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SOMMARIO 
Nel contesto regolatorio europeo (in part. Regolamento (UE) 2017/2195 sul bilanciamento elettrico), la modalità di 
attivazione del servizio di automatic Frequency Restoration Reserve (aFRR) è stata cambiata passando dal tradizionale 
meccanismo pro rata (approccio più tecnico e prestazionale) a quello merit order (approccio con maggiore beneficio 
economico globale), allo scopo di ampliare il più possibile la platea di fornitori includendo così le risorse più 
economiche, non solo in sede di approvvigionamento ma anche in quella di attivazione nel tempo reale. Inoltre, le 
risorse di aFRR sono approvvigionate in comune tra i TSO tramite la piattaforma PICASSO. 
Il rapporto presenta una sintesi delle principali esperienze dei TSO europei nell’applicazione del meccanismo di 
attivazione merit order del servizio aFRR; in particolare, l’analisi riguarda i TSO di Germania, Austria, Paesi Bassi, 
Polonia, Belgio e Italia. 
L’esperienza dei 4 TSO tedeschi è ritenuta quella più matura, in quanto essi sono stati i primi ad avviare un’iniziativa di 
un coordinamento comune (Grid Control Cooperation - GCC), per lo scambio di aFRR e di manual Frequency Restoration 
Reserve (mFRR). Il GCC prevede un controllo coordinato delle 4 load-frequency control area in 4 fasi (azione di netting, 
dimensionamento congiunto delle riserve, approvvigionamento congiunto delle riserve fornite dai Balancing Service 
Providers (BSP), attivazione delle offerte selezionate di aFRR secondo il meccanismo di sequential merit order). Altri 
TSO come quelli olandese, austriaco e belga si rifanno principalmente all’esperienza tedesca; altri ancora come i TSO 
polacco e italiano hanno preferito separare la fase di approvvigionamento con criterio merit order da quella di 
attivazione con approccio pro rata. Si osserva che, nelle aree di controllo in cui è adottato il criterio merit order 
nell’attivazione, l’offerta e la relativa attivazione del servizio aFRR avvengono tramite portafoglio di impianti ed il 
controllo da parte del TSO è di tipo Self Dispatching con supporto attivo dei Balance Responsible Parties (BRP), mentre 
in quelle con meccanismo pro rata la fornitura del servizio avviene per unità regolante con un coordinamento 
centralizzato da parte del TSO (Central Dispatching). 
 

Keywords: automatic-FRR, Area Control Error, Balancing services, controllo della frequenza, Frequency Restoration 
Control Error, Full Activation Time (FAT), IGCC, manual-FRR, PICASSO, regolazione secondaria, RR 
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1 - INTRODUZIONE 
 

1.1 Processo di revisione del mercato europeo dei 
servizi di bilanciamento 
I servizi di bilanciamento quali le riserve di potenza attiva sono impiegati dai gestori di rete di 
trasmissione (Transmission System Operator – TSO) per controllare il sistema elettrico di loro 
pertinenza affinché la frequenza di rete si mantenga entro i prefissati limiti operativi, in maniera 
tale da garantire un servizio di fornitura secondo opportuni standard. 
 
Durante il regime di monopolio del settore elettrico, tali risorse venivano approvvigionate 
internamente dai gestori di rete presso impianti programmabili e regolanti. In particolare, in un 
sistema esteso ed interconnesso quale il sistema europeo continentale (Continental Europe – CE1) 
di cui è parte integrante anche l’infrastruttura nazionale di trasporto dell’energia elettrica (c.d. 
Sistema Elettrico Nazionale - SEN), le interconnessioni erano utilizzate essenzialmente per mutuo 
soccorso in caso di emergenza2.  
Il successivo processo di liberalizzazione cambia le carte in tavola: la capacità produttiva è di 
pertinenza di molti operatori/proprietari di impianto ed è messa a disposizione, secondo regole di 
mercato, dei richiedenti energia elettrica (consumatori) per soddisfare il proprio fabbisogno, da 
una parte; e, dall’altra, del gestore di rete di trasmissione, per assicurare un funzionamento stabile 
e sicuro dell’intero sistema. Il servizio erogato al gestore di rete di trasmissione da parte degli 
impianti è inteso come attività addizionale a quella principale di produzione di energia elettrica 
per il soddisfacimento della domanda di energia. Il servizio addizionale è quindi definito come 
“ausiliario” (od “ancillare”) per lo svolgimento dell’attività di dispacciamento, ossia di 
coordinamento dell’esercizio degli impianti, da parte del gestore di rete di trasmissione. Tuttavia, 
il TSO approvvigiona direttamente le risorse di regolazione all’interno della propria area di 
pertinenza. D’altra parte, un obiettivo dell’Unione Europea (UE) è la creazione di un mercato unico 
interno del sistema energetico (c.d. Mercato Comune Interno) secondo il principio di condivisione 
e godimento comune dei benefici derivanti dall’utilizzo di tutte le risorse scambiate, abbattendo 
così le distanze e le barriere fra i Paesi Membri, e l’incremento della collaborazione fra i Paesi 
Membri e quelli non-Membri (aree confinanti costituite da Paesi esterni al sistema comunitario). 
In tale processo di unificazione e liberalizzazione del sistema energetico, la UE ha dato una spinta 
alla trasformazione del settore elettrico con le disposizioni contenute nel “Regolamento elettrico” 
europeo (Regulation (EC) No. 714/2009) [1]; tali disposizioni, riguardanti le condizioni di accesso 
alla rete di trasmissione e di scambio transfrontaliero della commodity energia elettrica (c.d. Cross-
Border Exchanges), hanno trovato una prima implementazione nella stesura di regole tecniche di 
conduzione coordinata del sistema interconnesso europeo da parte dei gestori di rete di 
trasmissione (c.d. ENTSO-E Network Code) [2], formalizzando e dettagliando così le linee guida 
(c.d. Framework Guidelines) indicate inizialmente dall’Agenzia europea dei regolatori (European 
Agency for the Cooperation of Energy Regulators - ACER). 
Più precisamente, dando seguito alle disposizioni specifiche del Network Code on Electricity 
Balancing (Regulation (EC) 2017/2195, noto anche come Electricity Balancing Guideline - EBGL) [3], 
si è avviato il processo di implementazione, a livello UE, di un Mercato Comune Interno di scambio 

 
1 In Europa il sistema elettrico interconnesso è suddiviso in 4 principali sistemi sincroni: sistema europeo continentale, sistema 
nordico dei Paesi scandinavi, sistema insulare di Gran Bretagna, sistema insulare d’Irlanda. Al sistema europeo continentale 
(Continental Europe – CE, fino al 2009 oggetto dell’Union pour la Coordination du Transport de l’Électricité – UCTE, 
organizzazione confluita in ENTSO-E) sono connessi in maniera sincrona anche il Nord Africa (Marocco, Algeria, Tunisia), la 
Turchia (inclusa la parte di sistema dell’Asia Minore), l’isola di Malta e l’Ucraina Occidentale; al sistema CE risultano 
interconnessi in maniera non sincrona i sistemi baltici di Estonia, Lituania e Lettonia che, a loro volta, sono connessi in maniera 
sincrona con il vasto sistema russo e bielorusso (Unified Power System - UPS/ Interconnected Power System - IPS). 
2 Un’azione di mutuo soccorso in situazioni di emergenza aumenta l’affidabilità del servizio di fornitura al cliente finale. 
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anche dei servizi di bilanciamento (c.d. European Target Market design for balancing), attraverso 
“piattaforme comuni di scambio e di condivisione delle risorse di bilanciamento” [4] [5]. Come 
veniva delineato in maniera specifica nelle Linee guida ACER [6], le disposizioni del regolamento 
Balancing fornivano indicazioni sulle modalità di scambio nell’area UE dei servizi di bilanciamento 
(Frequency Containment Reserve - FCR, Frequency Restoration Reserve – FRR, Replacement Reserve 
- RR)34 [7] e sulle modalità di utilizzo degli stessi. Evidentemente il mercato comune dei servizi di 
bilanciamento doveva essere implementato secondo principi di trasparenza, non-
discriminazione, completa competizione fra gli operatori, completa sicurezza nella fornitura e 
massimo sfruttamento dell’energia rinnovabile. Inoltre, con riferimento alle Linee guida ACER, 
particolare attenzione veniva posta sui ruoli e sulle responsabilità degli operatori coinvolti nelle 
diverse fasi dell’attività di balancing: procurement, activation e imbalance settlement. 
In particolare, nella fase implementativa del mercato comune dei servizi di bilanciamento veniva 
ribadita la fondamentale importanza di un approvvigionamento e di un’attivazione secondo un 
criterio di merit order della risorsa di regolazione, tenuto conto delle specificità regionali di alcuni 
mercati e dei diversi modelli di gestione del sistema da parte dei TSO (es. modello central 
dispatching, modello self-dispatching). 
Tuttavia, a giudizio dei TSO europei [8] [4] [5], l’aspetto di attivazione della risorsa secondo un 
criterio di merit order potrebbe risultare particolarmente critica ed impattante sulla qualità della 
regolazione stessa, come può avvenire per la regolazione di ripristino della frequenza di rete al suo 
valore pre-evento (c.d Frequency Restoration process). 
 

1.2 Contesto dell’attività di ricerca di sistema 
Data l’evidente ricaduta del processo di revisione dei mercati europei di scambio dei servizi di 
bilanciamento sul sistema energetico nazionale, anche nell’ottica di conseguimento degli obiettivi 
decarbonizzazione, tale processo è oggetto di analisi nella presente attività di Ricerca di Sistema 
(RdS). In particolare, il progetto “Supporto alla regolazione: evoluzione dei mercati; innovazione 
nel disegno e nella gestione delle reti” sviluppa, all’interno del Triennio 2022-2024 di RdS, attività 
di ricerca negli ambiti dello studio dell’evoluzione della regolazione e della configurazione dei 
mercati energetici, dell’evoluzione del ruolo del distributore e dell’integrazione dei sistemi 
energetici con l’obiettivo di supportare al meglio e favorire il raggiungimento degli obiettivi di 
decarbonizzazione del sistema energetico (Figura 1.1). 
 

 
Figura 1.1 - Tematiche affrontate nel Progetto RdS 2.9 a supprto della decarbonizzazione del sistema 
energetico e loro interrelazioni. 

