simulazione 

3.3.4.1 Simulazione di perdita di generazione 

Nello scenario sardo al 2030 si è individuata una situazione di basso export dalla Sardegna verso il 

Continente (166 MW tramite il SA.PE.I. e 100 MW tramite il SA.CO.I.), che corrisponde all’ora XXI del 

28 luglio. L’evento simulato è la perdita di 200 MW generati dalla UP più grande, un ciclo combinato da 

250 MW. La Tabella 3.2 e la Tabella 3.3 riassumono le principali informazioni circa lo scenario adottato. 

Per quanto riguarda la generazione rinnovabile si hanno 452 MW e 111 MW generati da eolico e FV 

rispettivamente. Il carico complessivo è pari a 1378 MW.  

L’energia cinetica complessiva per il sistema è pari a circa 22931 MW·s (tempo di avviamento equivalente 

pari a 10,07 s e potenza nominale complessiva pari a 2276 MW). 
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Tabella 3.2 – Condizione d’esercizio per la simulazione di sotto-frequenza (impianti di generazione/pompaggio). 

Impianto Potenza 

Nominale 

(MW) 

Tempo di 

avviamento 

(s) 

Potenza 

generata 

(MW) 

Riserva a 

salire 

(MW) 

Energia 

regolante 

(MW/Hz) 

Turbogas 1 (impianto perso) 250 15,64 200 0 0 

Turbogas 2 100 15,64 36,14 63,86 40 

Turbogas 3 80 15,64 45 35 32 

Sarroch 550 10 518,01 0 0 

Biomassa 1 (dispacciabile) 20 8,3 19,5 0 0 

Biomassa 2 64 8,3 63,7 0 0 

Idroelettrico 1 155 9,1 155 0 77,5 

Idroelettrico 2 (Taloro) 255 8,3 0 0  0  

Idroelettrico 3 (acqua fluente) 19 8,92 6 0 0 

Cogenerazione  38 8,92 38 0 0 

Tabella 3.3 – Condizione d’esercizio per la simulazione di sotto-frequenza (collegamenti HVDC). 

Collegamento HVDC Potenza esportata 

(MW) 

Riserva a salire 

(MW) 

Energia regolante 

(MW/Hz) 

SA.PE.I. 166,13 66,13 1285,7 

SA.CO.I. 100 60 514,3 

Per quanto riguarda la scelta della dinamica di frequenza di riferimento ideale, si considera in questa 

situazione quella caratterizzata da un solo polo. Il tempo di campionamento scelto è pari a 0,2 s, 

considerando 41 istanti di tempo per il calcolo della cifra di merito da minimizzare (8,2 s dopo il disturbo).  

In Figura 3.6, si propongono i risultati ottenuti nelle diverse iterazioni della procedura. Si ritiene 

soddisfacente il valore 119,7 MW/Hz per il guadagno della regolazione veloce, ottenuto dopo sette 

iterazioni. In questo scenario non è necessaria l’inerzia sintetica. Si osserva che, limitando il calcolo ad 

una singola iterazione, la quantità di regolazione veloce richiesta è di molto superiore rispetto a quella 

calcolata dopo sette cicli. Al termine della procedura di calcolo si sono testati i risultati proposti sul 

modello non lineare mono-sbarra di partenza. Si nota, inizialmente, nella Figura 3.7 che lo scostamento 

della frequenza di rete rispetto al riferimento imposto è inferiore nel caso in cui si applica l’identificazione 

iterativa. Per quanto riguarda la cifra di merito (varianza campionaria dello scostamento della frequenza 

di rete rispetto al riferimento), essa è pari a 7,68e-05 nel caso senza iterazioni e a 7,49e-07 con iterazioni. 

 

Figura 3.6 – Guadagni delle regolazioni innovative RFPV ed IS calcolati dalla procedura di calcolo. 
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Figura 3.7 – Scostamento della frequenza rispetto al riferimento con e senza il metodo iterativo. 

Nella Figura 3.8 si propone il confronto fra l’andamento della frequenza simulato a seguito della 

perturbazione in quattro situazioni: quella di riferimento (ideale), quella senza l’abilitazione delle 

regolazioni innovative, quelle in cui si sono abilitate le regolazioni innovative impostando i coefficienti 

proposti dalla procedura per la RFPV e IS considerando il primo e l’ultimo valore calcolato. È evidente 

come, nel caso in cui la regolazione veloce non agisce, la frequenza di rete scenda al di sotto del limite 

dei 49,1 Hz (soglia oltre la quale interverrebbe il sistema di alleggerimento del carico [32]). Si osservi che 

questo scenario presenta una perturbazione di 200 MW con una riserva complessiva di 225 MW ma, a 

causa della saturazione dei sistemi HVDC di trasmissione e della lentezza di risposta degli impianti 

turbogas, la frequenza subisce una notevole diminuzione in assenza di strumenti alternativi di regolazione. 

Si nota, inoltre, come i coefficienti proposti con le iterazioni garantiscano una risposta della frequenza del 

sistema più vicina al valore di riferimento desiderato. 

La Figura 3.9 riporta la potenza governata dalle regolazioni innovative. In questo scenario non sono 

necessarie risorse di inerzia sintetica ma servono poco più di 60 MW di picco di regolazioni innovative. 

Se la potenza massima disponibile nei dispositivi di accumulo elettrochimico fosse pari al 130 per cento 

della potenza nominale (si veda [33]), per la regolazione veloce servirebbero circa 52 MW di potenza 

nominale. Tale quantità è entro i limiti che lo scenario PNIEC considerato propone (100 MW). 

La Figura 3.10 riporta la variazione di potenza erogata dagli impianti idroelettrici e dai due impianti 

turbogas che sono rimasti in servizio. 

La Figura 3.11, infine, mostra la saturazione immediata della potenza scambiata dai collegamenti HVDC. 
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Figura 3.8 – Confronto fra gli andamenti di frequenza e ROCOF di riferimento (ideali) con quelli ottenuti abilitando le 

regolazioni innovative e quelli senza il contributo delle regolazioni innovative. 

 

Figura 3.9 – Contributo di potenza delle regolazioni innovative. 
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Figura 3.10 – Confronto fra le potenze scambiate dagli impianti idroelettrici e gli impianti turbogas con e senza 

l’abilitazione delle regolazioni innovative. 

 
Figura 3.11 – Confronto fra le potenze scambiate dai collegamenti HVDC con e senza l’abilitazione delle regolazioni 

innovative. 

3.3.4.2 Simulazione di perdita di assorbimento 

Dall’analisi dello scenario sardo al 2030 si è individuata una situazione potenzialmente critica in caso di 

elevato export dalla Sardegna (885 MW tramite il SA.PE.I. e 400 MW tramite il SA.CO.I.) verso il 

Continente. Lo scenario corrisponde all’ora XIX del 20 luglio, al termine di una giornata in cui gli impianti 
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di assorbimento (pompaggio e accumulo elettrochimico), secondo le simulazioni MGP, non sono in 

servizio, salvo un singolo gruppo di pompaggio della centrale di Taloro che risulta in funzione per 

assorbire circa 88 MW. L’evento simulato è il guasto di un polo del collegamento SA.PE.I. che sta 

esportando 442,5 MW verso il continente. Tale guasto comporta anche la perdita di una notevole energia 

regolante (circa 640 MW/Hz). 

Si suppone, inoltre, che siano in servizio solamente i due attuali compensatori sincroni senza volano. Tale 

ipotesi consente di valutare il contributo dell’inerzia sintetica: se fossero in servizio tutti e cinque i 

compensatori sincroni il ROCOF iniziale sarebbe ampiamente entro i limiti richiesti. 

L’energia cinetica complessiva per il sistema è pari a circa 10000 MW s (tempo di avviamento equivalente 

pari a 7,47 s e potenza nominale complessiva pari a 1337 MW). 

Per quanto riguarda la generazione rinnovabile si hanno 1728 MW e 342 MW generati da eolico e 

fotovoltaico rispettivamente. Il carico complessivo per il sistema sardo è pari a 1373 MW.  

Per lo scenario adottato, la Tabella 3.4 riassume le principali informazioni circa gli impianti di generazione 

e la Tabella 3.5 riassume la condizione di esercizio dei collegamenti HVDC. L’energia regolante di tali 

sistemi è considerata globalmente pari a 1800 MW/Hz e ripartita in base alla taglia per il singolo 

collegamento. 

Tabella 3.4 – Condizione d’esercizio per la simulazione di sovra-frequenza (impianti di generazione/pompaggio). 

Impianto Potenza 

Nominale 

(MW) 

Tempo 

di 

avviam. 

(s) 

Potenza 

generata 

(MW) 

Riserva a 

salire 

(MW) 

Riserva a 

scendere 

(MW) 

Energia 

regolante 

(MW/Hz) 

Turbogas 1 250 15,64 0 0 0 0 

Turbogas 2 100 15,64 45 35 21 40 

Turbogas 3 80 15,64 0 0 0 0 

Sarroch 550 10 518 0 0 0 

Biomassa 1 (dispacciabile) 20 8,3 19,5 0 0 0 

Biomassa 2 64 8,3 63,7 0 0 0 

Idroelettrico 1 155 9,1 0 0 0 0 

Idroelettrico 2 (Taloro) 255 8,3 -88,16 0 0 0 

Idroelettrico 3 (acqua fluente) 19 8,92 6,06 0 0 0 

Cogenerazione 20 8,92 17 0 0 0 

Tabella 3.5 – Condizione d’esercizio per la simulazione di sovra-frequenza (collegamenti HVDC). 

Collegamento 

HVDC 

Potenza esportata 

(MW) 

Riserva a salire 

(MW) 

Riserva a scendere 

(MW) 

Energia regolante 

(MW/Hz) 

SA.PE.I. 885 392,5 57,5 642,85 

SA.CO.I. 400 360 0 514,3 

Per quanto riguarda la scelta della dinamica di frequenza di riferimento ideale, si considera quella 

caratterizzata da due poli e uno zero in modo da identificare un punto di massimo scostamento della 

frequenza. Per quanto concerne il tempo di campionamento, esso è stato scelto pari a 0,05 s, considerando 

così 31 istanti per il calcolo della cifra di merito da minimizzare (1,55 s dopo il disturbo). I parametri 

relativi allo scenario specifico sono in Tabella 3.6. 
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Tabella 3.6 – Parametri significativi per la simulazione dello scenario in sovra-frequenza. 

Parametro Valore Descrizione  

Δ𝑃𝑒𝑜𝑙𝑖𝑐𝑜

∆𝑡
 

100 MW/s Gradiente massimo di variazione della potenza ridotta dagli impianti 

eolici in seguito al superamento della soglia di sovra-frequenza. 

Δ𝑃𝐹𝑉

∆𝑡
 

500 MW/s Gradiente massimo di variazione della potenza ridotta dagli impianti 

fotovoltaici in seguito al superamento della soglia di sovra-frequenza. 

Δ𝑃𝑒𝑜𝑙𝑖𝑐𝑜

∆𝑓
 

1329 MW/Hz Energia regolante equivalente per regolazione in sovra-frequenza degli 

impianti eolici. 

Δ𝑃𝐹𝑉,𝐴𝑇

∆𝑓
 

16,8 MW/Hz Energia regolante equivalente per regolazione in sovra-frequenza degli 

impianti fotovoltaici connessi in alta tensione. 

Δ𝑃𝐹𝑉,𝑀𝑇

∆𝑓
 

149,3 MW/Hz Energia regolante equivalente per regolazione in sovra-frequenza degli 

impianti fotovoltaici connessi in media tensione. 

 

La procedura calcola un coefficiente della regolazione primaria veloce 𝑘RFPV pari a 114,3 MW/Hz e un 

valore per il guadagno della funzione di controllo dedicata all’inerzia sintetica 𝑘IS pari a 31,8 MWs/Hz.  

 

Per quanto riguarda la fase iterativa di calcolo della procedura, sono state necessarie 5 iterazioni per 

ottenere i valori proposti: in particolare, la Figura 3.12 riporta i valori dei parametri incogniti ricavati 

durante i diversi cicli di calcolo. Al termine della procedura di calcolo si sono testati i risultati proposti 

sul modello completo non semplificato: in Figura 3.13, si propone il confronto fra l’errore ottenuto nel 

primo tentativo di calcolo e quello ottenuto al termine della procedura iterativa.  

 

Si nota che i valori ricavati nel primo tentativo generano, rispetto a quelli ottenuti al termine della 

procedura iterativa, uno scostamento della frequenza, rispetto al riferimento, che risulta maggiore, in 

valore assoluto, a partire dal VII campione dell’intervallo di tempo che si considera per il calcolo della 

cifra di merito minimizzata (Figura 3.13). Per quanto riguarda la cifra di merito (varianza campionaria 

dello scostamento della frequenza di rete rispetto al riferimento), essa è pari a 2,20e-05 nel caso senza 

iterazioni e a 2,42e-07 con iterazioni. 
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Figura 3.12 – Valori dei coefficienti della regolazione primaria veloce e di inerzia sintetica calcolati nelle diverse iterazioni 

della procedura.  

 

Figura 3.13 – Scostamento della frequenza rispetto al riferimento con e senza il metodo iterativo. 

Nella Figura 3.14 si propone il confronto fra l’andamento della frequenza, simulato a seguito della 

perturbazione, in tre situazioni: quella di riferimento (ideale), quella senza l’abilitazione delle regolazioni 

innovative e quella in cui si sono abilitate le regolazioni innovative impostando i coefficienti proposti 

dalla procedura per la RFPV e IS. È evidente come, nel caso in cui non agisca la regolazione veloce, la 

frequenza di rete superi ampiamente i 51 Hz, subendo inoltre una pericolosa sotto-oscillazione che porta 

il secondo valore di picco poco al di sopra dei 49,1 Hz (limite oltre il quale è necessario il load-shedding).  
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Figura 3.14 – Confronto fra gli andamenti di frequenza e ROCOF di riferimento (ideali) con quelli ottenuti abilitando le 

regolazioni innovative e quelli senza il contributo delle regolazioni innovative. 

La Figura 3.15 riporta la potenza governata dalle regolazioni innovative: in questo scenario sono necessari 

poco più di 100 MW di picco di regolazione primaria veloce in assorbimento e poco più di 60 MW di 

inerzia sintetica. 