 

 
3 Il “Synchronous Area Framework Agreement for Continental Europe” (CE SAFA) è una revisione del documento tecnico 
“Multilateral Agreement Operation Handbook (MLA OH, detto semplicemente “Operation Handbook”) introdotto per la prima 
volta in ambito UCTE nel 2005. Tale documento CE SAFA ha sostituito lo MLA OH dal 15 aprile 2019. 
4 Come è descritto nel “Multilateral Agreement Operation Handbook” (MLA OH UCTE), i TSO identificavano tre livelli gerarchici 
di regolazione della frequenza di rete a cui corrispondevano tre tipologie di riserva di potenza attiva: primaria, secondaria e 
terziaria. Successivamente, come è specificato nel CE SAFA, secondo le disposizioni del nuovo Grid Code europeo le tre riserve 
sono state rinominate come FCR, FRR e RR. Tuttavia, alcuni TSO restano ancora legati alla vecchia nomenclatura. 
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Nel contesto europeo e di attività di ricerca di cui sopra, le analisi presentate in questo rapporto 
tecnico rappresentano un risultato intermedio della Ricerca di Sistema che nel presente Triennio 
si articola nel WP1 lungo avendo avuto inizio nella LA 1.01 e prevedendo di concludersi nella LA 
1.05 (Figura 1.2). 
 

 
Figura 1.2 - Collocazione delle attività descritte nel presente rapporto tecnico (freccia rossa) all'interno 
del WP1 del Progetto 2.9 di RdS. 

 

1.3 Struttura del rapporto 
Facendo seguito all’analisi preliminare fornita nella precedente attività RdS 2022 [9], il presente 
rapporto riporta un’analisi più estensiva dell’approccio merit order adottato da diversi TSO europei 
per l’attivazione della riserva di potenza per il ripristino della frequenza di rete (c.d. automatic FRR 
- aFRR), allo scopo di comprenderne effettivamente i reali vantaggi e svantaggi rispetto al 
tradizionale approccio di tipo pro rata, potendo quindi estrapolare una possibile soluzione di 
compromesso che coniughi efficacemente le esigenze europee con quelle di sicurezza del sistema. 
 
Riprendendo, quindi, una sintesi degli studi preliminari condotti dai TSO di Belgio (ELIA) e Paesi 
Bassi (TENNET) nel 2013-2014 [5] [4], il presente lavoro approfondisce l’analisi dell’approccio 
merit order prendendo in esame sia l’esperienza diretta di alcuni TSO che adottano tale approccio 
ormai da diverso tempo, sia esperienza di altri TSO che devono ancora effettuare il passaggio da 
pro rata a merit order, a partire dallo studio condotto in ambito ENTSO-E [8]. 
 
Pertanto, il rapporto è strutturato come segue. Una prima parte è focalizzata sulla descrizione 
delle principali caratteristiche della piattaforma europea di scambio della risorsa aFRR (Capitolo 2 
-) e sui due schemi di attivazione del servizio aFRR adottati dai TSO europei, pro rata e merit order 
(Capitolo 3 -). Nella seconda parte l’attenzione è posta sulle esperienze internazionali in Europa 
circa l’implementazione, da parte dei TSO, dello schema merit order (Capitolo 4 -) e sull’esperienza 
del TSO italiano (Terna) la cui partecipazione alla piattaforma di scambio comune aFRR è iniziata 
il 19 luglio 2023 (Capitolo 5 -). Infine, nelle note conclusive si evidenziano alcuni elementi di 
interesse per ulteriori approfondimenti (Capitolo 6 -). 
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2 - PIATTAFORMA COMUNE EUROPEA DI 
SCAMBIO DELLA RISORSA aFRR 
 

2.1 Quadro regolatorio 
I servizi di riserva di potenza attiva impiegati dai TSO per il controllo del sistema elettrico (Load-
Frequency Control - LFC) sono approvvigionati in parte o in toto su piattaforme di scambio 
nazionale o regionale, denominate Mercati dei Servizi di Bilanciamento (Balancing Market). 
Inoltre, in fase di approvvigionamento, i TSO si rivolgono principalmente a grandi impianti 
programmabili (idroelettrici, termoelettrici) localizzati all’interno della propria area di controllo. 
 
Tuttavia, il processo di costituzione di un mercato comune dell’energia è in continuo 
avanzamento. Infatti, dando seguito alle disposizioni del “Regolamento elettrico” (Regulation (EC) 
No. 714/2009) [1] per la ridefinizione delle condizioni di accesso alla rete di trasmissione e di 
scambio transfrontaliero della commodity energia elettrica (Cross-Border Exchanges), sono state 
elaborate linee guida e regole tecniche di conduzione coordinata del sistema interconnesso 
europeo da parte dei gestori di rete di trasmissione (ENTSO-E Network Code) [2]. In particolare, le 
linee guida sul processo di bilanciamento contenute nel Regulation (EC) 2017/2195 (c.d. Electricity 
Balancing Guideline - EBGL) definiscono lo schema di un mercato comune di scambio dei servizi di 
bilanciamento, ossia di una “piattaforma comune di scambio e di condivisione delle risorse di 
bilanciamento” [3] [4] [5]. Con riferimento alle linee guida ACER [6], le disposizioni dell’EBGL 
trattano le modalità di scambio e di utilizzo nell’area UE dei servizi di bilanciamento (FCR, FRR, 
RR: procurement, activation e imbalance settlement. Inoltre, la piattaforma di scambio deve 
rispettare requisiti di trasparenza, non-discriminazione, completa competizione fra gli operatori, 
completa sicurezza nella fornitura e massimo sfruttamento dell’energia rinnovabile. 
Di seguito sono descritte le caratteristiche della piattaforma di scambio della risorsa di 
bilanciamento per il ripristino della frequenza di rete, ossia il servizio di automatic FRR. 
 

2.1.1 Istituzione della piattaforma comune 
Il Regolamento europeo Regulation (EC) 2017/2195 [3], contenente linee guida (c.d. Electricity 
Balancing Guideline - EBGL) sul bilanciamento dell’energia elettrica, dispone l’integrazione dei 
mercati elettrici asserviti alla contrattazione di prodotti energetici idonei per il bilanciamento del 
sistema (balancing services): prodotti energetici espressi in volume di energia (balancing energy), 
prodotti energetici espressi in volume di potenza (balancing capacity) da impiegare per lo scambio 
di una data quantità di energia. In particolare, il Regolamento fa riferimento all’attivazione delle 
riserve di potenza di Frequency Restoration Reserves (FRR), distinte in aFRR e manual FRR (mFRR), 
e di Replacement Reserves (RR), che, unitamente alle riserve atte all’azione di contenimento della 
deviazione transitoria di frequenza (Frequency Containment Reserves - FCR), hanno proprio la 
funzione di assicurare il controllo della frequenza di rete [10].  
Nei riguardi del servizio di bilanciamento aFRR, il Regolamento balancing (EBGL) [3] (art. 21(1): 
“Piattaforma europea per lo scambio di energia di bilanciamento dalle riserve per il ripristino della 
frequenza con attivazione automatica”) prevede che l’implementazione della piattaforma di 
scambio sia affidata ai TSO all’interno di un apposito “Schema di Implementazione” (detto anche 
“Implementation framework for a European platform for the exchange of balancing energy from 
frequency restoration reserves with automatic activation” - aFRRIF). 
 

2.1.2 Schema di implementazione 
Lo aFRRIF redatto di comune accordo da tutti i TSO coinvolti deve essere rispondente a 
determinati requisiti (art. 21(2) EBGL [3]); in particolare, la piattaforma comune di scambio deve 
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funzionare secondo principi di governance e processi operativi comuni; inoltre, il cuore della 
piattaforma è costituito da una funzione ottimizzata di selezione ed attivazione dei prodotti 
energetici scambiati, corredata anche di una funzione dedicata all’esecuzione della chiusura della 
contro-partita economica (settlement) tra i TSO coinvolti. Si osserva, inoltre, che, in sede di 
determinazione delle quantità dei prodotti energetici scambiati tra i TSO, la piattaforma comune 
deve consentire una piena operatività dei TSO stessi secondo un Multilateral TSO-TSO model in 
cui le quantità da scambiarsi sono determinate secondo una lista di ordine di merito economico 
comune (c.d. Common Merit Order Lists - CMOL). 
Nello specifico lo aFRRIF deve contenere i seguenti elementi relativi all’implementazione della 
piattaforma comune (art. 21(3) EBGL [3]): 

• una descrizione di alto livello dello schema implementativo (design); 

• roadmap e tempistiche di implementazione; 

• definizione delle funzioni necessarie al funzionamento; 

• proposte di regole di governance e di operation di svolgimento degli scambi di prodotti 
energetici; 

• designazione delle entità tenute ad assicurare la performance delle funzioni richieste; 

• schema di armonizzazione dei termini e delle condizioni relative al balancing setup (es. 
prodotto energetico, operatori nel ruolo di Balancing Service Provider (BSP) e Balancing 
Responsible Party (BRP); 

• dettaglio dei principi di condivisione dei costi comuni di funzionamento, mantenimento 
ed esercizio della piattaforma; 

• definizione di prodotti standard associati al servizio di aFRR; 

• il Gate Closure Time (GCT) delle sessioni di scambio di tutti i prodotti standard; 

• il GCT di sottomissione delle offerte dei TSO; 

• la struttura del Common Merit Order Lists (CMOL); 

• funzione comune di ottimizzazione delle attivazioni e relativa descrizione dettagliata 
dell’algoritmo di Activation Optimisation Function (AOF). 

 

2.1.3 Definizione di prodotto standard 
La rispondenza ai requisiti di funzionamento secondo principi non-discriminatori per assicurare un 
eguale trattamento dei partecipanti alla piattaforma (TSO) prevede che la piattaforma consenta 
lo scambio di un prodotto energetico armonizzato definito dai TSO coinvolti che trova una sua 
definizione in “prodotto standard”. 
Gli attributi del prodotto standard sono declinati come segue (art. 25-4, art. 25-5 EBGL [3]): 

• attributi fissi o statici 
o preparation period, il tempo che intercorre tra l’istante di chiamata e l’istante di 

inizio erogazione a rampa del servizio richiesto; 
o ramping period, il tempo che intercorre tra l’istante di inizio erogazione a rampa 

del servizio e il primo istante di regime dell’erogazione a rampa del servizio 
stesso; 

o Full Activation Time (FAT), o tempo di attivazione del servizio, cioè il tempo che 
intercorre tra l’istante richiesto di inizio erogazione e il primo istante di regime 
dell’erogazione del servizio stesso; 

o minum/maximum quantity; 
o deactivation period, il tempo necessario per passare da una piena erogazione del 

servizio al set point pre-evento; 
o minimum/maximum duration of delivery period, il tempo min/max in cui la 

richiesta di erogazione del servizio di bilanciamento è mantenuta; 
o validity period, tempo in cui il prodotto energetico richiesto per il servizio viene 

erogato rispettando tutte le caratteristiche del prodotto contrattualizzato; 
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o mode of activation, ossia la modalità di attivazione del servizio, automatica 
oppure manuale. 

• attributi variabili o non statici 
o price of the bid, ossia il prezzo offerto per il servizio da parte del BSP; 
o divisibility, ossia la possibilità, da parte del TSO, di utilizzare solo una parte del 

servizio di bilanciamento selezionato; 
o location, la posizione geografica di destinazione del servizio (es. LFC area); 
o minimum duration between the end of deactivation period and the following 

activation. 
 
Un attributo fisso non è negoziabile da parte degli operatori mentre un attributo variabile è 
definito dal fornitore del servizio (in veste di BSP) in sede di pre-qualifica o di offerta del prodotto 
standard. 
 
I prodotti energetici da scambiare sulla piattaforma devono essere rispondenti quindi agli attributi 
di cui sopra affinché siano pre-qualificati e scambiati come Standard Product. 
 

2.2 Specifiche dello schema di implementazione 
Con riferimento allo “Schema di Implementazione” (aFRRIF) redatto dai TSO come previsto dal 
Regolamento EBGL [3] (art. 21(1)) ed approvato come Annex I della Decision No. 02/2020 del 24 
gennaio 2020 dell’ACER [11] [12] [13], la piattaforma comune di scambio del prodotto aFRR deve 
essere costituita da tre funzioni principali: 

• Funzione di attivazione ottimizzata (denominato AOF); 

• Funzione di determinazione delle partite economiche (denominato TSO-TSO Settlement 
Function - TSO-TSO SF); 

• Funzione di gestione della capacità di scambio transfrontaliera (denominato Capacity 
Management Function - CMF). 

 

2.2.1 Funzione AOF 
La funzione di AOF riceve in ingresso: (a) il set degli sbilanci di area di controllo da correggere (si 
tratta dei set di segnali di Area Control Error – ACE o di Frequency Restoration Control Error – FRCE5, 
ovvero di aFRR Demand); (b) il set delle offerte presentate dai TSO partecipanti secondo una lista 
degli ordini di merito economico (Merit Order Lists - MOL) che poi viene raggruppata in una lista 
comune (CMOL); (c) il set delle capacità di scambio transfrontaliero fra le aree di controllo 
(denominato aFRR cross-zonal capacities) atte ad eseguire lo scambio di aFRR; (d) la lista dello 
stato di disponibilità (availability status) del servizio offerto da parte dell’impianto offerente; (e) 
una stima del volume di energia aFRR da attivare. In uscita lo AOF fornisce: (f) l’ammontare di 
potenza aFRR da scambiare fra le aree di controllo coinvolte; (g) le offerte selezionate per servizio 
aFRR da attivare; (h) la somma totale della potenza aFRR da scambiarsi; (i) il volume complessivo 
di fabbisogno aFRR copert0 dai servizi aFRR selezionati; (j) il livello di prezzo finale della 
contrattazione; (k) il  livello di prezzo di scambio transfrontaliero (prices for cross-zonal capacity); 
(l) il volume di potenza scambiata ai confini transfrontalieri dopo la procedura di aggiustamento 
eseguita con rampa e FAT di 7,5 minuti (5 minuti dal 18 dicembre 2024). La procedura di 
determinazione dell’output avviene tramite un criterio most cost efficient. 

 
5 Il processo di ripristino ha lo scopo di riportare la frequenza di rete al suo valore di set point (50 Hz). Nel caso di un sistema 
sincrono in isola di frequenza gestito da un solo TSO, tale azione avviene annullando lo scarto di potenza, detto ACE, che ha 
determinato la variazione di frequenza; nel caso di un sistema sincrono controllato da più TSO, ogni area di controllo di 
pertinenza di ciascun TSO deve contribuire in modo coordinato al ripristino della frequenza di rete nell’intero sistema sincrono, 
controllando il proprio ACE nel quale si tiene però anche conto degli scambi transfrontalieri, per cui l’ACE è denominato più 
propriamente come FRCE. 
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2.2.2 Funzione TSO-TSO SF 
La funzione TSO-TSO SF determina la partita economica che i TSO devono scambiarsi per lo 
scambio del servizio aFRR. 
 

2.2.3 Funzione CMF 
La funzione CMF ha il compito di tener costantemente aggiornato il dato sui limiti di capacità di 
scambio transfrontaliera fra le aree di scambio della aFRR (Bidding Zone).   
 

2.2.4 Segno convenzionale di ACE 
In sede di determinazione dell’output da parte del processo di AOF, allo sbilancio di area (ACE) è 
attribuito un segno convenzionale di “negativo” (ossia l’ACE è in surplus e quindi la correzione 
richiede un’erogazione a scendere o negativa dell’immissione in rete) o “positivo” (ossia l’ACE è 
deficit e quindi la correzione richiede un’erogazione a salire o positiva dell’immissione in rete). 
 

2.2.5 Procedura di “Fall-Back” 
La piattaforma può subire un funzionamento fallace se la procedura di approvvigionamento sulla 
piattaforma fallisce (fallimento dell’algoritmo AOF o della infrastruttura IT) o la procedura di 
attivazione coordinata fallisce (fallimento della connessione alla piattaforma di uno o più TSO). In 
tal caso si attiva la “Procedura di Fall-Back” che comporta un’informazione tempestiva degli 
operatori o la deviazione da parte del TSO coinvolto dal criterio CMOL per l’attivazione della aFRR. 
 

2.2.6 Modello TSO-TSO 
Il modello TSO-TSO prevede 4 step: 

• i BSP sottopongono le loro offerte aFRR al proprio TSO di pertinenza (step 1); 

• i TSO verificano le offerte presentate dai BSP per poi sottoporle alla piattaforma come 
ingresso allo AOF (step 2). 

• l’AOF determina le quantità di aFRR da scambiare sulla piattaforma e da attivare, 
secondo l’ordine di merito economico (step 3); 

• ciascun TSO assicura l’attivazione delle offerte di aFRR selezionate dall’AOF (step 4). 
 

2.2.7 Tempistica di implementazione 
La realizzazione e la messa in esercizio della piattaforma da parte dei TSO coinvolti devono 
avvenire entro 30 mesi dalla data di approvazione dello aFRRIF (testo approvato in data 24 
gennaio 2020 come Annex I della Decision No. 02/2020 dell’ACER [11] [12] [13]). 
 

2.2.8 Primo schema implementativo 
Un primo schema implementativa della piattaforma europea fa riferimento al modello sviluppato 
nell’ambito del progetto Platform for the International Coordination of Automated Frequency 
Restoration and Stable System Operation (PICASSO), come è descritto più dettagliatamente alla 
Sezione 2.4. 
 

2.2.9 Specifiche del prodotto standard 
Con riferimento allo “Schema di Implementazione” (art. 7 dello aFRRIF) redatto dai TSO come 
previsto dal Regolamento (art. 21(1) di EBGL [3]) ed approvato come Allegato I della Decision No. 
02/2020 del 24 gennaio 2024 dell’ACER [11] [13], il prodotto standard di aFRR ha le seguenti 
specifiche per gli attributi statici: 
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• FAT fissato a 5 minuti, a partire dal 18 dicembre 2024; 

• Tempo di de-attivazione (Deactivation period), posto ad un valore non superiore al FAT 
(5 minuti); 

• Taglia minima dell’offerta (Minimum quantity) fissata a 1 MW; 

• Taglia massima dell’offerta (Maximum quantity) fissata a 9.999 MW; 

• Periodo di validità dell’erogazione (Validity period) fissato a 15 minuti; 

• Modalità di attivazione di tipo automatico (Mode of activation); 

• Taglia minima del prezzo di offerta (Price resolution) fissata 0,01 euro/MWh. 
 
Si osserva che, in sede di offerta, il Regolamento prevede l’applicazione al servizio offerto di aFRR 
a salire e a scendere di un prezzo positivo o negativo secondo il seguente schema: (a) al servizio a 
salire (aumento di immissione in rete) l’offerta di un prezzo positivo (negativo) versato dal TSO 
(BSP) al BSP (TSO); (b) al servizio a scendere (diminuzione dell’immissione in rete) l’offerta di un 
prezzo positivo (negativo) versato dal BSP (TSO) al TSO (BSP). 
 
Per gli attributi variabili le specifiche sono, invece: 

• il volume dell’offerta; 

• la direzione del servizio offerto; 

• il prezzo di offerta, espresso in euro/MWh, che potrà essere positivo, zero, negativo; 

• l’area di controllo di destinazione del servizio offerto; 

• il periodo di validità dell’offerta. 
 
Inoltre, in sede di erogazione del servizio il prodotto standard deve essere divisibile (attivazione 
parziale del volume selezionato), attivabile/disattivabile in qualunque momento all’interno del 
validity period (15 minuti) e senza un tempo minimo consentito o richiesto per l’erogazione del 
servizio (delivery time). 
Il meccanismo di offerta è di tipo prezzo marginale (marginal pricing o pay-as-cleared). 
 

2.2.10 Procedura di conversione del prodotto standard 
Nel caso in cui il TSO adotti un sistema di gestione di central dispatching6, il TSO è tenuto a 
convertire le offerte ottenute con un processo di scheduling integrato in un prodotto standard (art. 
27 di EBGL [3]). In particolare, al processo di conversione sono soggetti gli attributi variabili che 
caratterizzano il prodotto standard (art. 7 di aFRRIF [13]). 
 

2.3 Fasi della procedura AOF 
La procedura di AOF è costituita da tre fasi: 

• Fase 1 - acquisizione degli ingressi, in particolare delle sottomissioni delle offerte e degli 
sbilanci di area (aFRR demands) da parte di ciascun TSO partecipante (a sua volta dopo 
avere acquisito e validato le offerte dei BSP sottostanti) e dei limiti di capacità di transito 
transfrontaliero per lo scambio di aFRR in esito al modulo CMF; 

• Fase 2 - costruzione con le offerte sottomesse delle due liste comuni in ordine di merito 
economico (CMOLs), una lista positiva (Positive CMOL) per ordine crescente di prezzo per 
le offerte aFRR a salire (offerta “positiva”) e una lista negativa (Negative CMOL) per 
ordine decrescente di prezzo per le offerte aFRR a scendere (offerta “negativa”); 

• Fase 3 - procedura di ottimizzazione delle offerte allocate nelle CMOL. 
 
In particolare, lo AOF determina i volumi ottimi di aFRR da assegnare a ciascun TSO partecipante 
per il controllo dell’area di pertinenza secondo i seguenti 4 criteri: 

 
6 È il caso del sistema italiano gestito da Terna. 
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• soddisfare la domanda di aFRR di ciascuna area LFC di pertinenza del TSO; 

• minimizzare complessivamente il volume di energia da attivare in tutte le aree LFC 
coinvolte; 

• massimizzare il margine economico (surplus) derivante dallo scambio di aFRR per la 
gestione e il controllo dell’intero sistema interconnesso; 

• minimizzare i volumi scambiati lungo i bordi delle interconnessioni transfrontaliere. 
 