 

Figura 3.15 – Contributo delle regolazioni innovative. 

La Figura 3.16 mostra la variazione di potenza scambiata dall’impianto turbogas in servizio. Si nota come 

nel caso di abilitazione della regolazione veloce il contributo sia ridotto.  
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La Figura 3.17 riporta la variazione di potenza scambiata dai collegamenti HVDC. Si nota la saturazione 

immediata del SA.PE.I a seguito della sovra-frequenza e l’impossibilità del SA.CO.I. alla regolazione a 

scendere (margine di riserva nullo – cfr. Tabella 3.5).  

 
Figura 3.16 – Confronto fra le potenze scambiate dagli impianti turbogas con e senza l’abilitazione delle regolazioni 

innovative.  

 
Figura 3.17 – Confronto fra le potenze scambiate dai collegamenti HVDC con e senza l’abilitazione delle regolazioni 

innovative.  

Infine, in Figura 3.18 si propone il contributo di potenza fornito dalla generazione rinnovabile. Si nota 

come il contributo sia soltanto a ridurre la potenza generata: in base al Codice di Rete [27] e alla norma 

CEI 0-16 [34] non è consentito un ripristino della potenza generata pre-guasto se non dopo il ripristino 

delle condizioni nominali di funzionamento (frequenza compresa fra 49,9 e 50,1 Hz) che devono essere 

garantite per un certo intervallo di tempo (per la generazione distribuita il valore suggerito è di 300 s (cfr. 

[29] e [34]). Tale imposizione è la causa della sotto-oscillazione pronunciata che si presenta 

nell’andamento della frequenza. L’intervento della regolazione primaria veloce, oltre che ridurre la 

quantità di potenza rinnovabile non fornita da eolico e fotovoltaico, riduce anche l’ampiezza della sotto-

oscillazione. 
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Figura 3.18 – Modulazione a scendere delle sorgenti rinnovabili eolico e fotovoltaico AT e MT. 

3.4 Considerazioni riassuntive 

Nel presente capitolo è stata presentata l’evoluzione, rispetto alla precedente annualità RdS [4], della 

procedura SeTA per il calcolo delle quantità di regolazioni innovative (primaria veloce ed inerzia sintetica) 

necessarie a garantire adeguate prestazioni nei transitori causati da grandi perturbazioni di frequenza. In 

particolare, mediante una formulazione iterativa e l’identificazione di modelli equivalenti output-error, è 

possibile considerare accuratamente nel calcolo nuovi aspetti modellistici quali i ritardi di 

implementazione delle regolazioni veloci, le saturazioni e i gradienti di variazione di potenza che 

caratterizzano gli impianti tradizionali adibiti al servizio di regolazione primaria, la modulazione a 

scendere degli impianti a fonti rinnovabili, la banda morta imposta nella regolazione di frequenza dal 

Codice di Rete e l’incertezza di misura.  

La procedura di identificazione introdotta consente di ottenere un modello che descrive molto 

accuratamente l’andamento della frequenza in assenza di regolazioni innovative e imposto dall’azione 

delle regolazioni note (primaria tradizionale e modulazione a scendere delle rinnovabili). Per il calcolo 

delle quantità innovative, si somma all’andamento identificato l’azione della primaria veloce e dell’inerzia 

sintetica: tale operazione introduce un’approssimazione dato che il sistema è retroazionato e non-lineare. 

Per ovviare a questa approssimazione si è implementata una procedura iterativa di calcolo che, nella fase 

di identificazione della risposta in anello chiuso, considera anche il contributo delle regolazioni innovative 

calcolato nell’iterazione precedente.  

La procedura è stata applicata ad alcuni scenari 2030 del sistema sardo, considerando situazioni di sotto-

frequenza e sovra-frequenza. Si nota che, nei due casi analizzati, il risultato ottenuto al primo tentativo è 

maggiormente conservativo; la procedura iterativa permette comunque di ricavare valori che riducono 

sempre di più lo scostamento della frequenza nell’intervallo di tempo considerato. Dai risultati emerge 

inoltre che il contributo della regolazione primaria veloce è fondamentale per la stabilità della frequenza 

in situazioni sia di basso sia di elevato export di potenza dall’isola verso il continente. Per quanto riguarda 

l’inerzia sintetica, la presenza dei compensatori sincroni previsti in servizio nel 2030 e dell’impianto di 

Sarroch sembrano garantire un’adeguata energia cinetica (inerzia). Tuttavia, in caso di non funzionamento 

dei compensatori sincroni, l’inerzia sintetica è in grado di controllare adeguatamente il gradiente di 

frequenza, purché opportunamente dimensionata. 
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4 SPECIFICHE GENERALI PER LA REALIZZAZIONE DI UNA 

PIATTAFORMA FINALIZZATA ALLA VALUTAZIONE 

DELL’ADEGUATEZZA DEI MARGINI DI RISERVA E ALLA STIMA 

DELL’APPROVVIGIONAMENTO OTTIMALE DELLE RISORSE 

CONVENZIONALI E INNOVATIVE AI FINI DELLA REGOLAZIONE DI 

FREQUENZA  

4.1 Contesto e obiettivo 

Le procedure descritte ai capitoli 2 e 3 offrono l’opportunità di condurre un’analisi integrata in merito 

all’adeguatezza delle risorse di flessibilità inerenti alle regolazioni tradizionali di frequenza (primaria, 

secondaria e terziaria) e alle regolazioni ultra-veloci quali la regolazione primaria veloce e l’inerzia 

sintetica. L’integrazione potrebbe comprendere anche l’analisi di adeguatezza dei livelli orari di potenza 

di cortocircuito trifase, ai fini della stabilità di tensione. La base comune alle suddette funzioni di calcolo 

è costituita dall’utilizzo dei risultati di simulazioni OPF, a livello orario, su un orizzonte temporale 

annuale.    

Sarebbe quindi utile disporre di una piattaforma che consentisse di condurre agevolmente le suddette 

valutazioni integrate. In tale contesto, il presente capitolo si propone di definire le specifiche generali, 

esulando da dettagli implementativi prettamente informatici, per una futura integrazione degli strumenti 

sviluppati da RSE ai fini delle suddette valutazioni. 

4.2 Architettura e moduli integrati 

L’architettura proposta in Figura 4.1 rappresenta, dal punto di vista concettuale, il flusso di dati tra i vari 

moduli potenzialmente candidabili per l’implementazione della piattaforma. 

Tale architettura concettuale può essere implementata attraverso un’infrastruttura software dedicata 

(framework) oppure attraverso opportune passerelle dati che consentano di mantenere autonomi i moduli 

di calcolo (stand-alone) nei corrispondenti ambienti di sviluppo ed esecuzione. 

Occorre distinguere i moduli candidati ad alimentare la piattaforma dai moduli costituenti il nucleo per le 

verifiche di adeguatezza delle risorse di flessibilità. 

Il gruppo dei moduli candidati ad alimentare la piattaforma comprende: 

• i file dei dati di scenario definiti dall’utente; 

• lo strumento “sMTSIM” [5], finora utilizzato per condurre le simulazioni OPF zonali, preliminari 

alle analisi di adeguatezza; 

• o, in prospettiva futura, lo strumento OPF nodale “REMARK+” [7].    

Il gruppo dei moduli costituenti il nucleo per le verifiche di adeguatezza, delimitato nel rettangolo rosso 

in Figura 4.1, comprende: 

• la struttura dati in INPUT da definire per l’utilizzo comune alle varie procedure di calcolo; 

• la procedura “RITER” (RIserva TERziaria di sostituzione [13], [14]), opzionale se non integrata 

già negli strumenti OPF, per il calcolo probabilistico dei requisiti di riserva terziaria di 

sostituzione; 

• la procedura “GRIFLEX”, descritta nel capitolo 2, finalizzata alla verifica dell’adeguatezza delle 

risorse di flessibilità riguardanti la regolazione convenzionale “lenta” di frequenza e, in 

prospettiva futura, finalizzata anche alla stima dei livelli orari di potenza di cortocircuito, 

necessari per la stabilità di tensione; 

• la procedura “SeTA”, descritta nel capitolo 3, per il calcolo delle quantità necessarie di regolazioni 

innovative ultra-veloci della frequenza (primaria veloce ed inerzia sintetica). 
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Figura 4.1 – Proposta generale di architettura di piattaforma integrante gli strumenti d’analisi di adeguatezza delle risorse 

di flessibilità. 

Per quanto riguarda gli strumenti per le analisi OPF preliminari, lo strumento sMTSIM permette di 

calcolare, su un orizzonte temporale annuale, il dispacciamento orario del parco di generazione non 

imposta e la risoluzione oraria (clearing) del mercato elettrico al giorno prima “MGP” (finalizzato alle 

sole transazioni energetiche), mediante una minimizzazione del costo dell’energia scambiata. Tale 

minimizzazione è condotta su un modello del sistema elettrico semplificato zonale ossia basato sulla 

rappresentazione mono-sbarra di ogni singola zona e sulla rappresentazione delle sole linee interzonali. I 

dati di scenario30 in input a sMTSIM [15], nelle versioni antecedenti all’anno 2021, sono definiti 

dall’utente in una serie di tabelle dati raccolte in un unico file Excel con estensione “.xlsx”. Il nome di 

questo file è utilizzato da sMTSIM per creare una cartella omonima in cui vengono salvati gli output della 

simulazione OPF, memorizzati in file di testo codificati in formato di tabelle e aventi estensione “.csv” 31 

agevolmente leggibili in Excel. 

Si sottolinea che, nell’ambito della Linea di Attività 4.03 “Studi per l'evoluzione dei mercati elettrici” del 

progetto RdS 2.1 “Strumenti e modelli, anche settoriali, per scenari energetici ed elettrici, adeguati 

all'evoluzione del sistema - Analisi di evoluzione dei mercati e della regolazione” [35], è stata svolta una 

rivisitazione dell’architettura riguardante lo strumento sMTSIM e l’organizzazione dei rispettivi formati 

per i dati in input e output. Questa riorganizzazione mantiene tutte le informazioni costituenti i dati finora 

utilizzati, utilizzando in particolare il formato “.csv” al posto dei file “.xlsx”. Pertanto, rispetto a quanto 

riportato nel presente capitolo la riorganizzazione non comporta alcuna criticità ma, semplicemente, la 

riallocazione delle informazioni da tenere in conto per la futura implementazione della piattaforma 

integrata. 

Come prospettiva futura, in alternativa al simulatore sMTSIM attualmente utilizzato preliminarmente alle 

analisi di adeguatezza delle risorse di flessibilità, potrebbe essere utilizzato il simulatore OPF REMARK+, 

basato su rappresentazione nodale della rete. I dati di scenario in input a REMARK+ sono organizzati in 

file “.csv” o ASCII32 con estensione “.inc”. I risultati in output sono organizzati principalmente in file 

“.csv” oltre a file ASCII con estensione “.log”. Opportune variabili di ambiente sono utilizzate per la 

definizione, da parte dell’utente, dei direttori in cui sono collocati i suddetti file. 

 
30 Comprendenti, ad esempio: valori orari zonali di carico e generazione FRNP; tipologia, caratteristiche e potenze 

nominali degli impianti; flag di partecipazione ai vari servizi di riserva; tipologia collegamenti inter-zonali. 
31 CSV “comma-separated values”: formato di file basato su file di testo utilizzato per l'importazione ed esportazione 

di tabelle di dati da fogli elettronici o database. 
32 ASCII “American Standard Code for Information Interchange”: codice per la codifica di caratteri. 
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Nei successivi sotto-paragrafi si riportano brevi descrizioni dei singoli moduli di calcolo appartenenti al 

nucleo per le verifiche di adeguatezza. 

4.2.1 Procedura RITER per il calcolo del fabbisogno di riserva terziaria 

La procedura RITER è stata sviluppata in ambiente VBA ed è basata sui risultati di simulazioni OPF orarie 

del mercato elettrico, condotte mediante il citato strumento sMTSIM. 

A partire dai dati di scenario e dagli esiti delle simulazioni OPF, RITER determina, su base annua 

(8760 ore), il fabbisogno orario di riserva terziaria di sostituzione, a salire e a scendere, per tutte le zone 

di mercato. In particolare, il calcolo considera le sei zone di mercato antecedenti il 2021: Nord, 

Centro-Nord, Centro-Sud, Sud, Sicilia, Sardegna. Non è quindi contemplata la settima zona “Calabria”, 

attivata dal gennaio 2021, che potrebbe essere oggetto di eventuali sviluppi futuri di RITER. 

Le informazioni in input a RITER sono memorizzate dall’utente nel foglio “input per zone di mercato” 

del file “RITER.xlsm”. Tali informazioni comprendono: 

• dati di scenario, usati anche in input ad sMTSIM, quali 

o profili orari imposti di carico e generazione FRNP; 

o capacità installate di generazione FRNP; 

o calendarizzazione delle 8760 ore annue distinte a seconda dell’orario SOLARE o 

LEGALE ai fini del calcolo della massima producibilità oraria fotovoltaica ([10]); 

• esiti delle simulazioni OPF, ossia output di sMTSIM, riguardanti il numero e la potenza scambiata 

delle unità rilevanti (potenza nominale maggiori di 10 MVA) in giri se termoelettriche o pompaggi 

in fase di assorbimento. 

Gli esiti in output a RITER, memorizzati dalla procedura nei fogli “output” e “output downward” del file 

“RITER.xlsm”, comprendono: 

• i requisiti zonali orari di riserva terziaria di sostituzione, in ciascuna zona di mercato; 

• il dettaglio orario riguardante i modelli e la consistenza dell’incertezza della potenza scambiata, 

rispetto alla previsione, da carico, eolico e fotovoltaico. 

La macro di calcolo, la cui esecuzione è lanciata da un tasto predisposto nel foglio “output”, prevede in 

input alcuni parametri che sono definiti nel foglio “parametri di calcolo” del medesimo file “RITER.xlsm”. 