Inoltre, in sede di assegnazione dei volumi di aFRR l’attribuzione avviene secondo regole di 
priorità assegnate prima ai LFC di pertinenza di un singolo TSO, ai LFC di pertinenza di più TSO 
(c.c. LFC Block) e ai TSO che approvvigionano parte del proprio fabbisogno di aFRR fuori della 
piattaforma. 
Il calcolo dei volumi ottimi avviene rispettando i limiti di capacità di scambio fra le aree di LFC e il 
bilancio di ciascuna area LFC. 
 

2.4 Progetto PICASSO 
2.4.1 Linee principali 
L’intento del Regolamento EBGL è l’integrazione dei mercati su cui vengono scambiati i servizi di 
bilanciamento necessari ai TSO per la gestione e il controllo del sistema elettrico interconnesso 
europeo; l’integrazione deve consentire un’allocazione ed utilizzo efficiente delle risorse 
disponibili senza introdurre distorsioni nel mercato stesso [14]. L’integrazione richiede un 
processo di armonizzazione sia tecnico (requisiti tecnici) che economico (regole di mercato). 
 
Si osserva che il Regolamento EBGL non tratta il processo di approvvigionamento delle risorse in 
capacità, che rimane di pertinenza del singolo TSO nei rispettivi mercati locali; pertanto, anche 
l’eventuale mercato del servizio di bilanciamento in capacità non è oggetto di integrazione, a 
meno che i TSO non decidano di integrare i loro mercati. 
 
Quindi, il Regolamento pone un obbligo all’integrazione dei soli mercati di servizio di 
bilanciamento in energia (balancing energy market); su tali mercati i fornitori di servizi (BSP) 
presentano le loro offerte con possibilità di rivedere la loro offerta di prezzo fino al termine della 
seduta (balancing energy gate closure time - BEGCT). 
 
L’integrazione dei mercati richiede l’implementazione di una piattaforma europea su cui i TSO 
partecipanti appartenenti agli Stati Membri possono scambiarsi i propri servizi. 
 
Elemento centrale della piattaforma aFRR è la definizione di un prodotto armonizzato da potersi 
scambiare evitando limitando così la quantità di prodotti a cui i TSO possono ricorrere e la 
possibilità di frammentazione dei mercati (split of liquidity). 
 
Il modello di piattaforma aFRR è di tipo TSO-TSO, nel senso che le controparti sono sempre i TSO, 
come è mostrato dall’interazione tra TSO A e TSO B in Figura 2.1. 
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Figura 2.1 – Schema di modello TSO-TSO per la piattaforma di scambio aFRR. Fonte: ENTSO-E, 
piattaforma PICASSO [14]. 

 

2.4.1 Iniziativa per una piattaforma comune 
L’idea di una piattaforma comune per l’integrazione dei mercati dei servizi a livello europeo parte 
nel luglio 2017 con l’iniziativa di 8 TSO di Francia (RTE), Belgio (ELIA), Paesi Bassi (TENNET NL), 
Germania (Amprion, TransnetBW, TenneT DE, 50Hertz) e Austria (APG); l’iniziativa è approvata 
dal Comitato Mercato di ENTSO-E il 9 novembre 2017, data in cui parte il progetto di piattaforma 
PICASSO come modello per la piattaforma aFRR europea ai sensi di EBGL. Il progetto presuppone 
un’analisi da appositi gruppi di lavoro ENTSO-E dell’interazione della piattaforma PICASSO con le 
altre piattaforme di scambio comune di RR, manual FRR e di processo di Imbalance Netting (IN). 
Inoltre, il complesso processo di armonizzazione richiede una valutazione da parte dei TSO 
proponenti il progetto PICASSO delle differenze dei mercati esistenti in modo da definire un 
modello di piattaforma condiviso di riferimento, ossia un target model di piattaforma aFRR.  
 

2.4.2 Principali caratteristiche 
2.4.2.1 Piattaforma PICASSO come modello target 
La piattaforma PICASSO costituisce il modello per la piattaforma aFRR. 
In sede di offerta, il prodotto standard è descritto da un insieme di attributi che possono essere 
opzionali (Regulation (EC) 2017/2195, art. 25-4) oppure obbligatori (Regulation (EC) 2017/2195, art. 
25-5). Inoltre, nella definizione del prodotto standard il processo di armonizzazione deve 
riguardare gli attributi obbligatori e alcuni attributi opzionali quali il parametro di FAT, 
minima/massima quantità e periodo di validità. 
 

2.4.2.2 Armonizzazione del FAT 
Ai fini dell’erogazione del servizio aFRR, i TSO dispongono che l’impianto regolante sia in grado 
di attivare l’intero volume di energia richiesto entro un dato intervallo di tempo massimo, a partire 
dal primo istante di inizio dell’erogazione del servizio stesso. In pratica, la risposta transitoria 
dell’impianto al segnale di set point deve portarsi a regime in un tempo massimo (FAT); tale tempo 
è definito da ciascun TSO in base alle esigenze di controllo dell’area LFC.  
 
I TSO concordano nell’armonizzare il valore del FAT in quanto occorre soddisfare un requisito di 
FRCE target da un lato (FAT corto) e una liquidità di prodotto aFRR a mercato dall’altro (FAT 
lungo). In altri termini, il controllo della frequenza da parte di una LFC area deve essere il più 
tempestivo possibile (FAT corto) ma non troppo per non rendere povera la platea di fornitori 
idonei all’erogazione del servizio aFRR (FAT lungo). 
Dal punto di vista puramente della performance tecnica sulla qualità della frequenza di rete, i TSO 
suggeriscono di adottare un valore di FAT compreso tra 5 minuti e 7,5 minuti (in particolare, alcune 
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simulazioni evidenziano un eccessivo deterioramento della qualità di FRCE in caso di FAT 
maggiore di 7,5 minuti). 
 
Dal punto di vista dell’impatto del FAT sul prodotto da scambiare (volume e prezzo offerto), i TSO 
suggeriscono di adottare un valore di FAT compreso tra 5 minuti e 15 minuti. 
In particolare, per gli impianti termoelettrici esiste una relazione lineare tra il valore di FAT e la 
quantità offerta di aFRR (trascurabile l’impatto del FAT nelle altre tipologie di impianti quali 
idroelettrici, fotovoltaici, eolici, carichi flessibili). L’impatto del cambio di set point sul livello di 
prezzo offerto non è trascurabile, soprattutto per impianti abituati ad essere eserciti in modalità 
must-run, mentre lo è sull’efficienza (e quindi anche sul costo operativo). 
 

2.4.2.3 Armonizzazione del Validity Period 
Il periodo di validità è il tempo in cui un dato prodotto energetico richiesto per servizio aFRR viene 
erogato nei termini di contratto, ossia il tempo in cui il prodotto consegnato conserva le sue 
caratteristiche di contratto. 
Si osserva che un periodo di validità corta porta il fornitore di servizio (BSP) ad offrire sempre più 
in posizioni estreme del mercato (es. punti di massimo prezzo e minima quantità); inoltre, in 
questa condizione si ha un maggiore cambio dell’ordine di merito economico (CMOL), con 
ripercussioni anche sui requisiti tecnici da soddisfare. In pratica, il risultato di un periodo di validità 
corto potrebbe essere l’offerta di un prodotto aFRR eccessivamente frammentato nell’unità di 
tempo su più fornitori deteriorando così la qualità della regolazione della frequenza. Ad esempio, 
con riferimento all’ampiezza del FAT, la prima metà del FAT potrebbe essere soddisfatta 
dall’erogazione di un impianto e la seconda da un altro impianto ma, considerato un eventuale 
ritardo di attivazione, il rischio è un’erogazione della potenza ancora più lenta oltre il FAT. 
I TSO concordano su un validity period di ampiezza 15 minuti (in linea con il validity period della 
manual FRR), al più un multiplo di 15 minuti ma senza andare oltre l’ora. 
 

2.4.2.4 Armonizzazione dell’offerta (BID) 
Innanzitutto, il prodotto energetico aFRR fa riferimento ad un’azione continuativa sull’impianto 
per cui il prodotto deve essere necessariamente divisibile. 
Inoltre, la taglia minima del prodotto energetico non deve essere troppo piccola ma nemmeno 
troppo grande. Infatti, occorre da un lato limitare le complicazioni di gestione della numerosità di 
offerte troppo piccole senza tuttavia creare barriere eccessive per i nuovi entranti. I TSO 
suggeriscono un valore di minimo bid size compreso tra 1 e 5 MW, un range in cui ricadono i 
prodotti attualmente scambiati fra i TSO proponenti. 
Per quanto riguarda la taglia massima il valore è da ricondurre puramente ai limiti tecnici della 
Information Technology, per cui il valore è fissato a 9.999 MW. 
Per quanto riguarda la granularità degli incrementi di offerta i TSO suggeriscono un valore 
massimo di 1 MW. 
Infine, essendo il servizio di aFRR una regolazione continuativa da parte dell’impianto, il tempo di 
de-attivazione è posto a zero. 
 

2.4.2.5 Armonizzazione del processo di Bidding 
Il processo di presentazione delle offerte di aFRR da parte dei fornitori di servizio (BSP) da un lato 
e di selezione delle stesse da parte dei TSO dall’altro avviene sui mercati dei servizi (balancing 
markets) e la piattaforma aFRR costituisce l’integrazione di tali mercati. La contrattazione su tale 
piattaforma si apre all’apertura della sessione (balancing energy gate opening time - BEGOT) e si 
chiude alla chiusura della stessa (BEGCT); tale mercato deve coordinarsi con le altre piattaforme 
di scambio quali intraday cross-zonal e i balancing capacity. L’idea è di collocare l’apertura BEGOT 
con sufficiente anticipo, ma non troppo, rispetto all’istante di consegna (indicativamente almeno 
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un’ora, ossia 60 minuti prima della consegna); analogamente la chiusura BEGCT deve essere 
sufficiente per permettere ai BSP di proporre le offerte e ai TSO di scambiarsi le offerte sulla 
piattaforma, sempre tenuto conto dell’istante della consegna (indicativamente si assume il 
BEGCT almeno a 30 minuti prima e la chiusura degli scambi sulla piattaforma parte dei TSO 
almeno 15 minuti prima della consegna). In questo modo si dà tempo di chiudersi alle 
contrattazioni sui mercati in capacità (balancing capacity) per l’approvvigionamento di risorse in 
capacità e a quelle sui mercati intraday zonali di energia (intraday cross-zonal). Una volta aperta la 
sessione del mercato di bilanciamento, i BSP presentano al TSO locale di pertinenza le proprie 
offerte secondo un ordine di merito economico (Local MOL); dal momento di chiusura BEGCT i 
TSO iniziano a presentare sulla piattaforma comune le proprie offerte raggruppandole in un’unica 
lista di ordine di merito economico (CMOL), una per le offerte a salire ed un’altra per quelle a 
scendere; il processo di AOF determina quindi le offerte ottime da poter attivare in ciascuna LFC 
area partecipante nell’intervallo di consegna (validity period - VP). 
 