Tali parametri comprendono: 

• la deviazione standard oraria (sulle 168 ore settimanali) dell’errore di previsione di carico; 

• la deviazione la deviazione standard dell’errore di previsione della produzione eolica in funzione 

del numero di ore in avanti a cui si riferisce la programmazione dell’esercizio e in funzione del 

rapporto tra previsione stessa e capacità di generazione eolica installata; 

• la massima deviazione standard dell’errore di previsione di produzione fotovoltaica in funzione 

della nitidezza del cielo; 

• latitudine e longitudine medie di ogni singola zona di mercato per la definizione della massima 

producibilità fotovoltaica, in funzione dell’altezza oraria del sole rispetto al piano terrestre; 

• probabilità, per ognuna delle 24 ore del giorno di consegna della programmazione, dei fuori 

servizio non programmati delle singole unità termoelettriche (convenzionali a vapore distinte da 

turbogas a ciclo combinato o aperto) e delle unità di pompaggio in fase di assorbimento dalla rete; 

• impostazione di 3, 6 o 12 sessioni per la fase di programmazione rappresentativa del Mercato dei 

Servizi di Dispacciamento “MSD” ex-ante. 

 

L’output di RITER può opzionalmente essere usato nella procedura GRIDFLEX. Come soluzione di 

default, al fine di ridurre i tempi di esecuzione, la procedura GRIDFLEX acquisisce i requisiti di riserva 

terziaria di sostituzione direttamente dallo strumento sMTSIM in cui è stato integrato un “generatore di 

fabbisogno delle riserve” [36] che comprende l’implementazione con linguaggio di programmazione “C#” 

della medesima procedura analitica di RITER. In particolare, il sopracitato generatore di fabbisogno delle 

riserve, basandosi sulle condizioni di dispacciamento determinate con un lancio preliminare di sMTSIM, 

individua il fabbisogno di riserva terziaria di sostituzione. Tale fabbisogno viene quindi memorizzato nel 
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file Excel33 contenente i dati di scenario in input alle successive esecuzioni di sMTSIM e in input ai moduli 

di calcolo per le verifiche di adeguatezza/flessibilità. 

L’implementazione in linguaggio C# è ottimizzata, rispetto alla macro in VBA, dal punto di vista dei 

tempi di esecuzione che, per 8760 ore annue e sei zone di mercato, risultano inferiori al minuto rispetto ai 

30 minuti di calcolo indicativamente impiegati dalla macro VBA originale. Il mantenimento dell’opzione 

di lettura dalla procedura RITER appare tuttavia utile al fine di verifiche sui risultati di calcolo in quanto 

la macro VBA consente di visualizzare il dettaglio sui singoli fattori che comportano il fabbisogno di 

riserva. 

4.2.2 Procedura GRIDFLEX per il calcolo di adeguatezza dei margini di riserva dedicati 

alla regolazione convenzionale di frequenza 

La procedura GRIDFLEX, già descritta al capitolo 2, è anch’essa sviluppata in ambiente VBA ed è basata 

sui risultati di simulazioni OPF condotte mediante lo strumento sMTSIM. 

A partire dai dati di scenario e dagli esiti delle simulazioni OPF condotte con sMTSIM, GRIDFLEX 

determina, su base annua, le eventuali quantità di margini mancanti al soddisfacimento dei requisiti di 

riserva primaria, secondaria e terziaria di potenza attiva. L’analisi può essere condotta su una o più zone 

di mercato rappresentate singolarmente mediante modello di rete mono-sbarra. Il vincolo è che le zone 

siano rappresentate con i rispettivi carico e generazione nel OPF: non sono infatti considerate le zone 

rappresentate, ad esempio come accade generalmente per l’estero, mediante semplici scambi di potenza 

imposti.  

Come già descritto, la procedura GRIDFLEX è correlata alla procedura RITER della quale può 

considerare i risultati di calcolo in merito ai requisiti di riserva terziaria di sostituzione, qualora questi non 

fossero resi disponibili da sMTSIM in cui è integrata la medesima funzione in linguaggio C#. L’utilizzo 

dei risultati di RITER non è automatico ma richiede che l’utente li inserisca manualmente nel file Excel 

contenente i dati di scenario in input alle esecuzioni di sMTSIM, successive alla simulazione OPF 

preliminare che consente la determinazione del dispacciamento di base (come da sessione MGP) utilizzato 

per il calcolo del fabbisogno di riserva terziaria di sostituzione. In particolare, facendo riferimento 

all’architettura di sMTSIM antecedente al 2021, il fabbisogno di riserva terziaria di sostituzione è 

dichiarato, rispettivamente a salire e a scendere, nei fogli “Reserve3U” e “Reserve3D” del file Excel dei 

dati di scenario. Facendo invece riferimento agli sviluppi 2021 dell’architettura di sMTSIM, realizzati 

nell’ambito del progetto RdS 2.1, i due suddetti fogli sono sostituiti da altrettanti file di testo “.csv”. Come 

sviluppo futuro, è da valutare la possibilità di inserire opzionalmente una passerella dati automatica dal 

file “RITER.xlsm” al file “GRIDFLEX.xlsm”. 

Le informazioni in input a GRIDFLEX, caricate automaticamente in opportune strutture di memoria, 

comprendono per ogni zona trattata: 

• dati di scenario quali 

o profili orari di carico; 

o profili orari imposti e le capacità installate di generazione eolica e fotovoltaica; 

o capacità installate e i limiti tecnici34 della generazione programmabile e dei sistemi di 

accumulo elettrochimico; 

o abilitazione della generazione e dei sistemi di accumulo alle singole tipologie di 

regolazione tradizionale della frequenza; 

o profili imposti di potenza scambiata delle fonti di generazione meno rilevanti (biomasse, 

geotermica, idroelettrica ad acqua fluente, termoelettrica cogenerativa, fotovoltaica con 

sistemi di accumulo); 

o capacità di trasporto e tipologia (AC o DC) delle linee di trasmissione interzonale35; 

 
33 O nei nuovi file “.csv” secondo i già citati sviluppi nell’ambito del progetto RdS 2.1, in merito alla nuova 

architettura di sMTSIM.  
34 Capability di potenza attiva. 
35 In prospettiva futura, nel caso di passaggio alle valutazioni di carattere nodale, le linee di trasmissione considerate 

saranno anche quelle interne alle zone.    
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• esiti delle simulazioni OPF riguardanti 

o numero e la potenza scambiata delle unità rilevanti (potenza nominale maggiori di 

10 MVA) in giri; 

o limiti tecnici della generazione termoelettrica, variabili a livello orario in considerazione 

delle indisponibilità medie e gli scambi di potenza sulle sezioni interzonali. 

I suddetti dati in input sono caricati a partire da sMTSIM ma, in prospettiva futura, potranno essere 

deducibili anche dallo strumento di calcolo OPF nodale REMARK+ [7]. 

Altri dati in input a GRIDFLEX sono definiti in un file Excel presente nel medesimo direttorio in cui è 

salvato il file “GRIDFLEX.xlsm”. Tale file, denominato “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT.xlsx” è 

identificato attraverso un’opportuna variabile di ambiente impostata nel foglio “MAIN” del file 

“GRIDFLEX.xlsm”. In particolare, il file comprende i fogli: 

• “pannello di controllo funzioni” con i diversi parametri che abilitano le tipologie di risorse di 

flessibilità alla regolazione di frequenza; 

• “zone aggregati” con l’identificazione “ID” delle zone, degli aggregati di zone, l’impostazione di 

requisito zonale di riserva terziaria pronta pari a quello di aggregato36, l’impostazione zonale della 

massima banda per la regolazione primaria di termoelettrici e idroelettrici; 

• “UP non abilitate riserva” con l’ID delle unità di generazione termoelettrica o idroelettrica su cui 

è forzata la non partecipazione ad alcun tipo di regolazione;   

• “installato WIND e FV” con l’ID di zona e le corrispondenti capacità installate di eolico onshore, 

offshore e fotovoltaico non abbinato a sistemi di accumulo; 

• “scheda HVDC” con ID dell’infrastruttura di collegamento HVDC e delle zone estreme, taglia 

totale, numero poli, tecnologia a tensione (VSC) o corrente (LCC) impressa, grado di statismo di 

regolazione e potenza di riferimento per la regolazione primaria di frequenza, abilitazione ai 

singoli servizi di regolazione. 

 

Gli esiti in output, memorizzati nel foglio “RISULTATI ITA” all’interno del file “GRIDFLEX.xlsm”, 

comprendono rispettivamente per le regolazioni primaria, secondaria, terziaria pronta, terziaria di 

sostituzione: 

• quantità orarie di margini di riserva mancanti in ordine cronologico; 

• curve di durata monotona decrescente delle quantità orarie di margini di riserva mancanti; 

• numero di ore annue potenzialmente critiche ossia con quantità di margini mancanti. 

4.2.3 Procedura SeTA per l’analisi e l’ottimizzazione delle regolazioni “ultra-veloci” 

La procedura SeTA, già descritta al capitolo 3, è sviluppata in ambiente MATLAB/Simulink. Considera 

in ingresso parte dei risultati delle simulazioni OPF orarie del mercato elettrico, condotte mediante lo 

strumento sMTSIM. 

A partire dai dati di scenario e dagli esiti delle simulazioni OPF, SeTA determina ora per ora le quantità 

di regolazione primaria veloce e di inerzia sintetica necessarie per mantenere la frequenza di rete 

all’interno di valori accettabili per le utenze del sistema in caso di sbilancio di potenza. L’analisi è condotta 

calcolando i parametri dei controllori utilizzati per la realizzazione delle due suddette regolazioni 

ultra-veloci. Attualmente la procedura, basata su rappresentazione mono-sbarra della rete elettrica, opera 

considerando il sistema elettrico “mono-zonale” della Sardegna e consta, nella versione presentata in 

questo rapporto, di due fasi: 

1. identificazione di un modello semplificato e lineare a partire da simulazioni svolte mediante 

Simulink in cui si considerano modelli non lineari degli elementi in gioco; 

2. calcolo dei parametri incogniti mediante la minimizzazione di una cifra di merito che si basa sullo 

scostamento fra la risposta di frequenza e il riferimento imposto.  

 
36 L’allegato A22 del codice di rete nazionale riporta che: “Al fine di garantire la fruibilità della riserva terziaria 

pronta per il controllo degli scambi programmati ed il ripristino della riserva secondaria dell’aggregato Continente, 

il fabbisogno di riserva terziaria pronta della zona Nord è pari al fabbisogno dell’aggregato stesso”. La procedura 

consente quindi di simulare o no questo requisito per qualsiasi zona. 
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Queste due operazioni sono ripetute ciclicamente al fine di ridurre gli errori che la fase di identificazione 

di un sistema non-lineare retroazionato introduce inevitabilmente nel modello semplificato. In altri 

termini, iterazione dopo iterazione il modello identificato considera il contributo delle regolazioni 

innovative calcolate nell’iterazione precedente; in tal modo il calcolo, se ben condizionato, converge verso 

un risultato per cui la variazione del contributo delle regolazioni innovative, calcolata a ogni iterazione 

rispetto alla precedente, risulta di volta in volta sempre più trascurabile, riducendo di conseguenza l’errore 

introdotto dall’identificazione. 

Le informazioni in input alla procedura SeTA comprendono: 

• caratteristiche dei singoli impianti di generazione/assorbimento (capacità massima e minima 

generata e/o assorbita, eventuali limitazioni nel gradiente di potenza scambiata, costante di 

inerzia, grado di statismo permanente adottato per la regolazione di frequenza) che operano nello 

scenario di riferimento; 

• dati di scenario, usati anche in input ad sMTSIM, quali i profili orari imposti di carico e 

generazione FRNP; 

• esiti delle simulazioni OPF, ossia output di sMTSIM, riguardanti il numero e la potenza scambiata 

delle unità rilevanti; 

• profilo di frequenza desiderato in seguito a perturbazione di potenza a regime della regolazione 

primaria. 

Gli esiti in output a SeTA sono: 

• l’energia regolante (MW/Hz) della regolazione veloce e 

• l’inerzia sintetica (MW s/Hz) 

necessarie, data la condizione di esercizio in esame, al fine dell’ottenimento della risposta desiderata della 

frequenza di rete [31]. In prospettiva, l’esecuzione della procedura SeTA potrebbe essere automatizzata 

per il lancio su tutte le 8760 ore annue.  

4.3 Struttura dati in ingresso comune alle diverse procedure di calcolo 

I sopra citati strumenti sono accomunati dal fatto che le rispettive analisi sono condotte ricevendo in input 

informazioni di scenario e i risultati delle simulazioni orarie di sistema/mercato basate su calcoli OPF di 

tipo zonale. Lo strumento sMTSIM è quindi quello esclusivamente usato per alimentare RITER, 

GRIDFLEX e SeTA. 

Come prospettiva futura, è opportuno prevedere il ricorso opzionale a OPF più dettagliati ossia di tipo 

nodale, ricorrendo ad esempio all’utilizzo dello strumento REMARK+. Questo è particolarmente 

necessario se si prevede di integrare nella procedura d’analisi multizonale GRIDFLEX anche la funzione 

di calcolo dei livelli orari di PCC come già fatto per la versione pregressa mono-zonale [4]. 

L’idea generale qui proposta è quindi quella di definire delle specifiche di integrazione degli strumenti 

per l’analisi d’adeguatezza che siano adattabili sia al caso di input zonale sia al caso di input nodale.  

La struttura dei dati in input (Figura 4.1), collocata tra dati di scenario/risultati OPF e procedure per 

l’analisi d’adeguatezza, deve essere univoca per tutti gli strumenti di calcolo. Il focus è quindi quello di 

definire, per tutti gli elementi considerati nelle analisi: 

1. l’insieme dei dati necessari in input alla piattaforma (“datasheet” per tipologia di elemento); 

2. la struttura di memoria (array o singola variabile) opportuna per le varie tipologie di dati; 

3. gli scopi di utilizzo o, in altri termini, le funzioni di calcolo destinatarie; 

4. la disponibilità e la posizione nell’architettura dati degli strumenti sMTSIM e REMARK+. 