In sede di presentazione delle offerte i BSP titolari di contratti in capacità sui mercati di 
bilanciamento in capacità hanno l’obbligo di presentare offerte sul mercato di bilanciamento in 
energia (contracted bids)7 mentre i BSP titolari solamente della pre-qualifica alla fornitura dei 
servizi o non titolari di contratti in capacità possono presentare offerte su tale mercato (non-
contracted bids or free bids/voluntary bids). Le risorse associate ad offerte di tipo non-contracted 
bids sono identificate anche come risorse di remaining flexibility. 
Alla piattaforma, pertanto, possono essere presentate sia contracted bids sia non-contracted bids. 
 
Inoltre, i TSO ritengono di non armonizzare il BEGOT mentre le EBGL richiedono di armonizzare 
il BEGCT, in modo che i TSO si allineano a definire una chiusura della presentazione delle offerte 
(TSO gate closure time - TSOGCT) solo dopo aver effettuato tutti i controlli necessari prima 
dell’attivazione nel tempo reale, soprattutto per quanto riguarda il monitoraggio dei limiti di 
capacità trasporto sulle interconnessioni transfrontaliere. In particolare, avendo definito un VP di 
15 minuti, nell’arco di 24 ore si hanno 96 momenti di BEGCT (con un minimo di 24 BEGCT, tenuto 
conto del fatto che EBGL ammette un anticipo massimo di 1 ora dalla consegna). Si osserva che la 
scelta del BEGCT va fatta tenendo conto della possibilità da parte del TSO di modificare la propria 
offerta sulla piattaforma in caso di ultima comunicazione da parte del BSP di indisponibilità della 
risorsa (es. per guasto). Indicativamente i TSO suggeriscono di posizionare il BEGCT e il TSOGCT 
almeno 30 minuti e 15 minuti prima della consegna rispettivamente. 
 
In sede di remunerazione del servizio erogato, i TSO hanno scelto di adottare il modello di Cross-
Border Marginal Price (XB MP). In base a questo meccanismo nelle aree non congestionate i TSO 
scambiano allo stesso prezzo mentre, in caso di congestione, il prezzo maggiore è applicato ai 
TSO nell’area congestionata. L’allocazione della spesa tra i TSO è definita in base al principio di 
proportional cost sharing, ossia una suddivisione in base all’entità di aFRR demand di ciascuna LFC 
area. Questo meccanismo assicura che nessun TSO perda in termini di beneficio grazie alla 
cooperazione; inoltre, tale meccanismo potrebbe riflettersi nell’allocazione della congestion rent 
(rendita di congestione). 
 
Per quanto riguarda l’energia da aFRR attivata da remunerare, occorre osservare che i TSO sono 
responsabili del mantenimento, in ogni istante, della frequenza di rete entro i limiti operativi (da 
cui la correzione dell’errore o di ACE all’interno del LFC area) mentre coloro che offrono sul 
mercato dell’energia la disponibilità dei loro impianti ad effettuare scambi di energia per 
soddisfare la domanda di energia (BRP) sono responsabili degli sbilanci di energia. La continua 

 
7 In alcuni Paesi europei come Belgio e Paesi Bassi l’approvvigionamento a mercato delle risorse di bilanciamento avviene 
tramite contratti sia in capacità sia in energia; in questo caso, in sede di svolgimento dei mercati giornalieri in energia i titolari 
di contratti in capacità sono obbligati a fare offerte in volumi di energia. In genere, un contratto in capacità prevede una 
remunerazione per la disponibilità in capacità ma può anche includere una remunerazione per l’attivazione. 
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fluttuazione dello scambio di potenza tra generazione e carico, dovuta anche all’azione di altre 
regolazioni quale l’azione della mFRR e RR, determina un errore di area (ACE) non nullo che 
dev’essere corretto continuamente dall’azione di aFRR. Vista l’azione continua della aFRR, è 
necessario identificare bene un intervallo (Balancing Energy Pricing Period - BEPP) in cui definire la 
quantità di energia da valorizzare per aFRR. All’interno di tale intervallo il volume di energia sarà 
valorizzato secondo il criterio di prezzo adottato, ossia il marginal pricing (regola dell’ultimo 
prezzo più alto nel caso di aumento di immissione). I TSO propongono di adottare un BEPP pari 
alla durata del ciclo di regolazione della aFRR (control cycle BEPP - CCBEPP) oppure un intervallo 
di 15 minuti (Quarter hour BEPP - QHBEPP). Nel primo caso la scelta dell’intervallo andrebbe 
opportunamente armonizzato, dal momento che i TSO adottano una regolazione con cicli di 
regolazione compresa tra 2 s e 5 s (per es. si potrebbe assumere il ciclo di risoluzione del processo 
di AOF) mentre nel secondo caso la scelta sarebbe coerente con l’intervallo target entro cui 
valorizzare lo sbilancio di energia ai BRP (Imbalance Settlement Period - ISP). Nel caso di CCBEPP 
ogni ciclo di regolazione all’interno del VP è valorizzato ad un prezzo marginale specifico (prezzo 
più alto fra tutte le offerte attivate per ciclo) mentre nel caso di CHBEPP tutti i cicli di regolazione 
all’interno del VP sono valorizzati ad un unico prezzo marginale. La scelta del BEPP deve tener 
conto dell’impatto che potrebbe avere sul prezzo di sbilanciamento (le due opzioni risentono 
entrambe dell’impatto sul prezzo dei picchi di fabbisogno aFRR), sul livello di incentivo da 
riconoscere ai BSP e BRP (impatto complesso da valutare) e sul valore del congestion rent (valore 
più alto nel caso di BEPP a 15 minuti). 
Infatti, il prezzo di sbilanciamento da riconoscere al BRP è strettamente legato al volume di 
energia coinvolto (più energia significa maggiore impatto sul prezzo di sbilanciamento). Quindi, 
l’impatto della aFRR sul prezzo di sbilanciamento è importante quando l’energia richiesta è 
importante oppure il prezzo è elevato. 
 
Sempre in relazione all’energia da valorizzare occorre valutare quale energia da considerare, 
quella in esito alla misura (metered value) oppure quella in esito alla richiesta da parte del TSO 
(requested value). Entrambe vanno opportunamente valutate, anche tenuto conto dell’energia 
rilasciata in fase di rientro del BSP dall’erogazione del servizio (dummy energy). 
 

2.4.3 Operatività 
Una volta identificate le quantità da considerare per il funzionamento della piattaforma, 
eventualmente a valle di un processo di armonizzazione, occorre definire lo schema di operatività 
effettiva della piattaforma PICASSO (ossia come i diversi attori agiscono ed interagiscono fra di 
loro). 
Innanzitutto, il processo di controllo della frequenza al suo valore di set point (50 Hz), denominato 
FRP oppure LFC oppure semplicemente Regolazione Secondaria, avviene nel seguente modo. Per 
ogni area di controllo e per ogni ciclo di regolazione il TSO osserva l’ACE che rappresenta lo 
sbilancio da correggere, calcola il contributo di regolazione, a compensazione dell’ACE, da 
attribuire ad ogni BSP che, a sua volta, attiva successivamente gli impianti regolanti per la 
variazione di potenza richiesta. Per effetto di ritardi di intervento di alcuni impianti regolanti (es. 
limiti di rampa), l’azione della regolazione può perdurare anche nel ciclo successivo influenzando 
così anche l’ACE nel ciclo successivo. Questo significa che nel ciclo successivo lo sbilancio da 
correggere è la somma di ACE, più l’effettiva reazione degli impianti regolanti nel ciclo 
precedente: tale somma è indicata come Control Demand. Una volta identificato il valore di ACE, 
il regolatore di rete determina il segnale di volume di potenza da richiedere agli impianti regolanti 
per la compensazione dell’ACE (control target); tale segnale necessita di essere filtrato e 
riprocessato per tener conto delle effettive caratteristiche degli impianti regolanti, ottenendo così 
l’effettivo segnale di set point (control request o AGC signal) da inviare in ingresso agli impianti 
regolanti. L’impianto potrà così rispondere al segnale di set point (activation) tenendo conto delle 
effettive caratteristiche dinamiche di impianto e del vincolo del FAT. Questo schema di controllo 
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deve rimanere, per cui è necessario capire come introdurre il nuovo meccanismo di scambio 
coordinato dei prodotti aFRR preservando la qualità della FRCE. 
 
I TSO definiscono due possibili approcci di introduzione del meccanismo coordinato della 
aFRR [15]: 

• Control demand concept il cui schema è rappresentato in Figura 2.2 , dove in ingresso allo 
AOF è il set dei control demand di ogni LFC area e in uscita sono delle correzioni all’ACE 
di ogni LFC area; 

• Control request concept il cui schema è rappresentato in Figura 2.3, dove in ingresso allo 
AOF è il set dei control target di ogni LFC area e in uscita sono i segnali di control request 
da inviare ai BSP di ogni LFC area.  

Nel primo modello è possibile ottimizzare con la AOF la distribuzione dei fabbisogni di aFRR nelle 
LFC area lasciando inalterata la struttura di controllo; infatti, i TSO si scambiano i fabbisogni di 
aFRR e le relative correzioni da sommare all’ACE locale. Nel secondo caso la AOF risolve in 
maniera integrata la distribuzione ottima dei fabbisogni di aFRR tenendo conto anche delle 
caratteristiche degli impianti; questa soluzione comporta una ridefinizione anche degli attuali 
schemi di controllo.  
 

 
Figura 2.2 – Schema di Control demand concept. Fonte: ENTSO-E [14] [15]. 

 

 
Figura 2.3 – Schema di Control request concept. Fonte: ENTSO-E [14] [15]. 