 

Per il dettaglio dei suddetti punti, si rimanda alle tabelle presentate in Appendice al capitolo 8. Gli elementi 

considerati nelle analisi sono raggruppati nelle seguenti tipologie: 

• unità di generazione termoelettriche rilevanti (tipicamente con potenza nominale maggiore di 

10 MVA); 

• unità di generazione e generazione/pompaggio idroelettriche rilevanti; 

• generazione eolica zonale on-shore e off-shore; 
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• generazione fotovoltaica zonale non associata a sistemi di accumulo; 

• altra generazione (biomasse, geotermica, idroelettrica ad acqua fluente, termoelettrica 

cogenerativa, fotovoltaica con sistemi di accumulo); 

• sistemi di accumulo elettrochimico (SdA); 

• carico elettrico zonale; 

• zone di mercato; 

• sezioni elettriche interzonali (struttura di memoria predisposta per recepire, in prospettiva, le 

singole linee nel caso di approccio nodale); 

• collegamenti HVDC interzonali (struttura di memoria per il recepimento di HVDC bi-terminali o 

tri-terminali con la stazione intermedia in “spillamento” di potenza attiva); 

• fabbisogno di riserva terziaria di sostituzione (di default recepito dall’output dello strumento OPF 

preliminare in cui è integrata l’approccio definito nella procedura RITER, come descritto al 

paragrafo 4.2.1); 

• parametri di controllo delle funzioni di calcolo definiti in file di input dedicati esclusivamente agli 

strumenti dedicati alle verifiche di adeguatezza.  

  

Si sottolinea che le strutture dati descritte nelle tabelle sono già state adottate nella passerella dati da 

sMTSIM verso GRIDFLEX, implementata nel 2021 e di cui si è già dato accenno nel paragrafo 2.3. 

4.4 Struttura dati di output 

Al fine di mantenere un’adeguata modularità delle funzioni di calcolo, si ritiene opportuno tenerne separati 

i dati in output. Per tale motivo si considerano, in Figura 4.1, due output separati rispettivamente dalla 

procedura GRIDFLEX e dalla procedura SeTA. 

La descrizione di tali output è già stata riportata ai precedenti paragrafi 4.2.2 e 4.2.3. 

In post-processing, l’utente sarebbe tenuto a verificare la coerenza dei risultati delle due procedure, a 

partire da dati input e sbilanciamento simulato comuni, quale la verifica di coerenza delle ore che, secondo 

metriche comuni alle due suddette procedure, risultano potenzialmente critiche dal punto di vista della 

stabilità di frequenza. Un esempio di potenziale metrica comune potrebbe essere costituito dal nuovo 

valore di frequenza di regime, in seguito allo sbilanciamento ipotizzato e al dispiegamento della 

regolazione primaria di frequenza, escludendo l’intervento della regolazione secondaria finalizzata al 

ripristino del valore nominale di 50 Hz. 

Si osservi che, sia in VBA sia in MATLAB/Simulink, è possibile salvare i risultati in forma tabellare in 

opportuno file ASCII di testo. 

4.5 Scelta degli ambienti di sviluppo 

Le procedure RITER e GRIDFLEX sono realizzate in VBA di Microsoft Excel®, che non consente la 

produzione di strumenti “eseguibili”. Della procedura RITER esiste anche una versione tradotta in 

linguaggio C# integrata con sMTSIM. La procedura SETA è sviluppata in ambiente MATLAB Simulink®. 

Per quanto riguarda gli strumenti basati su ottimizzazione OPF, i nuclei di calcolo di sMTSIM e 

REMARK+ sono sviluppati in ambiente GAMS (General Algebraic Modeling System) per la 

modellizzazione di problemi matematici di ottimizzazione. 

Con riferimento all’esecuzione integrata delle procedure in VBA e della procedura SeTA in MATLAB, 

si osserva che: 

• da Matlab si può richiamare una macro VBA con il comando “ExcelApp.Run”; 

• viceversa, si può richiamare uno script37 in Matlab dal VBA col comando “execute” o con il 

comando “run”. 

Detto ciò, si ritiene che le suddette procedure possano essere mantenute separate, salvaguardando la 

modularità del processo a partire dalla medesima struttura di input.  

 

 
37 estensione “.m” 
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Per automatizzare l’esecuzione delle procedure GRIFLEX e SeTA, in “post-processing” a partire dai 

risultati di sMTSIM o REMARK+, le possibili soluzioni sono tre: 

1. lancio delle procedure con lettura automatica dei dati di scenario e dell’output degli OPF (attuale 

versione di GRIDFLEX); 

2. implementazione delle chiamate automatiche alle due procedure direttamente negli strumenti 

OPF; 

3. riscrittura del codice delle procedure nel medesimo ambiente di sviluppo degli strumenti OPF. 

 

La prima e la seconda soluzione (questa se consentita la chiamata a procedure non compilate) sono 

consigliabili ai fini della modularità, a meno che non si voglia velocizzare le procedure. Nel caso si intenda 

invece velocizzare il processo, è possibile riscrivere le procedure in C#, in particolar modo quelle scritte 

in VBA, non basate su calcoli di ottimizzazione. 

4.6 Considerazioni riassuntive 

Nel presente capitolo, esulando da approfondimenti prettamente informatici, sono state presentate le linee 

guida generali per integrare vari strumenti sviluppati da RSE ai fini di valutazioni di adeguatezza delle 

risorse di flessibilità nel sistema elettrico. 

L’integrazione in un’unica piattaforma è intesa a livello concettuale e quindi non deve necessariamente 

considerare un’unica architettura informatica ma può essere costituita entro un perimetro in cui, oltre ai 

moduli di calcolo, sono implementate opportune passerelle dati tra i vari moduli. Questo secondo 

approccio consente di mantenere una maggiore autonomia di sviluppo e utilizzo dei vari moduli che sono 

implementati in ambienti di sviluppo diversi tra loro. Mentre la procedura SeTA è sviluppata mediante 

l’utilizzo di uno strumento potente quale è MATLAB Simulink, le procedure RITER e GRIDFLEX sono 

implementate in ambiente VBA che, a fronte di tempi di esecuzione consistenti rispetto all’uso di ambienti 

ottimizzati per lo sviluppo di codice, consente la piena portabilità su tutti i calcolatori in cui è installato 

Microsoft Excel. 

Detto ciò, appaiono prioritarie l’interfaccia da sMTSIM a SeTA e, previo passaggio all’approccio di 

calcolo nodale, da REMARK+ a GRIFLEX e RITER (quest’ultimo sarà opzionale perché se ne prevede 

l’integrazione diretta in REMARK+). 

L’integrazione tra SeTA e GRIDFLEX non pare prioritaria allo stato attuale degli strumenti perché 

GRIDFLEX è basato su un’analisi multizonale mentre SeTA è indicato per analisi mono-sbarra e, al 

momento, non è stata ancora verificata e studiata l’opportunità di passaggio all’approccio multi-sbarra, 

salvo considerare la rappresentazione mono-sbarra per l’intero sistema elettrico.     
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5 CONCLUSIONI 

In considerazione della larga diffusione della generazione da fonti di energia rinnovabile non 

programmabile e della contestuale progressiva riduzione della generazione termoelettrica, tradizionale 

risorsa di flessibilità per l’esercizio stabile del sistema elettrico, il presente rapporto ha presentato: i) uno 

strumento per la valutazione multizonale di adeguatezza delle risorse dedicate alla regolazione 

convenzionale (“lenta”) di frequenza, predisposto anche per eventuali futuri sviluppi riguardanti la stima 

dei livelli orari di potenza di cortocircuito; ii) l’aggiornamento di una procedura di ottimizzazione di 

servizi innovativi di regolazione ultra-veloce di frequenza; iii) le specifiche generali per la realizzazione 

di una piattaforma che integri i due suddetti strumenti. 

Per quanto riguarda la valutazione di adeguatezza delle risorse dedicate alla regolazione lenta di frequenza 

riportata al capitolo 2, l’attività 2021 ha riguardato l’estensione, ad analisi multizonali, di uno strumento 

il cui sviluppo era stato avviato in anni precedenti (cfr. [2], [3] e [4]) per valutazioni mono-zonali 

(mono-sbarra) di adeguatezza delle risorse di riserva, su 8760 ore annue. La versione precedente era 

esplicitamente implementata sul caso sardo, ossia la zona del sistema italiano più sensibile al tema della 

regolazione di frequenza perché asincrona al continente e caratterizzata da un forte sviluppo della 

generazione FRNP. Tale strumento è stato aggiornato per analizzare l’intero sistema elettrico nazionale 

mediante rappresentazione “mono-sbarra” di ogni zona di mercato o di ogni singolo aggregato di zone. 

L’approccio di base rimane sostanzialmente invariato rispetto alla versione mono-zonale e prevede la 

determinazione, a livello orario, dei requisiti e dei margini di riserva per il successivo confronto tra gli 

stessi al fine di determinare le quantità di margini eventualmente mancanti e il corrispondente numero di 

ore annue in cui si verificano tali inadeguatezze. Rispetto all’approccio precedente: i) è stato implementato 

un calcolo dell’azione di mutuo soccorso tra le zone o tra gli aggregati di zone, tenendo conto, seppur in 

modo semplificato, dei limiti delle capacita di trasposto interzonali congiuntamente ai margini di riserva 

nelle aree soccorritrici; ii) la metodologia è stata aggiornata per distinguere le assegnazioni dei margini ai 

vari servizi di regolazione, quando queste sono specificate nei dati di input delle singole unità regolanti, 

prima dell’esecuzione del calcolo preliminare multiorario OPF. L’estensione a più zone di mercato o 

aggregati di zone ha comportato inoltre la ridefinizione di tutte le strutture di memoria al fine di trattare i 

dati in modo flessibile. A tale scopo, è stata realizzata una “passerella” di acquisizione dei dati di scenario 

e dei risultati dell’OPF verso un formato dati in input che consenta peraltro di agevolare futuri sviluppi in 

merito all’estensione multizonale delle analisi di adeguatezza riguardanti: i) l’energia regolante [MW/Hz] 

della regolazione primaria dedicata al contenimento delle deviazioni di frequenza; ii) i livelli orari di 

potenza di cortocircuito necessari per valutare la stabilità di tensione del sistema.    

La verifica dello strumento è stata condotta tramite l’applicazione a un caso test nazionale relativo ad uno 

scenario annuale 2030, in linea con le principali ipotesi del Piano Nazionale Integrato Energia e Clima 

“PNIEC” [17]. I risultati mostrano potenziali criticità soprattutto nella copertura dei requisiti di riserva 

secondaria e terziaria, criticità legate a: i) assunzioni molto cautelative per quanto riguarda la stima del 

requisito di riserva primaria, con ripercussioni sui margini dedicati congiuntamente anche agli altri servizi 

di regolazione; ii) ipotesi di scenario che prevedono una scarsa disponibilità di margini di regolazione da 

parte delle risorse tradizionali di flessibilità, in particolare la generazione termoelettrica. Si evidenza 

quindi la necessità di eseguire approfondimenti sulla stima del requisito di riserva primaria ma si sottolinea 

anche l’utilità del ricorso a risorse innovative, ammesso che queste siano in grado di coprire la durata 

minima richiesta per i servizi. 

I risultati di calcolo dipendono notevolmente dall’approccio adottato per la quantificazione del mutuo 

soccorso tra le zone, o gli aggregati, del sistema elettrico, suggerendo, tra i possibili sviluppi futuri, un 

approfondimento della questione. 

In merito alla procedura, denominata SeTA, per l’ottimizzazione di servizi innovativi di regolazione 

ultra-veloce di frequenza (primaria veloce ed inerzia sintetica), il capitolo 3 ha presentato 

l’implementazione di un nuovo approccio iterativo che migliora l’accuratezza nella fase di identificazione 

di modelli equivalenti output-error del sistema elettrico retroazionato. Tali modelli sono usati per il 

dimensionamento delle quantità necessarie di regolazione primaria veloce ed inerzia sintetica. Il nuovo 

approccio iterativo, nella fase di identificazione della risposta in anello chiuso, a differenza della versione 
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precedente della procedura SeTA, considera anche il contributo delle regolazioni innovative calcolato 

nell’iterazione precedente. I risultati riportati nel deliverable evidenziano che il nuovo approccio comporta 

un dimensionamento più preciso e meno cautelativo delle regolazioni ultra-veloci, riducendo peraltro lo 

scostamento tra la risposta simulata in termini di frequenza e quella desiderata, a fronte di un dato 

sbilanciamento. L’applicazione ad alcune situazioni orarie considerando uno scenario al 2030 del sistema 

sardo evidenzia che il contributo della regolazione primaria veloce è fondamentale per la stabilità della 

frequenza, in situazioni sia di basso sia di elevato export di potenza dall’isola verso il continente. L’inerzia 

sintetica risulta invece non essenziale, in virtù dell’energia cinetica garantita dai compensatori sincroni 

ipotizzati in servizio nel 2030 e dell’impianto esistente di Sarroch. Tuttavia, se opportunamente 

dimensionata, l’inerzia sintetica si dimostra in grado di sopperire all’assenza dei tre nuovi compensatori 

sincroni. 

In merito alla possibile realizzazione di una piattaforma d’analisi integrata riguardante le risorse di 

flessibilità per le regolazioni tradizionali “lente” di frequenza e le regolazioni “ultra-veloci”, nel capitolo 

4 sono state proposte le linee guida generali per l’implementazione. In sintesi, alla luce degli sviluppi 

finora conseguiti nelle funzioni di calcolo sopra descritte, appare utile velocizzare/automatizzare il 

passaggio dal calcolo OPF preliminare alle funzioni finalizzate all’analisi d’adeguatezza delle risorse di 

flessibilità. Un’integrazione tra le funzioni dedicate alle risorse per la regolazione lenta e le funzioni per 

l’ottimizzazione delle risorse per la regolazione ultra-veloce appare prematura, perché tali funzioni sono 

basate su rappresentazioni diverse del sistema elettrico. L’analisi in merito alla regolazione lenta è basata 

infatti su una rappresentazione multi-zonale che consente di considerare l’intero sistema elettrico italiano 

su 8760 ore annue. L’analisi in merito alle regolazioni ultra-veloci considera invece il sistema elettrico 

come singolo mono-sbarra, pertanto è più indicata per singole aree sincrone limitatamente estese come 

può essere il sistema sardo rispetto all’intero sistema italiano (più esteso e interconnesso in AC al sistema 

sincrono europeo). 
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7 APPENDICE: STRUMENTO PER L’ANALISI DI ADEGUATEZZA DEI 

MARGINI DI RISERVA  

7.1 Struttura della macro VBA 

Al fine di facilitare gli eventuali sviluppi futuri si è adottata una struttura quanto più possibile modulare 

del codice costitutivo dello strumento. Il vantaggio, oltre a una più facile manutenzione del codice, 

consiste nell’agevolare il passaggio dal calcolo zonale all’eventuale futuro calcolo nodale, sostituendo i 

singoli moduli interessati e non tutta la procedura. Si riporta, dalla Figura 7.1 alla Figura 7.3, lo schema 

generale delle sotto-funzioni implementate e la loro collocazione nei moduli in ambiente VBA. Le figure 

mostrano, per ogni modulo, la subroutine corrispondente e il numero identificativo al fine di una rapida 

identificazione. Per semplicità si indica la sola freccia nel verso da chiamante a chiamata; in realtà lo 

scambio è bidirezionale. 