 

2.4.4 Roadmap di adesione dei TSO 
In accordo con le disposizioni della aFRRIF (art. 5) [13], dalla data di approvazione della aFRRIF 
(24 gennaio 2020) i TSO partecipanti alla piattaforma aFRR avevano 3 mesi di tempo per definire 
un piano di accesso (accession roadmap) alla piattaforma; la roadmap non sarebbe dovuta andare 
oltre il termine di avvio della piattaforma aFRR previsto dal EBGL (24 luglio 2022). 
Nell’ambito del progetto PICASSO la prima versione della roadmap è stata presentata in data 24 
aprile 2020 (Figura 2.4). Tale roadmap prevedeva i seguenti step: 

• Implementazione dell’algoritmo di AOF (compresa la fase di preparazione e di 
implementazione a livello nazionale dei termini e delle condizioni per lo scambio, fasce 
gialla e verde chiara in figura); 
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• Implementazione della procedura di TSO-TSO Settlement; 

• Fase di Testing delle diverse funzioni della piattaforma aFRR; 

• Fase di Testing delle procedure di TSO Interoperability (si veda la fascia arancione); 

• Fase di Testing di parallel run (operational test); 

• Pima connessione del TSO alla piattaforma aFRR (Go Live, come si vede con fascia verde 
scura); 

• Go Live della piattaforma aFRR (verde scura, salvo deroga come mostrato con fascia 
rossa). 

In base alle previsioni indicate nella “Roadmap di avvio della piattaforma aFRR” [16], i primi TSO 
ad avviare la piattaforma sono stati i 4 TSO della Germania (50 Hertz, Amprion, Tennet D, 
TransnetBW), il TSO dell’Austria (APG) e il TSO della Francia (RTE); a seguire tutti gli altri TSO per 
un Go Live completo della piattaforma in data 24 luglio 2022 (linea rossa verticale in figura), salvo 
i TSO di alcuni Paesi ai quali è stata concessa una deroga in base all’art. 62 delle EBGL (area 
NORDIC: Danimarca, Finlandia, Norvegia, Svezia8; Polonia; Spagna; Portogallo; Paesi Bassi; 
Svizzera). Per l’area Italia di pertinenza del TSO Terna era previsto un accesso poco prima della 
dead-line del 24 luglio 2022.  
 

 
Figura 2.4 – Roadmap di avvio della piattaforma aFRR nell’ambito del progetto PICASSO (versione 
approvata in data 24 aprile 2020). Fonte: ENTSO-E piattaforma PICASSO [16]. 

 
Dopo 2 anni dalla prima emissione, nell’aggiornamento del 27 aprile 2022 (l’ultimo prima della 
dead-line 24 luglio 2022) [17], risultavano in programma gli accessi dei 4 TSO tedeschi (50 Hertz, 
Amprion, Tennet D, TransnetBW) e dei TSO dell’Austria (APG) e di Repubblica Ceca 
rispettivamente; tutti gli altri TSO erano in regime di deroga e senza indicazione della data di 
accesso, tranne per il TSO dell’Ungheria (MAVIR, 24 luglio 2024), dell’Italia (Terna, 24 luglio 2023), 
della Romania (Transelectrica, 1 dicembre 2022), della Slovacchia (SEPS, 24 luglio 2024) e della 
Spagna (REE, 24 luglio 2024). La posizione del TSO del Belgio (ELIA) non era data in regime di 
deroga ma era legata piuttosto ai termini di applicazione del nuovo modello di Terms and 
Conditions (T&C) [18] al momento della connessione di ELIA alla piattaforma PICASSO. Infine, 
l’adesione del TSO della Svizzera (Swissgrid) subiva dei ritardi a causa dei contenziosi della 
Svizzera con la Corte Generale dell’Unione Europea. 
In data 1° giugno 2022 i TSO partecipanti hanno annunciato il “Go Live” della piattaforma aFRR 
del progetto PICASSO, anticipando di quasi 2 mesi il termine indicato da EBGL [19]. 
In data 22 giugno i 4 TSO di Germania, il TSO austriaco (APG) e quello ceco (CEPS) hanno 
effettuato il primo accesso alla piattaforma PICASSO per lo scambio del servizio aFRR [20]. 
 

 
8 I Paesi scandinavi hanno diritto di deroga per un avvio nel periodo Q3 2023 - Q2 2024. 



 

 
Rapporto n. 23012834 Pag. 21/68 

 

 

Dopo poco meno di 1 anno dal “Go Live” della piattaforma PICASSO, nell’aggiornamento della 
Roadmap del 28 aprile 2023 [21], ad eccezione dei TSO tedeschi, di quello austriaco e ceco, tutti i 
TSO risultavano in regime di deroga; in particolare, il TSO ESO (Bulgaria) ha indicato il 30 giugno 
2024, il TSO Terna (Italia) il 24 luglio 2023, il TSO Transelectrica (Romania) il 1° marzo 2024; tutti 
gli altri il 24 luglio 2024. Inoltre, il TSO svizzero figurava sempre nel contenzioso con la Corte 
Generale dell’Unione Europea. In Figura 2.5 è mostrato lo stato della Roadmap di accesso alla 
piattaforma aFFR aggiornato al 25 ottobre 2023 [22]. 
 

 
Figura 2.5 – Roadmap di avvio della piattaforma aFRR nell’ambito del progetto PICASSO (versione 
aggiornata in data 25 ottobre 2023). Fonte: ENTSO-E piattaforma PICASSO [22]. 
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3 - SCHEMI DI ATTIVAZIONE DELLA RISORSA 
aFRR 
La piattaforma di scambio aFRR, così come è stata realizzata con il progetto PICASSO, prevede 
che le offerte selezionate di aFRR siano attivate da ciascun TSO secondo un criterio di merit order 
economico (attivazione sequenziale in base all’ordine di merito economico delle offerte 
selezionate) in modo da sfruttare le risorse più convenienti economicamente. D’altra parte, come 
mostrato in [23] e in [24] [25], nel sistema interconnesso europeo la procedura di attivazione della 
risorsa aFRR da parte di un TSO avviene secondo uno schema di tipo merit order oppure di tipo pro 
rata (attivazione parallela, ossia con attivazione simultanea di tutte le offerte selezionate senza 
tener conto dell’ordine di merito economico); inoltre, anche lo stesso meccanismo merit order può 
avere piccole differenze come sarà evidenziato nelle successive sezioni descrivendo le soluzioni 
adottate in Germania e nei Paesi Bassi. Di seguito è riportata una descrizione dei due diversi 
schemi di attivazione, facendo riferimento poi ad alcune esperienze internazionali in Europa. 
 

3.1 Mappa degli schemi di attivazione della aFRR in 
Europa 
Come è mostrato in Figura 3.1 [23], nel sistema continentale europeo (c.d. CE) in 12 Paesi i TSO 
responsabili adottano lo schema merit order e in 10 il meccanismo pro rata (di altri non è data 
alcuna informazione). Rispetto al 2010, quando solamente l’area controllata dai 4 TSO tedeschi 
applicava il meccanismo merit order, la situazione odierna e già quella del 2015 (Figura 3.2) 
mostrano un evidente cambiamento di approccio da parte dei TSO. 
 

 
Figura 3.1 – Schemi di attivazione del servizio aFRR nel sistema interconnesso europeo nel 2022. Fonte: 
ENTSO-E. 
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Figura 3.2 – Schemi di attivazione del servizio aFRR nel sistema interconnesso europeo nel 2015. Fonte: 
ENTSO-E [8]. 

 

3.2 Regolatore di rete 
Con riferimento al modello di Control Demand Concept adottato nel progetto PICASSO che 
rappresenta il modello di riferimento per la piattaforma aFRR (si veda la Figura 2.2 della 
Sottosezione 2.4.3, pag. 19), la struttura del regolatore di rete adottato da ciascun TSO all’interno 
della propria LFC area per il processo di Frequency Restoration non cambia e quindi vale ancora 
quando descritto in [5] sia per il pro rata che per il merit order. 
Il regolatore di rete (Frequency Restoration Controller – FRC  o Automatic Generation Controller – 
AGC o Secondary Frequency Controller - SFC) riceve in ingresso lo scarto di potenza (segnale di 
errore di potenza), dovuto a sua volta, da un lato, allo scarto di potenza sugli scambi 
transfrontalieri (differenza tra i valori programmati ed effettivi) e, dall’altro, allo scarto di 
frequenza in esito all’intervento della regolazione primaria (processo di Frequency Containment); 
in uscita il regolatore di rete fornisce il segnale di set point (AGC signal) da assegnare ed inviare 
automaticamente agli impianti regolanti. 
Il processo del FRC (o AGC) può essere distinto in 4 step o blocchi funzionali, come è 
schematizzato in Figura 3.3. 
 

 
Figura 3.3 – Schema a blocchi semplificato del Frequency Restoration Controller (FRC) o di Automatic 
Generation Controller (AGC). Fonte: ENTSO-E [5]. 

 
Input Module. Il blocco determina, a livello di area di controllo in capo al TSO e ad ogni ciclo di 
regolazione (tipicamente ogni 2-5 s), lo sbilancio di potenza di area (Frequency Restoration Control 
Error - FRCE od Area Control Error - ACE) da inviare successivamente in ingresso al Regolatore di 
Rete, come è mostrato in Figura 3.4. Gli ingressi da considerare sono: 

• Frequenza di rete misurata localmente (per es. a ridosso dell’impianto regolante); 

• Valore di set point della frequenza di rete; 

• Transito di potenza sulle linee transfrontaliere (compresi le interconnessioni virtuali); 

• Valore di set point (programmato) dei transiti sulle linee transfrontaliere. 
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In particolare, il contributo di potenza del processo di Frequency Containment è stimato tramite 
l’Energia Regolante Secondaria di area (K oppure K_Factor)9 che, a sua volta, è una stima 
dell’Energia Regolante Primaria effettiva di cui dispone la LFC area. 

 
Figura 3.4 – Schema del blocco di ingresso (Input) al Frequency Restoration Controller (FRC) o di 
Automatic Generation Controller (AGC). Fonte: ENTSO-E [5]. 

 
AGC Controller. Il blocco calcola la potenza regolante necessaria alla compensazione dello 
sbilancio della LFC area (ACE o FRCE); tale potenza è indicata come AGC target oppure aFRR 
control target. Con riferimento alla sola struttura del regolatore, la potenza regolante così definita 
è intesa come potenza “ideale” di set point in quanto tale segnale di potenza non considera le 
effettive limitazioni alla variazione di potenza dell’impianto regolante. La struttura del Regolatore 
di Rete è quella mostrata in Figura 3.5. 
 

 
Figura 3.5 – Schema del blocco di Frequency Restoration Controller (FRC) o di Automatic Generation 
Controller (AGC). Fonte: ENTSO-E [5]. 