 

Figura 7.1 – Struttura della macro (1 di 3). 

MAIN 
Modulo 7 

Identifica zone aggregati 
Modulo 11 

Carica dati Therm 
Modulo 10 

ImportCSV 
Modulo 12 

Carica dati hydro 
Modulo 13 

ImportCSV 
Modulo 12 

Carica_dati_wind 
Modulo 14 

Carica_dati_fv 
Modulo 15 

Carica_dati_sda 
Modulo 16 

Carica_dati_other_gen 
Modulo 17 

Carica_dati_load 
Modulo 18 

Carica_dati_zona 
Modulo 19 

ImportCSV 
Modulo 12 

……… 

Carica_dati_lineeinterz 
Modulo 23 

ImportCSV 
Modulo 12 

Individua_zone_synch 
Modulo 24 

Carica_dati_HVDC 
Modulo 25 

Aggiusta_transiti_HVDC 
Modulo 26 

ImportCSV_column 
Modulo 28 

carica_settings_generali 
Modulo 29 

ImportCSV_column 
Modulo 28 
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Figura 7.2 – Struttura della macro (2 di 3). 

MAIN 
Modulo 7 

……… 

calcola_margini_therm 
Modulo 27 

calcola_margini_hydro 
Modulo 30 

calcola_margini_sda 
Modulo 31 

calcola_margini_wind 
Modulo 32 

calcola_margini_fv 
Modulo 33 

calcola_margini_load 
Modulo 34 

calc_marg_interni_zona 
Modulo 35 

calc_margini_sezioni 
Modulo 36 

calc_marg_totali_zona 
Modulo 37 

calc_marg_area_synch 
Modulo 38 

calc_marg_sezione 
Modulo 39 

calc_mutuo_socc 
Modulo 40 

sottrai_aggiustamenti 
Modulo 41 

calc_marg_tot_agreg 
Modulo 50 

……… 

calc_marg_int_aggreg 
Modulo 49 

calc_marg_sez_aggreg 
Modulo 51 

calc_mutuo_socc_agreg 
Modulo 52 
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Figura 7.3 – Struttura della macro (3 di 3). 

Rifacendosi alla struttura appena mostrata, si riporta a seguire la sequenza delle varie funzioni di calcolo 

implementate. Per le regolazioni a salire e a scendere, si utilizzano rispettivamente le espressioni UP e 

DOWN.  

1. Caricamento parametri generali di controllo definiti nella Tabella 2.1 (Modulo 29) 

• lettura foglio “pannello di controllo funzioni” in file di input 

“PARAMETRI_CALCOLO_INPUT.xlsx”. 

2. Identificazione aggregati di zone (Modulo 11) 

• lettura foglio “zone aggregati” in file di input “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT.xlsx”. Gli 

aggregati sono predefiniti per tutte le 8760 ore annue e non sono quindi determinati in base a 

zone adiacenti con medesimo prezzo calcolate da sMTSIM. 

MAIN 
Modulo 7 

……… 

Confronto_primaria 
Modulo 43 

Confronto_secondaria 
Modulo 44 
 

Confronto_3ap 
Modulo 45 
 

Confronto_3as 
Modulo 46 
 

Stampa_risultati 
Modulo 47 
 

Determina_requ_2a 
Modulo 20 

Carica_requ_3as 
Modulo 21 

Determina_requ_3ap 
Modulo 22 

Determina_requ_1a 
Modulo 42 

Confronto_2a_aggreg 
Modulo 53 
  

confronto_3ap_aggreg 
Modulo 54 
  

Confronto_3as_aggreg 
Modulo 55 
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3. Caricamento input riguardante i dati di scenario di tutte le zone 

• generazione termoelettrica (Modulo 10); 

• generazione idroelettrica e pompaggi (Modulo 13); 

• generazione eolica (Modulo 14); 

• generazione fotovoltaica (Modulo 15); 

• sistemi d’accumulo elettrochimici (Modulo 16); 

• altra generazione (Modulo 17); 

• carico (Modulo 18); 

• overgeneration ed energia non fornita (Modulo 19); 

• sezioni interzonali (Modulo 23) con individuazione delle aree sincrone (Modulo 24). 

4. Caricamento dati di targa dei collegamenti HVDC (Modulo 25) 

• lettura foglio “scheda HVDC” in file di input “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT.xlsx”38; 

• individuazione degli HVDC sincroni (con sezioni AC in parallelo) o asincroni (tra zone non 

sincrone tra loro). 

5. Calcolo quantità di transito eventualmente da correggere su HVDC in funzione dei limiti tecnici39 

minimo e massimo (Modulo 26) 

• imposizione del transito pari al limite tecnico violato (con conteggio perdite attive nel lato in 

import); 

• contestuale determinazione della variazione di potenza generata nelle due zone estreme al 

collegamento40 (re-dispacciamento che inficia sui margini di regolazione determinati nel 

punto di lavoro in output al OPF); 

6. Calcolo margini “teorici”41 di regolazione a salire “UP” e a scendere “DOWN” dei singoli elementi 

fornitori dei servizi di regolazione 

• gruppi termoelettrici se abilitati secondo i dati di scenario (Modulo 27) 

o margini UP e DOWN dei gruppi “in giri”; 

o margini UP di gruppi non sincronizzati alla rete ma di tipo turbogas a ciclo aperto 

(Open Cycle Gas Turbine “OCGT”), se attivata la relativa variabile booleana di 

controllo nel foglio “pannello di controllo funzioni” del file 

“PARAMETRI_CALCOLO_INPUT.xlsx” (Tabella 2.1); 

• gruppi idroelettrici, pompaggi compresi, se abilitati secondo i dati di scenario (Modulo 30) 

o margini UP e DOWN dei gruppi “in giri”; 

o margini UP di gruppi non sincronizzati alla rete (DOWN per i soli pompaggi), se 

attivata la relativa variabile booleana di controllo nel foglio nel foglio “pannello di 

controllo funzioni”; 

• SdA elettrochimici se abilitati secondo i dati di scenario (Modulo 31) 

• generazione eolica (Modulo 32) 

 
38 Un eventuale spillamento di potenza (con riferimento particolare al collegamento HVDC SA.CO.I.) è ipotizzato 

fisso esplicitato nel foglio “scheda HVDC”. Tale dato potrebbe in realtà pervenire dall’output del OPF. Come 

eventuale sviluppo futuro, occorrerebbe predisporre l’acquisizione di tale informazione per ognuna delle 8760 ore. 

In tal caso, il modo più generale per trattare gli HVDC multiterminali è quello di scomporli in collegamenti 

bi-terminali. 
39 Nell’eventualità che lo strumento di calcolo OPF che calcola preliminarmente il transito non tenesse conto 

dell’eventuale minimo tecnico e della massima capacità di trasporto del collegamento HVDC.   
40 Come eventuale sviluppo futuro, occorrerebbe inserire una funzione che, prima di ricorrere al re-dispacciamento 

nelle zone estreme, sposta i transiti su eventuali linee AC in parallelo al collegamento HVDC ossia afferenti alla 

medesima coppia di zone estreme. 
41 Il termine “teorici” indica i margini a prescindere dalla partecipazione o no della UP (così come definito nei dati 

di scenario relativi alla generazione) al singolo servizio di riserva di potenza attiva. 
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o calcolo margini se esplicitate le bande di regolazione in p.u. della potenza generata 

(massimo 0,1 p.u. a salire42 per la sola primaria e 1 p.u. a scendere per tutte le 

tipologie di riserva) nel foglio “pannello di controllo funzioni”; 

• generazione fotovoltaica (Modulo 33) 

o calcolo margini se esplicitate le bande di regolazione in p.u. della potenza generata 

(massimo 0,1 p.u. a salire per la sola primaria e 1 p.u. a scendere per tutte le tipologie 

di riserva) nel foglio “pannello di controllo funzioni”; 

• carico (Modulo 34) 

o predisposizione di una certa percentuale di carico regolante a salire e a scendere se 

attiviate le due rispettive variabili di controllo nel foglio “pannello di controllo 

funzioni” (ammesso il valore 0 ossia carico non regolante; massimo assunto 

arbitrariamente43 pari al 10% della potenza assorbita); 

o i servizi contemplati sono le regolazioni primaria, secondaria e terziaria pronta. Si 

ipotizza che la regolazione avvenga sostanzialmente con veicoli elettrici per cui i 

tempi d’azione sono da considerarsi compatibili anche con la primaria (dispiegata in 

30 secondi). Si esclude la riserva terziaria di sostituzione perché il regolamento 

UVAM prescrive comunque una durata elevata pari a 8 ore [9]; 

7. Sottrazione, ai margini disponibili, delle eventuali quantità da re-dispacciare per rispettare i limiti 

tecnici degli HVDC (Modulo 41); 

8. Calcolo complessivo dei margini di regolazione UP e DOWN interni a ogni zona senza mutuo 

soccorso (Modulo 35) 

• regolazione primaria fornita da  

o termici in giri; 

o idrici in giri; 

o SdA; 

o eolico se attivate le relative bande di regolazione, rispettivamente a salire e a 

scendere; 

o FV se attivate le relative bande di regolazione, rispettivamente a salire e a scendere; 

o carico se attivate le relative bande di regolazione, rispettivamente a salire e a 

scendere; 

• regolazione secondaria fornita da 

o termici abilitati in giri; 

o idrici abilitati in giri con margini divisi per due (numero ore prescritto per la durata 

minima del servizio [6]); 

o SdA abilitati con margini divisi per 𝑚𝑎𝑥 (
2 𝑜𝑟𝑒

𝑁° 𝑜𝑟𝑒 𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑡à 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑒𝑡𝑖𝑐𝑎
; 1);  

o eolico solo a scendere se attivata la relativa banda di regolazione; 

o FV solo a scendere se attivata la relativa banda di regolazione; 

o carico se attivate le relative bande di regolazione, rispettivamente a salire e a 

scendere; 

• regolazione terziaria pronta (solo a salire) fornita da 

o termici abilitati in giri; 

 
42 Predisposta una variabile di controllo (p.u. su potenza disponibile) che interpreta il profilo dell’eolico e del FV 

come ridotto ad esempio del 1.5% della potenza massima disponibile, per avere margine di regolazione a salire fino 

al 1.5% o fino a un parametro di regolazione predefinito. Il valore massimo impostabile per la banda a salire è 10%. 

A tal proposito l’allegato A17 del codice di rete riguardante la generazione eolica riporta in merito alla regolazione 

intorno alla frequenza nominale (FSM): “Su richiesta dovranno essere riservate due bande di regolazione BFSMu e 

BFSMo, rispettivamente in sotto e sovra-frequenza, comprese fra l’1,5% ed il 10% del valore della potenza nominale 

disponibile (Pnd) evitando il distacco degli aerogeneratori nel rispetto dei limiti tecnici di funzionamento 

dichiarati”. La medesima prescrizione è riportata nell’allegato A68 riguardante il fotovoltaico.  
43 Non sono state riscontrate prescrizioni specifiche nel regolamento riguardante le UVAM. 
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o idrici abilitati in giri con margini divisi per due ore; 

o SdA con margini divisi per 𝑚𝑎𝑥 (
2 𝑜𝑟𝑒

𝑁° 𝑜𝑟𝑒 𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑡à 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑒𝑡𝑖𝑐𝑎
; 1); 

o carico se attivata la relativa banda di regolazione; 

• regolazione terziaria di sostituzione fornita da 

o termici abilitati in giri; 

o OCGT non in giri, solo a salire, se attivata corrispondente variabile booleana di 

attivazione della regolazione;  

o idrici abilitati44 in giri con margini divisi per 8 (numero ore prescritto nel regolamento 

UVAM per la durata minima del servizio [9]);  

o SdA con margini divisi per 𝑚𝑎𝑥 (
8 𝑜𝑟𝑒

𝑁° 𝑜𝑟𝑒 𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑡à 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑒𝑡𝑖𝑐𝑎
; 1); 

o eolico solo a scendere se attivata la relativa banda di regolazione; 

o FV solo a scendere se attivata la relativa banda di regolazione; 

9. Calcolo complessivo dei margini di regolazione UP e DOWN interni, senza mutuo soccorso, a ogni 

aggregato come somma dei margini interni delle zone afferenti (Modulo 49) 

10. Calcolo margini di transito UP e DOWN sulle interconnessioni interzonali (Modulo 36) 

• sezioni AC 

o margine up su zona TO (down su zona FROM); 

o margine down su zona TO (up su zona FROM); 

• collegamenti HVDC corrispondenti alle sezioni DC disaggregate 

o margine up su zona TO al netto di perdite e spillamenti (down su zona FROM); 

o margine down su zona TO (up su zona FROM al netto di perdite e spillamenti); 

11. Calcolo margini complessivi di regolazione UP e DOWN, con mutuo soccorso dalle zone adiacenti45, 

di ogni zona e differenziati per tipologia di servizio (Modulo 37); 

• margini di transito complessivi per sezione46  

• mutuo soccorso tramite interconnessioni AC 

o mutuo soccorso UP in zona FROM (1a, 2a, 3ap, 3as)  

▪ MIN (margine UP-FROM interconnessione; margine UP disponibile in zona 

TO) 

o mutuo soccorso DOWN in zona FROM (1a, 2a, 3as) 

▪ MIN (margine DOWN-FROM interconnessione; margine DOWN disponibile 

in zona TO) 

o mutuo soccorso UP in zona TO (1a, 2a, 3ap, 3as) 

▪ MIN (margine UP-TO interconnessione; margine UP disponibile in zona 

FROM) 

o mutuo soccorso DOWN in estremo TO (1a, 2a, 3as) 

▪ MIN (margine DOWN-TO interconnessione; margine DOWN disponibile in 

zona FROM) 

• mutuo soccorso tramite interconnessione DC tra zone sincrone 

o mutuo soccorso UP in zona FROM (1a, 2a, 3ap, 3as) 

 
44 In realtà, gli idrici tradizionalmente non partecipano alla regolazione terziaria di sostituzione perché questa, 

secondo il codice di rete, non ha limitazioni di durata. La procedura di calcolo considera ipotizza però che la durata 

minima di 8 ore, applicata al regolamento UVAM, possa essere estesa anche agli idrici. 
45 Vale l’assunzione di non simultaneità degli eventi come da allegato A22 del codice di rete. 
46 Avere un valore complessivo è necessario per evitare che i margini della zona adiacente siano considerati più volte 

avendo eventualmente più collegamenti verso la zona in esame. Il calcolo di tali margini è superfluo a valle del OPF 

zonale in cui la sezione è rappresentata come unico collegamento. Non lo è nel caso in cui la sezione sia differenziata 

in eventuale parte AC ed eventuale parte DC. In prospettiva, tale calcolo è necessario anche per l’eventuale passaggio 

alla rappresentazione nodale della rete. 
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▪ MIN (margine UP-FROM interconnessione; margine UP disponibile in zona 

TO) 

o mutuo soccorso DOWN in zona FROM (1a, 2a, 3as) 

▪ MIN (margine DOWN-FROM interconnessione; margine DOWN disponibile 

in zona TO) 

o mutuo soccorso UP in zona TO (1a, 2a, 3ap, 3as) 

▪ MIN (margine UP-TO interconnessione; margine UP disponibile in zona 

FROM) 

o mutuo soccorso DOWN in estremo TO (1a, 2a, 3as) 

▪ MIN (margine DOWN-TO interconnessione; margine DOWN disponibile in 

zona FROM) 

• mutuo soccorso tramite interconnessione DC tra asincrone 

o mutuo soccorso UP in zona FROM (1a, 2a, 3ap, 3as) 

▪ MIN (margine UP-FROM interconnessione; margine UP disponibile in zona 

TO) verificare se ha senso considerare invece le aree sincrone 

o mutuo soccorso DOWN in zona FROM (1a, 2a, 3as) 

▪ MIN (margine DOWN-FROM interconnessione; margine DOWN disponibile 

in zona TO) verificare se ha senso considerare invece le aree sincrone 

o mutuo soccorso UP in zona TO (1a, 2a, 3ap, 3as) 

▪ MIN (margine UP-TO interconnessione; margine UP disponibile in zona 

FROM) verificare se ha senso considerare invece le aree sincrone 

o mutuo soccorso DOWN in estremo TO (1a, 2a, 3as) 

▪ MIN (margine DOWN-TO interconnessione; margine DOWN disponibile in 

zona FROM) verificare se ha senso considerare invece le aree sincrone 

• margini UP e DOWN complessivi zonali (loop sulle zone) 

o integrazione dei margini UP interni zonali con i margini UP degli estremi “FROM” 

oppure “TO” di sezione che coincidono con la zona in esame; 

o integrazione dei margini DOWN interni zonali con i margini DOWN degli estremi 

“FROM” oppure “TO” di sezione che coincidono con la zona in esame; 

12. Calcolo margini complessivi di regolazione UP e DOWN, con mutuo soccorso dagli aggregati 

adiacenti, di ogni aggregato e differenziato per tipologia di servizio, secondo le modalità adottate 

anche per le zone (Modulo 50); 

13. Calcolo requisiti primaria UP e DOWN per zona e determinazione dei margini di riserva persa con 

l’elemento di cui si considera il fuori servizio (Modulo 42); 

• massimo sbilanciamento in deficit e margini persi con 

o unità termoelettrica; 

o unità idroelettrica (applicazione di una soglia massima arbitraria pari a 250 MW47 

oltre la quale si interpreta l’unità come un aggregato di unità più piccole); 

o polo HVDC48; 

• massimo sbilanciamento in surplus e margini persi con 

o unità di pompaggio; 

o polo HVDC in export; 

o carico (valore di default considerato 50 MW); 

 
47 Tale soglia è utilizzata per ipotizzare il numero di gruppi idroelettrici come arrotondamento a numero intero del 

rapporto Pmax/soglia. Nel caso la soglia 250 MW corrisponda al massimo sbilanciamento si calcola il margine di 

riserva perso come rapporto tra margine complessivo dell’aggregato idroelettrico e il numero di gruppi calcolato. 
48 Nel caso si volesse considerare la perdita dell’intero HVDC è necessario, nei dati di input, impostare la taglia 

complessiva con un solo polo. 
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14. Calcolo requisiti secondaria49 UP e DOWN per aggregato e zona (Modulo 20) 

• Calcolo per aggregato mediante applicazione della formula empirica ENTSO-E [12] basata 

sul carico; 

• ripartizione zonale in proporzione al rapporto tra domanda annua zonale e domanda annua 

dell’aggregato di appartenenza; 

15. Calcolo requisiti terziaria pronta UP per aggregato e zona (Modulo 22) 

• requisito di aggregato posto pari al requisito per riserva secondaria: 

• ripartizione zonale in proporzione al rapporto tra domanda annua zonale e domanda annua 

dell’aggregato di appartenenza; 

• predisposta, nel foglio “zone aggregati” del file Excel “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT”, 

la possibilità di alzare un flag nelle zone in cui il fabbisogno di riserva terziaria pronta deve 

essere posto pari a quello dell’aggregato corrispondente; 

16. Acquisizione50 requisiti terziaria di sostituzione UP e DOWN zonale e calcolo requisito per aggregato 

(Modulo 21) 

• acquisizione del requisito zonale calcolato mediante algoritmo integrato in sMTSIM; 

• calcolo del requisito per aggregato come somma dei requisiti zonali; 

17. Calcolo orario, per zona, dei margini mancanti di riserva primaria (confronto margini Vs requisiti) e 

determinazione del numero di ore annue potenzialmente critiche (Modulo 43) 

• confronto cronologico “margini Vs requisiti”, tenendo conto della riserva persa con 

l’elemento; 

18. Calcolo orario, per zona, dei margini mancanti di riserva secondaria e determinazione del numero di 

ore annue potenzialmente critiche (Modulo 44) 

• margini secondaria posti pari a 

o margini complessivi identificati in base alle risorse esplicitamente abilitate alla 

regolazione secondaria secondo i dati di scenario e secondo le impostazioni del foglio 

“pannello di controllo funzioni” del file “PARAMETRI_CALCOLO_INPUT”; 

o meno quota usata per la riserva primaria al netto del valore di margine dedicato alla 

primaria e non alla secondaria (calcolato come “margine primaria – margine 

secondaria”; 

o meno margine di riserva perso con l’elemento; 

• confronto cronologico “margini Vs requisiti” 

19. Calcolo orario, per aggregato, dei margini mancanti di riserva secondaria e determinazione del numero 

di ore annue potenzialmente critiche (Modulo 53) 

• margini secondaria pari a 

o quota riserva esplicitamente abilitata alla regolazione secondaria in base ai dati di 

scenario e secondo le impostazioni del foglio “pannello di controllo funzioni”; 

o meno quota usata per la riserva primaria al netto del valore di margine dedicato alla 

primaria e non alla secondaria, calcolato come MAX (0; “margine primaria – margine 

secondaria”); 

o meno margine di riserva perso con l’elemento; 

 
49 Non si considera la quota aggiuntiva di requisito, fissata dall’allegato A22 del codice di rete, pari al maggior valore 

di riserva secondaria allocata sulla singola unità abilitata. Il motivo risiede nel fatto che si considera il margine totale 

di riserva perso nella fase di determinazione del requisito di riserva primaria calcolato come sbilanciamento derivante 

dalla perdita dell’unità più grande in esercizio (UP o HVDC asincrono); a tale perdita si associa infatti il mancato 

margine di regolazione totale da parte dell’unità persa. Il codice di rete considera invece semplicemente un requisito 

di primaria che è 1,5% Pefficiente (o 10% in Sicilia isolata e Sardegna) per ogni singola UP abilitata. 
50 Il requisito è preliminarmente calcolato dallo strumento sMTSIM o dalla macro VBA RITER. 
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20. Calcolo orario, per zona, dei margini mancanti di riserva terziaria pronta e determinazione del numero 

di ore annue potenzialmente critiche (Modulo 45) 

• margini terziaria pronta pari a 

o margini complessivi identificati in base alle risorse esplicitamente abilitate alla 

regolazione secondaria secondo i dati di scenario e secondo le impostazioni del foglio 

“pannello di controllo funzioni”; 

o meno quota usata per la riserva primaria al netto del valore di margine dedicato alla 

primaria e non alla terziaria pronta, calcolato come MAX (0; margine primaria – 

margine terziaria pronta)51; 

o meno margine di riserva perso con l’elemento; 

• confronto cronologico “margini Vs requisiti”; 

21. Calcolo orario, per aggregato, dei margini mancanti di riserva terziaria pronta e determinazione del 

numero di ore annue potenzialmente critiche (Modulo 54) 

• margini terziaria pronta pari a: 

o margini complessivi identificati in base alle risorse esplicitamente abilitate alla 

regolazione secondaria secondo i dati di scenario e secondo le impostazioni del foglio 

“pannello di controllo funzioni”; 

o meno quota usata per la riserva primaria al netto del valore di margine dedicato alla 

primaria e non alla terziaria pronta, calcolato come MAX (0; margine primaria – 

margine terziaria pronta); 

o meno quota usata per la riserva secondaria nell’aggregato; 

o meno margine di riserva perso con l’elemento; 

• confronto cronologico “margini Vs requisiti”; 

22. Calcolo orario, per zona, dei margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione e determinazione del 

numero di ore annue potenzialmente critiche (Modulo 46) 

• margini terziaria di sostituzione pari a 

o margini complessivi identificati in base alle risorse esplicitamente abilitate alla 

regolazione secondaria secondo i dati di scenario e secondo le impostazioni del foglio 

“pannello di controllo funzioni”; 

o meno quota usata per la riserva primaria al netto del valore di margine dedicato alla 

primaria e non alla terziaria di sostituzione, calcolato come MAX (0; “margine 

primaria – margine terziaria di sostituzione”)52; 

o meno margine di riserva perso con l’elemento; 

• confronto cronologico “margini Vs requisiti”; 

23. Calcolo orario, per aggregato, dei margini mancanti di riserva terziaria di sostituzione e 

determinazione del numero di ore annue potenzialmente critiche (Modulo 55) 

• margini terziaria di sostituzione pari a 

o margini complessivi identificati in base alle risorse esplicitamente abilitate alla 

regolazione secondaria secondo i dati di scenario e secondo le impostazioni del foglio 

“pannello di controllo funzioni”; 

o meno quota usata per la riserva primaria al netto del valore di margine dedicato alla 

primaria e non alla terziaria di sostituzione, calcolato come MAX (0; “margine 

primaria – margine terziaria di sostituzione”); 

o meno quota usata per la riserva secondaria53; 

 
51 Per semplicità, non si sottrae nulla per la riserva secondaria con margini allocati a livello di aggregato. 
52 Per semplicità non si sottrae nulla per la riserva secondaria con margini allocati a livello di aggregato. 

Generalmente i margini di terziaria pronta e terziaria di sostituzione non coincidono e pertanto non si sottrae 

l'eventuale requisito di terziaria pronta. 
53 Generalmente i margini di terziaria pronta e terziaria di sostituzione non coincidono e pertanto non si sottrae 

l'eventuale requisito di terziaria pronta. 
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o meno margine di riserva perso con l’elemento; 

• confronto cronologico “margini Vs requisiti”; 

24. Stampa dei risultati (Modulo 47) 

• margini di riserva mancanti in ordine cronologico; 

• curve di durata monotona decrescente dei margini di riserva mancanti. 

7.2 Caso test 2030: margini di riserva 

Dalla Tabella 7.1 alla Tabella 7.4, si ripotano i valori medi orari dei margini di regolazione disponibili dei 

casi analizzati: 

• Caso “BASE” 

• Caso “SECONDARIA +” (partecipazione della generazione programmabile termica e idrica, 

pompaggi compresi, alla regolazione secondaria); 

• Caso “TERZIARIA PRONTA +” (partecipazione della generazione idrica alla regolazione 

terziaria pronta); 

• Caso “TERZIARIA SOSTITUZIONE +” (partecipazione alla regolazione terziaria di sostituzione 

dei pompaggi, attuali e nuovi, in giri e dei sistemi di accumulo elettrochimico). 

Per ogni zona, si rappresentano i margini totali comprensivi del soccorso garantito dalle zone adiacenti. 

Per ogni aggregato, si rappresentano i margini totali comprensivi del soccorso garantito dagli aggregati 

adiacenti. Si osservi, ad esempio, che per l’aggregato Sardegna si dichiarano maggiori margini rispetto 

alla Sardegna intesa come zona. Ciò deriva dal fatto che, nel primo caso, si assume che la Sardegna 

benefici del soccorso dall’intero aggregato Continente mentre, nel secondo caso, si assume il soccorso 

dalle sole zone Centro Nord (attraverso il collegamento SA.CO.I.) e Centro Sud (attraverso il 

collegamento SA.PE.I.). Indistinto, nei due casi, è invece il contributo della Sicilia verso la Sardegna 

(attraverso il collegamento Tyrrhenian link). 

Si sottolinea che i margini esplicitati per ciascun servizio sono comprensivi delle eventuali quote comuni 

agli altri servizi. Per le parti comuni a più servizi, la procedura considera l’eventuale utilizzo in sequenza 

per la regolazione primaria, secondaria e terziaria. 

Tabella 7.1 – CASO BASE: margini medi orari di regolazione. 