 
Il blocco PI-Controller del Regolatore di Rete è descritto dalla seguente relazione [26]: 
 

𝑎𝐹𝑅𝑅 𝑐𝑜𝑛𝑡𝑟𝑜𝑙 𝑡𝑎𝑟𝑔𝑒𝑡 𝐿𝐹𝐶 𝑎𝑟𝑒𝑎 = −𝛽𝐿𝐹𝐶 𝑎𝑟𝑒𝑎 ∙ 𝐹𝑅𝐶𝐸 −
1

𝑇𝐿𝐹𝐶 𝑎𝑟𝑒𝑎

∫ 𝐹𝑅𝐶𝐸 ∙ 𝑑𝑡 3.1 

dove  

• 𝛽𝐿𝐹𝐶 𝑎𝑟𝑒𝑎  è il guadagno del termine proporzionale dell’integratore; 

• 𝑇𝐿𝐹𝐶 𝑎𝑟𝑒𝑎  è la costante di tempo dell’integratore; 

• 𝑎𝐹𝑅𝑅 𝑐𝑜𝑛𝑡𝑟𝑜𝑙 𝑡𝑎𝑟𝑔𝑒𝑡𝐿𝐹𝐶 𝑎𝑟𝑒𝑎  è il segnale di AGC in uscita dall’integratore da inviare 
direttamente od indirettamente agli impianti regolanti che partecipano alla regolazione 
secondaria. 

Nell’ambito del sistema sincrono europeo continentale, ENTSO-E raccomanda valori del 
guadagno e della costante di tempo compresi tra 0% e 50%, e tra 50 s e 200 s rispettivamente [27]; 
tali valori sono sufficienti ad assicurare una risposta stabile e senza sovra-elongazione.  
Altri elementi di corredo del Regolatore di Rete sono i filtri (Low-Pass Filter, Quadratic Filters) che 
hanno la funzione, in genere, di generare un segnale “pulito” e stabile per il sistema controllato 
(riduzione del rumore, non attivazione in caso di segnale FRCE di scarsa entità) [5]. 
 

 
9 L’Energia Regolante Secondaria è assegnata a livello di sistema sincrono interconnesso come K-factor [MW/Hz] ed è 
un’approssimazione dell’Energia Regolante Primaria coinvolta nella regolazione primaria di frequenza. 
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Bid Activation Module. Il blocco calcola il segnale della potenza necessaria alla compensazione 
dello sbilancio (ACE o FRCE) tenendo conto delle effettive caratteristiche degli impianti regolanti 
(es. ramp rate), più altri parametri (bid size, bid price, segnale di AGC nel ciclo di regolazione 
all’istante t-1), come è mostrato in Figura 3.6. Tale segnale è detto aFRR control request al ciclo di 
regolazione “t”. 

 
Figura 3.6 – Schema del blocco di Bid Activation del Frequency Restoration Controller (FRC) o Automatic 
Generation Controller (AGC). Fonte: ENTSO-E [5]. 

 
Communication Module. Il blocco trasmette il vero segnale di set point (aFRR control request) 
direttamente agli impianti regolanti oppure agli impianti regolanti per il tramite dei BSP 
controllanti. La trasmissione del segnale può avvenire secondo un meccanismo di attivazione pro 
rata oppure di merito economico (meccanismo di sequential merit order). 
 

 
Figura 3.7 – Schema del blocco di Communication del Frequency Restoration Controller (FRC) o Automatic 
Generation Controller (AGC). Fonte: ENTSO-E [5]. 

 
In Figura 3.8 è mostrato il funzionamento dei 4 blocchi funzionali del regolatore di rete (FRC o 
AGC) mentre in Figura 3.9 è mostrato il transitorio di potenza di un generico impianto regolante 
attivato dal regolatore di rete: il regolatore di rete riceve in ingresso un segnale di FRCE a un 
gradino (curva 2 nera),  il regolatore di rete genera, in uscita, il segnale di set point desiderato 
(curva 3 gialla), il segnale di set point desiderato è processato in un segnale di set point effettivo 
per tener conto delle reali caratteristiche degli impianti (curva 4 rossa), gli impianti regolanti (qui 
rappresentati con un’unica macchina equivalente) rispondono al segnale di set point (curva 5 blu). 
Si osserva come la curva della risposta effettiva degli impianti (curva blu) si discosti leggermente 
dalla curva effettiva desiderata (curva rossa), per effetto di un piccolo ritardo iniziale di 
attivazione, mentre la curva di risposta effettiva desiderata si discosta dal set point generato dal 
regolatore di rete (curva gialla) nei primi istanti di attivazione per effetto dei limiti di rampa della 
risposta effettiva degli impianti. 
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Figura 3.8 – Schema generico del controllore per il Frequency Restoration. Fonte: ENTSO-E [8]. 

 

 
Figura 3.9 – Transitorio di potenza di risposta degli impianti regolanti all’azione di regolazione 
comandata dal Regolatore di rete. Fonte: ENTSO-E [8]. 

 

3.3 Attivazione “pro rata” 
Ad ogni ciclo di regolazione il segnale effettivo di set point (aFRR control request) di potenza 
necessaria alla compensazione dello sbilancio di area (ACE o FRCE) viene comunicato dal TSO a 
tutti gli impianti regolanti disponibili ad effettuare la regolazione, indipendentemente dalla 
posizione di merit order del livello di prezzo accettato in sede di selezione dell’offerta. Ad esempio, 
come è mostrato in Figura 3.10 [5], per la compensazione di 50 MW di sbilancio di area (ACE o 
FRCE) tutte le 5 offerte di aFRR disponibili (riferibili a 5 blocchi di impianto regolanti nella titolarità 
di 5 BSP distinti oppure a 5 singoli impianti regolanti) vengono selezionate sia in fase di 
determinazione del segnale di aFRR control target (5 fasce in verde) sia in fase di invio effettivo e 
simultaneo (in parallelo) del segnale di aFRR control request (5 fasce in rosso); ciascun impianto 
interverrà in quantità proporzionale alla banda di regolazione offerta. 
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Figura 3.10 – Schema di attivazione della procedura pro rata. Fonte: ELIA/TENNET [5]. 

 
Un altro esempio di attivazione con meccanismo pro rata è il seguente (Figura 3.11). Si considerano 
2 operatori BSP (A, B) con 10 offerte distinte per un totale di 97 MW per il servizio aFRR di cui è 
nota l’entità della singola offerta (Bid Size) e il relativo prezzo (Bid Price) per la compensazione di 
uno sbilancio di area pari a 53 MW all’istante “t” (esito del calcolo di ACE). Inoltre, per ciascuna 
offerta l’operatore BSP rende nota la massima variazione che è in grado di soddisfare per ogni 
ciclo di regolazione (max ramping per AGC cycle). Quindi, noti anche i valori di set point del 
Regolatore di rete (valore target all’istante “t” e request all’istante “t-1”), è possibile determinare 
il valore di set point request all’istante “t”, secondo la seguente relazione [5]: 

∆𝑃𝑡,𝑟𝑒𝑞 = {
∆𝑃𝑡−1,𝑟𝑒𝑞 − ∆𝑃𝑅𝑎𝑚𝑝 𝐴𝐺𝐶 𝑐𝑦𝑐𝑙𝑒 , 𝑠𝑒 ∆𝑃𝑡−1,𝑟𝑒𝑞 > ∆𝑃𝑡,𝑡𝑎𝑟𝑔𝑒𝑡

∆𝑃𝑡−1,𝑟𝑒𝑞 + ∆𝑃𝑅𝑎𝑚𝑝 𝐴𝐺𝐶 𝑐𝑦𝑐𝑙𝑒 , 𝑠𝑒 ∆𝑃𝑡−1,𝑟𝑒𝑞 < ∆𝑃𝑡,𝑡𝑎𝑟𝑔𝑒𝑡
 3.2 

dove  

• ∆𝑃𝑡,𝑟𝑒𝑞  è la variazione di potenza di “aFRR control request” richiesta al BSP all’istante “t” 

del ciclo di regolazione; 

• ∆𝑃𝑡−1,𝑟𝑒𝑞 è la variazione di potenza di “aFRR control request” richiesta al BSP all’istante 

“t-1” del ciclo di regolazione; 

• ∆𝑃𝑅𝑎𝑚𝑝 𝐴𝐺𝐶 𝑐𝑦𝑐𝑙𝑒  è la massima variazione di ramping a salire/scendere (“Max ramping per 

AGC cycle”) consentita dal BSP ad ogni ciclo di regolazione; 

• ∆𝑃𝑡,𝑡𝑎𝑟𝑔𝑒𝑡  è la variazione di potenza di “aFRR control target” richiesta al BSP all’istante 

“t” del ciclo di regolazione. 
 
Per la copertura dello sbilancio di area (53 MW) vengono attivate tutte le offerte dei BSP; inoltre, 
tenuto conto del contributo della regolazione nel ciclo di regolazione precedente (23,8 MW), la 
quantità effettivamente richiesta ai BSP nel ciclo di regolazione all’istante “t” è di 32,7 MW (20,3 
MW in meno della quantità richiesta come target dal Regolatore di rete). 
 

 
Figura 3.11 – Esempio di attivazione delle offerte con schema pro rata. Fonte: ELIA/TENNET [5]. 
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Dal punto di vista della velocità di rilascio della potenza regolante da parte dell’impianto, lo 
schema pro rata utilizza il massimo ramp rate che gli impianti attivati mettono a disposizione 
simultaneamente; in altre parole, il ramp rate risultante della regolazione è dato dalla somma di 
tutti i ramp rate di intervento di tutti gli impianti attivati (approccio di combined ramp rate).  
 

3.4 Attivazione “merit order” 
Ad ogni ciclo di regolazione il segnale effettivo di set point (aFRR control request) di potenza 
necessaria alla compensazione dello sbilancio di area (ACE o FRCE) viene comunicato dal TSO ai 
BSP responsabili degli impianti regolanti, rispettando il merit order del loro livello di prezzo offerto 
e accettato in sede di selezione. Ad esempio, come è mostrato in Figura 3.12 [5], per la 
compensazione di 50 MW di sbilancio di area (ACE o FRCE) su 5 offerte di aFRR disponibili (riferibili 
a 5 blocchi di impianto regolanti nella titolarità di 5 BSP distinti oppure a 5 singoli impianti 
regolanti) vengono selezionate solamente i primi 3 sia in fase di determinazione del segnale di 
aFRR control target (3 fasce in verde) sia in fase di invio effettivo sequenziale del segnale di aFRR 
control request (3 fasce in rosso); inoltre, diversamente dal meccanismo pro rata, le prime 2 offerte 
sono accettate per intero mentre la terza offerta solo parzialmente. Questo significa che durante 
l’erogazione della potenza regolante richiesta saranno utilizzate in successione le prime 3 offerte 
ma con la terza solo in quantità parziale. In termini di volume di aFRR, le offerte selezionate (e 
quindi anche il numero di impianti attivati) dipendono dall’ampiezza dello sbilancio da 
compensare (ACE o FRCE). 
 

 
Figura 3.12 – Schema di attivazione della procedura merit order. Fonte: ELIA/TENNET [5]. 