Margine medio orario [MW] 1a up 1a down 2a up 2a down 3ap up 3as up 3as down 

CN 3884 5252 425 3414 2780 2554 4261 

CS 2029 10979 1062 7770 1867 1597 8932 

ND 3344 8289 0 3630 2005 2090 6024 

SA 1348 3079 829 2727 1132 1154 2484 

SC 2052 5269 1232 4562 1713 1801 4696 

SU 2222 7730 1114 5608 1994 1732 6428 

Aggregato Continente   1433 11857 4321 4347 15044 

Aggregato Sardegna   1182 2789 1390 1443 2494 

Aggregato Sicilia   1464 4777 2756 2824 4400 
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Tabella 7.2 – CASO SECONDARIA +: margini medi orari di regolazione. 

Margine medio orario [MW] 1a up 1a down 2a up 2a down 3ap up 3as up 3as down 

CN 3884 5252 6901 5886 2780 2554 4261 

CS 2029 10979 3835 12140 1867 1597 8932 

ND 3344 8289 6395 8767 2005 2090 6024 

SA 1348 3079 2071 3432 1132 1154 2484 

SC 2052 5269 3288 5757 1713 1801 4696 

SU 2222 7730 4216 8415 1994 1732 6428 

Aggregato Continente   11498 21564 4321 4347 15044 

Aggregato Sardegna   2094 3438 1390 1443 2494 

Aggregato Sicilia   3539 5759 2756 2824 4400 

 

 

Tabella 7.3 – CASO TERZIARIA PRONTA +: margini medi orari di regolazione. 

Margine medio orario [MW] 1a up 1a down 2a up 2a down 3ap up 3as up 3as down 

CN 3884 5252 425 3414 5857 2554 4261 

CS 2029 10979 1062 7770 3389 1597 8932 

ND 3344 8289 0 3630 5081 2090 6024 

SA 1348 3079 829 2727 1917 1154 2484 

SC 2052 5269 1232 4562 2995 1801 4696 

SU 2222 7730 1114 5608 3698 1732 6428 

Aggregato Continente   1433 11857 9494 4347 15044 

Aggregato Sardegna   1182 2789 1979 1443 2494 

Aggregato Sicilia   1464 4777 3397 2824 4400 

 

 

Tabella 7.4 – CASO TERZIARIA SOSTITUZIONE +: margini medi orari di regolazione. 

Margine medio orario [MW] 1a up 1a down 2a up 2a down 3ap up 3as up 3as down 

CN 3884 5252 425 3414 2780 3474 4901 

CS 2029 10979 1062 7770 1867 2751 10457 

ND 3344 8289 0 3630 2005 2592 6483 

SA 1348 3079 829 2727 1132 2053 3055 

SC 2052 5269 1232 4562 1713 3138 5302 

SU 2222 7730 1114 5608 1994 3309 7452 

Aggregato Continente   1433 11857 4321 6673 17271 

Aggregato Sardegna   1182 2789 1390 2106 3060 

Aggregato Sicilia   1464 4777 2756 3545 4966 
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8 APPENDICE: PIATTAFORMA FINALIZZATA ALLA VALUTAZIONE 

DELL’ADEGUATEZZA DELLE RISORSE CONVENZIONALI E 

INNOVATIVE AI FINI DELLA REGOLAZIONE DI FREQUENZA  

Nelle seguenti tabelle si riportano per, le varie tipologie di elemento di sistema: 

• l’insieme dei dati necessari in input alla piattaforma (“datasheet” per tipologia di elemento); 

• la struttura di memoria (array o singola variabile) opportuna per le varie tipologie di dati; 

• gli scopi di utilizzo o, in altri termini, le funzioni di calcolo destinatarie 

o verifica adeguatezza riserve “A” 

o calcolo frequenza nuovo regime a seguito di sbilanciamento e regolazione primaria 

“FNEW” (funzione da estendere in futuro al calcolo multizonale a partire dall’esperienza 

pregressa sul calcolo mono-zonale [3]) 

o calcolo livelli di potenza di cortocircuito trifase “PCC” (funzione da estendere in futuro 

al calcolo multizonale a partire dall’esperienza pregressa sul calcolo mono-zonale [4])  

o ottimizzazione regolazioni ultra-veloci “SeTA” 

• la disponibilità e la posizione nell’architettura dati degli strumenti sMTSIM e REMARK+. 

 

In merito all’ultimo punto, i file di collocazione dei dati sono descritti rispettivamente in [15] e in [7].   

Il tipo di dato, facendo riferimento alle dichiarazioni di variabili in VBA, è distinto in: 

•  “Val” rappresentativo genericamente di dati di tipo numerico con diversi livelli di precisione 

o Integer, valore intero, 

o Variant, valore numerico con precisione non esplicitata e adattabile a seconda delle 

operazioni di calcolo e combinazioni con altri tipi di variabile, 

o Single, valore numerico con precisione “doppia” e separatore dei decimali mobile (range: 

-3.402823×e38 to -1.401298×e-45 per i valori negativi; 1.401298×e-45 to 3.402823×e38 per 

i valori positivi). 

o Double, valore numerico con precisione “doppia” e separatore dei decimali mobile 

(range: da -1.79769313486231×e308 a -4.94065645841247×e-324 per i valori negativi; da 

4.94065645841247×e-324 a 1.79769313486232×e308 per i valori positivi), 

• “String” rappresentativo delle stringhe di testo; 

• “Boolean” rappresentativo di variabili che possono assumere solo due valori: “vero” o “falso”.
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Tabella 8.1 – Struttura dati in input alla piattaforma: unità termoelettriche rilevanti. 

DATI Tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM54 

Output 

sMTSIM
55 

Input 

REMARK+56 

Output 

REMARK+57 

Pmax [MW] Val num_gen×878558  
x 

(foglio TPP) 

x 

(pmax.csv) 

x 

(genlimits.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

Pmin [MW] Val num_gen×8785  
x 

(foglio TPP) 

x 

(pmin.csv) 

 x 

(genlimits.inc) 
 A | FNEW | SeTA 

ID gen non partecipante 
alla riserva 

String num_gen 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio UP non abilitate riserva) 

  x 

(datigruppiriserva.csv) 
 A | FNEW | SeTA 

PGEN [MW] Val num_gen×8785   x 
(gen.csv) 

 
x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

A | FNEW | SeTA 

statismo [p.u.] Val 1 x (cablato nel codice 5%)     FNEW | SeTA 

ID_gen String num_gen  x 

(foglio TPP) 
 x 

(generatori.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona String num_gen  x 

(foglio TPP) 
 

x 

(genToNodi.inc & 
nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_aggregato String num_gen 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio zone aggregati) 

  

x 

(aree2aggregato.inc 
aggregati.inc) 

x 

(file personalizzato 
MC01_sezioni.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

Type Gen String num_gen  x 

(foglio TPP) 
 x 

(genToTipoGen.inc) 
 A | FNEW | SeTA 

Tipo riserva abilitata 

"1a o 2a o 3ap o 3as " 
String 4×num_gen  x 

(foglio TPP) 
 x 

(datigruppiriserva.csv) 
 A | FNEW | SeTA 

Partecipazione all'inerzia Booleana max1000 
x 

 (da predisporre) 
    SeTA 

ID_nodo String max1000 
x 

(da predisporre) 
  x 

(genToNodi.inc) 
 per calcolo nodale 

 
54 Dati di scenario preparati dall’utente di sMTSIM in file “.xlsx”. Gli sviluppi attesi nel progetto RdS 2.1 prevedono la sostituzione con file di tipo “.csv”. 
55 Risultati di sMTSIM in file “.csv”. 
56 Dati di scenario preparati dall’utente di REMARK+ in file “.csv” o in file ASCII “.inc”. 
57 Risultati di REMARK+ in file “.csv” o in file ASCII “.log”. 



Rapporto 
   

21008890 

   Pag. 80/92 

 

 

Tabella 8.2 – Struttura dati in input alla piattaforma: unità idroelettriche (pompaggi compresi) rilevanti. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Pmax [MW] Val num_gen  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(genlimits.csv, inclusa 
PGEN max pompaggi) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

Pmin [MW] Val num_gen  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(genlimits.csv;  PASSORB 

max pompaggi in 
datigenHydro.csv) 

 A | FNEW | SeTA 

ID gen non partecipante 

alla riserva 
String max1000 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio UP non abilitate riserva) 

  
x 

(datigruppiriserva.csv) 
 A | FNEW | SeTA 

PGEN [MW] Val num_gen×8785   

x 

(phyd.csv - 

qhyd.csv) 

 

x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

A | FNEW | SeTA 

statismo [p.u.] Val 1 x (cablato nel codice 4%)     FNEW | SeTA 

ID_gen 

String 

num_gen  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(generatori.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona 

String 

num_gen  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 
(genToNodi.inc  & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_aggregato 

String 

num_gen 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio zone aggregati) 

  

x 

(aree2aggregato.inc  
aggregati.inc) 

x 

(file personalizzato 
MC01_sezioni.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

tipo riserva abilitata su 

elemento "1a o 2a o 3ap 
o 3as " 

String 

4×num_gen  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(datigruppiriserva.csv) 
 A | FNEW | SeTA 

Partecipazione all'inerzia Booleana  num_gen 
x 

(da predisporre) 
    SeTA 

ID_nodo String num_gen 
x 

(da predisporre) 
  

x 
(File genToNodi.inc) 

 
esclusivamente per 

calcolo nodale 

 

 

 
58 8785: numero ore più uno di un anno bisestile. Parametro “num_gen” rappresentativo del numero di generatori trattati. 
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Tabella 8.3 – Struttura dati in input alla piattaforma: generazione eolica zonale. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Banda regolazione UP 
per 1a (p.u. PGEN) 

Val 1 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio pannello di controllo 

funzioni) 

    A | FNEW | SeTA 

Banda regolazione 

DOWN (p.u. PGEN) per 
1a, 2a, 3ap, 3as 

Val 1 

x 
(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio pannello di controllo 

funzioni) 

    A | FNEW | SeTA 

PGEN [MW] Val num_gen×8785  
x 

(foglio Qinject) 
  

x (file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 
A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_gen String num_gen  
x 

(foglio Qinject) 
 

x 

(generatori.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona String num_gen  
x 

(foglio Qinject) 
 

x 

(genToNodi.inc  & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_aggregato String num_gen 
x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio zone aggregati) 

  
x (aree2aggregato.inc &  

aggregati.inc) 

x (file personalizzato 

MC01_sezioni.csv) 
A | FNEW | PCC | SeTA 

Installato eolico 

on-shore per zona [MW] 

Val 

num_zone59 
x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio installato WIND e FV) 

  
x 

(genlimits.inc 

sommatoria singoli gen) 

 A | PCC | SeTA 

Installato eolico 

off-shore per zona [MW] 

Val 

num_zone 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio installato WIND e FV) 

  

x 

(genlimits.inc 
sommatoria singoli gen) 

 A | PCC | SeTA 

Elenco zone wind 

on-shore 
String num_zone 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio installato WIND e FV) 

    A | PCC | SeTA 

Elenco zone wind 
off-shore 

String num_zone 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio installato WIND e FV) 

    A | PCC | SeTA 

PGEN zonale wind 

on-shore [MW] 

Val 
num_zone×8785  

x 

(foglio Qinject) 
  

x (file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 
A | PCC | SeTA 

PGEN zonale wind 
off-shore [MW] 

Val 
num_zone×8785  

x 

(foglio Qinject) 
  

x (file personalizzato 
MC01_generatori.csv) 

A | PCC | SeTA 

Partecipazione all'inerzia Booleana  max1000 x (da predisporre)     SeTA 

ID_nodo String     genToNodi.inc  
esclusivamente per 

calcolo nodale 
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Tabella 8.4 – Struttura dati in input alla piattaforma: generazione fotovoltaica zonale. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Banda regolazione UP 
per 1a (p.u. PGEN) 

Val 1 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio pannello di controllo 

funzioni) 

     

Banda regolazione 

DOWN (p.u. PGEN) per 

1a, 2a, 3ap, 3as 

Val 1 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio pannello di controllo 

funzioni) 

    A | FNEW | SeTA 

PGEN [MW] Val num_gen×8785  
x 

(foglio Qinject) 
  

x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_gen String num_gen  
x 

(foglio Qinject) 
 

x 

(generatori.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona String num_gen  
x 

(foglio Qinject) 
 

x 

(genToNodi.inc  & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_aggregato String num_gen 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio zone aggregati) 

  

x 

(aree2aggregato.inc & 
aggregati.inc) 

x 

(File personalizzato 
MC01_sezioni.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

installato FV per zona 

[MW] 
Val 1 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio installato WIND e FV) 

  

x 

(genlimits.inc 
sommatoria singoli gen) 

 A | PCC | SeTA 

PGEN zonale [MW] Val num_zone×8785  
x 

(foglio Qinject) 
  

x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

A | PCC | SeTA 

ID_nodo String     
x 

(genToNodi.inc) 
 

esclusivamente per 

calcolo nodale 

 

 

 

 

 

 
59 Parametro “num_zone” rappresentativo del numero di zone trattate.  
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Tabella 8.5 – Struttura dati in input alla piattaforma: altra generazione zonale60. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

PGEN [MW] Val num_gen×8785  
x 

(foglio Qinject) 
  

x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_gen String num_gen  
x 

(foglio Qinject) 
 

x 

(storage.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona String num_gen  
x 

(foglio Qinject) 
 

x 

(storageTonodi.inc & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_aggregato String num_gen 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 
foglio zone aggregati) 

  

x 

(aree2aggregato.inc & 
aggregati.inc) 

x 

(File personalizzato 
MC01_sezioni.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

Partecipazione all'inerzia Booleana num_gen 
X 

(da predisporre) 
    procedura SeTA 

ID_nodo String num_gen 
X 

(da predisporre) 
  

x 

(StorageTonodi.csv) 
 

esclusivamente per 
calcolo nodale 

 

 

 

 
60 Biomasse, geotermica, idroelettrica ad acqua fluente, termoelettrica cogenerativa, fotovoltaica con sistemi di accumulo. 
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Tabella 8.6 – Struttura dati in input alla piattaforma: sistemi di accumulo “SDA” elettrochimico. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Pmax [MW] Val num_sda61  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(datiStorage.csv) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

Pmin [MW] Val num_sda  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(datiStorage.csv) 
 A | FNEW | SeTA 

ID gen non partecipante 
alla riserva 

String num_sda 

x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio UP non abilitate riserva) 

    A | FNEW | SeTA 

Pscambiata [MW] Val num_sda×8785   
x 

(phyd.csv - 

qhyd.csv) 

 
x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

 

statismo [p.u.] Val 1 
x 

(cablato nel codice 0.5%) 
    FNEW | SeTA 

ID_gen String num_sda  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(storage.inc) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona String num_sda  
x 

(foglio Hydro) 
 

x 

(storageTonodi.inc & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_aggregato String num_sda 
x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio zone aggregati) 

  
x 

(aree2aggregato.inc & 

aggregati.inc) 

x 

(file personalizzato 

MC01_generatori.csv) 

A | FNEW | PCC | SeTA 

Tipo riserva abilitata su 
elemento "1a o 2a o 3ap 

o 3as " 

String num_sda×4  
x 

(foglio Hydro) 
   A | FNEW | SeTA 

N° ore capacità [h] o 

volume [GWh] 
Val   

x 

(foglio Hydro) 
   A 

Partecipazione all'inerzia Booleana num_sda x (da predisporre)     SeTA 

ID_nodo String num_sda x (da predisporre)   
x 

(StorageTonodi.inc) 
 

esclusivamente per 
calcolo nodale 

 

 

 
61 Parametro “num_sda” rappresentativo del numero di sistemi di accumulo elettrochimico trattati. 
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Tabella 8.7 – Struttura dati in input alla piattaforma: carico zonale. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Passorbita [MW] Val num_load×878562  
x 

(foglio Load) 
 

x 

Sommatoria zonale 

(nodiToArea.inc)  

 
[riferimentonodale MW 

(datiCarico.inc) 

* 
valorario [p.u.] 

(datiTipoNodi.csv)]  

 
Valore individuato in 

base a tipo nodo 

(nodiToTipoNodi.inc) 

 A | PCC | SeTA 

ID_zona String num_load  
x 

 (foglio Load) 
 

x 

(nodiToArea.inc) 
 A | PCC | SeTA 

ID_aggregato String num_load 
x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio zone aggregati) 

    A | PCC | SeTA 

Banda regolazione UP  

per 1a, 2a, 3ap 
(p.u. Passorbita) 

Val 1 

x 
(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio pannello di controllo 

funzioni) 

    A | FNEW | SeTA 

Banda regolazione 

DOWN per 1a, 2a 
(p.u. Passorbita) 

Val 1 

x 
(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio pannello di controllo 

funzioni) 

    A | FNEW | SeTA 

Partecipazione all'inerzia Booleana num_load 
x 

(da predisporre) 
    SeTA 

ID_nodo String 1 
x 

 (da predisporre) 
  

x 

(nodi.inc) 
 

esclusivamente per 

calcolo nodale 

 

 

 
62 Parametro “num_load” rappresentativo del numero di carichi zonali trattati. 
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Tabella 8.8 – Struttura dati in input alla piattaforma: zone di mercato. 

DATI Tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Zona/Aggregato String num_zone×2 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio zone aggregati) 
  

x 

(aree2aggregato.inc &  

aggregati.inc) 

x 

(File personalizzato 

MC01_sezioni.csv) 

A | SeTA 

ID_zona String num_zone   
x 

(bal.csv) 
  A | SeTA 

Overgeneration zonale 

[MW] 
Val num_zone×8785   

x  

(bal.csv) 
 

x 

si può predisporre 
stampa 

A | SeTA 

ENP63 (carico distaccato) 
zonale [MW] 

Val num_zone×8785   
x  

(bal.csv) 
 

x 

si può predisporre 

stampa 

A | SeTA 

Margine complessivo 

riserva up di zona [MW] 
Val num_zone×8785   

x 

 (MDR.csv) 
 

x 

si può predisporre 

stampa 

A 

Margine complessivo 
riserva down di zona 

[MW] 

Val num_zone×8785   
x 

 (MDR.csv) 
 

x 

si può predisporre 

stampa 

A 

Banda regolazione 1a 
termici e idrici 

[p.u. di Pmax] 

Val num_zone 
x 

(parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio zone aggregati) 

    A | FNEW | SeTA 

Id nodo per calcolo Pcc 

nodale 
String max1000 

x 

 (da predisporre) 
  

x 

(nodi.inc) 
 PCC (nodale) 

Nome nodo String max1000 
x 

 (da predisporre) 
  

x 

(opzionale in nodi.inc) 
 PCC (nodale) 

Vnom, COMPsynch, 

FV, eolico, SDA64 
Val num-nodi×5 

x 

 (da predisporre) 
    PCC (nodale) 

Reattanza tra noto i e 
nodo j [Ohm] 

Val 

num_nodi 

× 

num_nodi 

x 

 (da predisporre) 
   

x 

si può calcolare: inversa 

matrice ammettenze 

PCC (nodale) 

 

 
63 Energy Not Provided. 
64 Per nodo: tensione nominale [kV], potenza nominale installata [MVA] di eventuali compensazione sincrona, FV, eolico, sistemi di accumulo elettrochimico. 
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Tabella 8.9 – Struttura dati in input alla piattaforma: sezioni interzonali. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW 

= nuovi servizi, PCC 

= P di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

ID_linea String num_sezioni65 

x 

(costruito dalla procedura)      

x 

(linee.inc & 

dettaglioCollegamenti.csv)     

Capacità max di 
Trasporto o TTC da 

estremo FROM [MW] Val  numsezioni×8785   

x 

(foglio Transits)   

x 

(datiLinee.csv) 

x 

(dettaglioCollegamenti.csv) A | FNEW | PCC  

Capacità minima di 

Trasporto o TTC da 

estremo FROM [MW] Val numsezioni×8785   

x 

(foglio Transits)   

x 

(datiLinee.csv) 

file 

dettaglioCollegamenti.csv se 
ci sono più anni come si fa a 

scegliere quello di 

riferimento? A | FNEW | PCC  

Transito attivo da 

estremo FROM Val numsezioni×8785     x (trans.csv)   

file 

dettaglioCollegamenti.csv se 

ci sono più anni come si fa a 

scegliere quello di 

riferimento? A | FNEW 

ID_zona A & ID_zona B String num_sezioni×2   
x 

(foglio Transits)   

x 

(fromLinee.inc & 
nodiToArea.inc)   A | FNEW | PCC  

Tipo_linea (ac, dc, 

dc-asynch tra aree 
asincrone) String num_sezioni 

x 

(dc_asynch determinato dalla 
procedura) 

x 

(foglio Transits)   

x 

(fromLinee.inc & 
nodiToArea.inc)   A | FNEW | PCC  

Zone_synch Integer num_sezioni 

x 

(determinate dalla procedura)        A | FNEW | PCC  

Trans_area_synch 
(ID zone sincrone agli 

estremi) Integer num_sezioni×2 

x 

(determinato dalla procedura)       A | FNEW | PCC  

ID_nodo A String num_linee66        x (fromLinee.inc)   PCC (nodale)  

ID_nodo B String num_linee         x (toLinee.inc)   PCC (nodale)  

tipo linea (livello 

tensione) String num_linee         

x 

(lineeToTipoLinee.inc)   PCC (nodale) 

 

 
65 Parametro “num_sezioni” rappresentativo del numero di sezioni inter-zonali trattate, con distinzione delle parti AC dalle parti DC. 
66 Parametro “num_linee” rappresentativo del numero di linee inter-zonali trattate. 
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Tabella 8.10 – Struttura dati in input alla piattaforma: collegamenti HVDC interzonali. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

ID_linea HVDC String num_HVDC67 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
  

x 

(linee.inc & 

sfasmax.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona A String num_HVDC 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
  

x 

(fromLinee.inc & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

ID_zona B String num_HVDC 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
  

x 

(fromLinee.inc & 

nodiToArea.inc) 

 A | FNEW | PCC | SeTA 

Capacità di trasporto 
totale poli [MW] 

Val num_HVDC 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
  

x 

(datiLinee.csv) 
 A | FNEW | PCC | SeTA 

No. Poli Integer num_HVDC 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
    A | FNEW | PCC | SeTA 

Tecnologia "LCC o 

VSC" 
String num_HVDC 

x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
    A | FNEW | PCC | SeTA 

Abilitazione power 

reversal 
Booleana num_HVDC 

x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
    A | FNEW | SeTA 

Statismo HVDC [p.u. 

Potenza virtuale] 
Val 1 

x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
    FNEW | SeTA 

Potenza virtuale [MW] Val num_HVDC 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
    FNEW | SeTA 

tipo riserva abilitata 

1a, 2a, 3ap, 3as  
Booleana num_HVDC×4 

x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
    A | FNEW | SeTA 

Transito attivo [MW] Val num_HVDC×8785 
x (dettaglio per HVDC 

determinato dalla procedura) 
   

x 

(dettaglioCollegamenti.csv) 
A | FNEW | SeTA 

Spillamento [MW] Val num_HVDC 
x (parametri_calcolo_input.xlsx 

foglio scheda HVDC) 
   

x 
(dettaglioCollegamenti.csv) 

A | FNEW | SeTA 

Minimo tecnico 

complessivo [MW] 
Val num_HVDC x (determinato dalla procedura)     A | FNEW | SeTA 

ID_nodo A String num_HVDC    x (fromLinee.inc)  PCC  (nodale) 

ID_nodo B String num_HVDC    x (toLinee.inc)  PCC  (nodale) 

tipo linea (livello 
tensione) 

String num_HVDC    
x 

(lineeToTipoLinee.inc) 
 PCC  (nodale) 
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Tabella 8.11 – Struttura dati in input alla piattaforma: fabbisogno di riserva terziaria di sostituzione (se non calcolato nella piattaforma ma integrato nello strumento OPF). 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati 
Utilizzo (A = 

Adeguatezza, FNEW = 

nuovi servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura 

GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 

Riserva up 3a sost [MW] Val num_zone×8785  
X 

(foglio Reserve3u) 
   A 

Riserva down 3a sost 

[MW] 
Val num_zone×8785  

X 

(foglio Reserve3d) 
   A 

ID_zona 3a sost String num_zone  
X 

(foglio Reserve3d) 
   A 

 

 

 

 
67 Parametro “num_HVDC” rappresentativo del numero di linee HVDC inter-zonali trattate. 
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Tabella 8.12 – Struttura dati in input alla piattaforma: parametri di controllo delle funzioni di calcolo. 

DATI tipo 

dimensione 

array di 

memoria 

Collocazione dei dati Utilizzo (A = 

Adeguatezza, 

FNEW = nuovi 

servizi, PCC = P 

di cortoc.) 

Impostazione nella 

procedura GRIDFLEX 

Input 

sMTSIM 

Output 

sMTSIM 

Input 

REMARK+ 

Output 

REMARK+ 
Massima banda di 

regolazione - termoelettrici 
[p.u. di Pmax] 

Val 1 

x  

(parametri_calcolo_input.xlsx foglio 
pannello di controllo funzioni) 

    A 

Massima banda reg. 1a a 

salire - eolico [p.u. di Pgen] 
(Max10%) 

Val 

1     A 

Massima banda reg. 1a-2a-

3ap-3as a scendere - eolico 

[p.u. di Pgen] (Max 100%) 

Val 

1     

A 

Massima banda reg. 1a a 

salire - FV [p.u. di Pgen] 

(Max10%) 

Val 

1     

A 

Massima banda reg. 1a-2a-
3ap-3as a scendere - FV [p.u. 

di Pgen] (Max 100%) 

Val 
1     

A 

Massima banda di 
regolazione a salire - carico 

[p.u. di Passorbita] (Max10%) 

Val 

1     

A 

Massima banda di 

regolazione a scendere – 
carico [p.u. di Passorbita] 

(Max10%) 

Val 

1     

A 

Flag abilitazione reg 3as - 
unità turbogas a ciclo aperto 

non in giri  

Booleana 

1     

A 

Flag abilitazione reg 2a-3ap-

3as a salire unità 
idroelettriche non in giri  

Booleana 

1     

A 

Flag abilitazione reg 2a-3as a 

scendere pompaggi non in 
giri  

Booleana 1     

A 

Massima banda di 

regolazione - termoelettrici 

[p.u. di Pmax] 

Val 1     

A 
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9 ACRONIMI 

Acronimo Descrizione 

AC Alternating Current 

AT Alta Tensione 

CN Centro Nord 

CS Centro Sud 

DC Direct Current 

FR Fast Reserve 

FRNP Fonti Rinnovabili Non Programmabili 

FSM Frequenza nominale 

FV Fotovoltaico 

GSE Gestore Servizi Energetici 

HVDC High Voltage Direct Current 

IS Inerzia Sintetica 

LCC Line Commutated Current 

MGP Mercato elettrico del Giorno Prima 

MSD Mercato per i Servizi di Dispacciamento 

MT Media Tensione 

ND Nord 

OE Output Error 

OPF Optimal Power Flow 

PCC Potenza di CortoCircuito  

Pnd Potenza nominale disponibile 

PNIEC Piano Nazionale Integrato per l’Energia e il Clima 

RdS Ricerca di Sistema 

RFPL Regolazione di Frequenza Primaria Lenta 

RFPV Regolazione di Frequenza Primaria Veloce 

RITER RIserva TERziaria di sostituzione 

ROCOF Rate Of Change Of Frequency 

RSE Ricerca sul Sistema Energetico 

SA Sardegna 

SA.CO.I. Collegamento HVDC Sardegna – Corsica – Italia 

SA.PE.I. Collegamento HVDC Sardegna – Penisola Italiana 

Sar.Co. Collegamento in alternata Sardegna – Corsica 

SC Sicilia 

SdA Sistemi di Accumulo elettrochimico basati su batterie 

SEN Strategia Energetica Nazionale 
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Acronimo Descrizione 

SeTA SErvizi innovativi: Tuning Automatico 

SFM Scostamento di Frequenza Massimo 

SFTE Scostamento di Frequenza a Transitorio Esaurito 

sMTSIM stochastic Mid-Term SIMulator 

SU Sud 

TSFM Tempo di Scostamento di Frequenza Massimo 

TSO Transmission System Operator 

UC Unit Commitment 

UP Unità di Produzione 

UVAM Unità Virtuali Abilitate Miste 

VBA Visual Basic for Applications 

VSC Voltage Source Converter 

 