 
Un altro esempio di attivazione con meccanismo merit order è il seguente (Figura 3.13). Si 
considerano 2 operatori BSP (A, B) con 10 offerte per un totale di 97 MW per il servizio aFRR di cui 
è nota l’entità della singola offerta (Bid Size) e il relativo prezzo (Bid Price) per la compensazione 
di uno sbilancio di area pari a 53 MW all’istante “t” (esito del calcolo di ACE). Inoltre, per ciascuna 
offerta l’operatore BSP rende nota la massima variazione che è in grado di soddisfare per ogni 
ciclo di regolazione (max ramping per AGC cycle). Quindi, noti anche i valori di set point del 
Regolatore di rete (valore target all’istante “t” e request all’istante “t-1”), è possibile determinare 
il valore di set point request all’istante “t”, secondo la relazione (3.2) [5].Rispetto al meccanismo 
pro rata, per la copertura dello sbilancio di area (53 MW) vengono attivate solamente le prime 7 
offerte (su 10 offerte totali) dei BSP in base all’ordine di merito economico dei prezzi offerti; 
inoltre, in sede di selezione dei valori di set point “target” sono selezionate interamente solamente 
le prime 6 offerte mentre la settima offerta è selezionata solo parzialmente (2 MW su 5 MW 
offerti); tutte le altre offerte sono poste al valore “target” zero, annullando così l’eventuale valore 
non nullo richiesto nel ciclo di regolazione “t-1” (si veda il valore 1,9 MW dell’ottava offerta a “t-
1”). Tenuto conto del contributo della regolazione nel ciclo di regolazione precedente, la quantità 
effettivamente richiesta ai BSP nel ciclo di regolazione all’istante “t” è di 28 MW (25 MW in meno 
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della quantità richiesta come target dal Regolatore di rete e 4,7 MW in meno della quantità 
effettivamente richiesta con meccanismo pro rata per la compensazione dello stesso sbilancio). 
 

 
Figura 3.13 – Esempio di attivazione delle offerte con schema merit order. Fonte: ELIA/TENNET [5]. 

 
Dal punto di vista della velocità di rilascio della potenza regolante da parte dell’impianto, lo 
schema merit order utilizza il massimo ramp rate messo a disposizione dai soli impianti chiamati 
ad attivarsi singolarmente secondo un ordine di merito economico; in altre parole, il ramp rate 
risultante della regolazione è la somma dei ramp rate dei soli impianti chiamati ad attivarsi 
singolarmente secondo il suddetto ordine di merito economico.  
 

3.5 Requisito di FAT e risposta degli impianti regolanti 
Durante l’erogazione del servizio aFRR, i TSO dispongono che l’impianto regolante sia in grado di 
attivare l’intero volume di energia richiesto dal segnale di set point (AGC signal) entro un dato 
intervallo di tempo massimo, a partire dall’istante di inizio dell’erogazione del servizio stesso; tale 
intervallo di tempo è definito come tempo di piena erogazione del servizio richiesto (FAT). In 
pratica, la risposta dell’impianto al segnale di set point deve portarsi a regime in un tempo 
massimo non oltre il valore di FAT, come mostrato in Figura 3.14 [14]. In caso di violazione, la 
risposta dell’impianto risulta più lenta oppure più veloce ma con un valore di regime inferiore al 
valore di set point desiderato. 
 

 
Figura 3.14 – Risposta transitoria dell’impianto regolante al segnale di set point: a sinistra la risposta 
dell’impianto rispetta il FAT, a destra la risposta dell’impianto viola il FAT. Fonte: ENTSO-E piattaforma 
PICASSO [14]. 

 
La risposta desiderata dell’impianto dovrebbe essere di tipo lineare nell’intero intervallo del FAT 
e rispondente ad un dato requisito dinamico di rampa specificato dal TSO. In realtà, la risposta 
effettiva dell’impianto non è perfettamente lineare in quanto l’erogazione della potenza dipende 
da molteplici fattori. Pertanto, in base alle caratteristiche degli impianti controllati, in sede di pre-
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qualifica i TSO possono richiedere il soddisfacimento del FAT all’impianto in due maniere [8] [14] 
[28]: 

• imponendo un requisito di rampa (Ramping or Continuous activation approach), ossia una 
risposta dinamica lungo una traiettoria che meglio approssima una linea retta 
nell’intervallo di FAT (vedi Figura 3.15 relativa ad un generatore equivalente di area); 

• imponendo propriamente un requisito di FAT (FAT approach o Step-wise activation 
approach), ossia una risposta dinamica lungo una traiettoria libera a patto che tale 
risposta sia la più rapida possibile e la più intensa in termini energetici (erogazione quasi 
istantanea di una grande quantità di energia) (vedi Figura 3.16 relativa ad un generatore 
equivalente di area). 

 

 
Figura 3.15 – Risposta transitoria dell’impianto regolante al segnale di set point con Ramping approach. 
Fonte: ENTSO-E piattaforma PICASSO [28]. 

 

 
Figura 3.16 – Risposta transitoria dell’impianto regolante al segnale di set point con FAT approach. 
Fonte: ENTSO-E piattaforma PICASSO [28]. 

 
Nel primo metodo il segnale di erogazione della aFRR Demand (pari allo sbilancio ACE di area) è 
definito dapprima dal valore di “aFRR control target” che esprime una curva quasi ideale di risposta 
transitoria dell’impianto; successivamente il Regolatore di rete determina il segnale di “aFRR 
control request” lungo una traiettoria lineare (rampa) e la risposta effettiva dell’impianto deve 
approssimare il più possibile la traiettoria lineare indicata, correggendo così l’ACE in maniera 
lineare entro l’intervallo di FAT. Questo approccio è applicato laddove è richiesto all’impianto di 
inseguire il più fedelmente possibile il segnale di set point (in sede di pre-qualifica, nell’intero 
intervallo del FAT il TSO invia una sequenza di nuovi set point, in termini di segnali ad impulso; il 
set point è aggiornato ed inviato ogni 4-10 s, un intervallo corrispondente al ciclo di regolazione; 
all’interno dell’intervallo di FAT l’impianto deve portarsi al nuovo valore di set point entro un 
tempo massimo di 30-60 s, come mostrato in Figura 3.17). Al fornitore di servizio è applicata una 
penalità in caso di risposta dinamica dell’impianto con deviazione eccessiva dal segnale di set point 
(è ammessa una banda di tolleranza). In sede di remunerazione, al fornitore è riconosciuto il 
volume di energia scambiata lungo la traiettoria “quasi” lineare, ma viene anche eventualmente 
applicata la penalità. Inoltre, dal momento che il TSO definisce un requisito dinamico minimo di 
rampa da soddisfare, all’impianto potrebbe essere riconosciuto anche un valore di rampa più 
elevato, potendo così l’impianto movimentare anche più energia. Questo approccio si presta 
molto per impianti la cui caratteristica di rampa è ben nota a priori, come avviene per gli impianti 
termoelettrici a gas (es. CCGT), e per aree LFC controllate con meccanismo pro rata [28]. Nel caso 
di attivazione degli impianti con schema pro rata, la reazione simultanea, in termini di ramp rate, 
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di tutti gli impianti permette alla regolazione di raggiungere il valore di regime molto prima 
dell’intera durata del FAT. 
 
Nel secondo metodo il segnale di “aFRR control target” non è sottoposto alla correzione di un 
limitatore di rampa (si assume che l’impianto sia in grado di rispondere quasi istantaneamente); 
in effetti, l’effettiva linea della risposta transitoria dell’impianto deve risultare quasi una 
traslazione di quella “target” (l’ACE è corretto secondo questa curva). Questo metodo non fa 
riferimento ad una traiettoria di riferimento per poter assegnare un requisito minimo di rampa, 
per cui il TSO può al più imporre un requisito minimo di volume di energia (infatti, la prestazione 
richiesta è la velocità di risposta per cui in sede di pre-qualifica nell’intero FAT il TSO invia un solo 
segnale di attivazione per un nuovo set point, come mostrato in Figura 3.17). Al fornitore potrà 
essere applicata una penalità in caso di violazione del requisito minimo energetico. Questo 
approccio si presta molto per impianti la cui caratteristica di rampa è non nota a priori (es. impianti 
termoelettrici a carbone la cui potenza erogata è strettamente legata al flusso di polvere di 
carbone da pre-trattare opportunamente) oppure laddove l’eventuale risposta a rampa comporta 
anche un aumento di costo operativo, e per aree LFC controllate con meccanismo merit order [28]. 
Nel caso di attivazione degli impianti con schema merit order, la reazione, in termini di ramp rate, 
dei soli impianti in lista di merit order determina una regolazione più lenta, ossia il valore di regime 
della regolazione può essere raggiunto dopo l’intera durata del FAT (infatti, l’intervento degli 
impianti attivati avviene in ordine sequenziale per cui l’intera regolazione può durare anche più 
dell’intero FAT). 
Entrambi i metodi comunque consentono l’erogazione e la valorizzazione di un servizio aFRR. 
 

 
Figura 3.17 – Attivazione con Ramping approach (a) e FAT approach (b). Fonte: ENTSO-E [8]. 

 
Nel sistema interconnesso europeo ogni TSO definisce un proprio requisito di FAT e un proprio 
meccanismo di attivazione del servizio di aFRR da parte degli impianti regolanti, come mostrato 
in Figura 3.18 e Figura 3.19. Tuttavia, su disposizioni delle EBGL, l’armonizzazione del FAT impone 
che dal 18 dicembre 2024 i TSO partecipanti alla piattaforma aFRR dovranno adottare un FAT di 
5 minuti. 
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Figura 3.18 – Mappa del FAT nel sistema interconnesso europeo nel 2015. Fonte: ENTSO-E [8]. 

 

 
Figura 3.19 – Mappa dell’attivazione Ramping approach e FAT approach nel 2015. Fonte: ENTSO-E [8]. 
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4 - ESPERIENZE INTERNAZIONALI DI 
ATTIVAZIONE “MERIT ORDER” 
 

4.1 Sistema tedesco 
4.1.1 Sistema di coordinamento comune 
In Germania la procedura di Frequency Restoration da parte del TSO fa riferimento al sistema di 
coordinamento comune, denominato Grid Control Cooperation (GCC), creato nel 2008-2010 su 
iniziativa dei 4 TSO che controllano il sistema elettrico tedesco; tale sistema, entrato in esercizio 
a maggio 2010 [8] [29] [30] [31] [32], permette di controllare le 4 aree di controllo di pertinenza di 
4 distinti TSO come un’unica area di controllo grazie all’azione congiunta e coordinata dei 4 TSO 
stessi. 
 
In particolare, l’azione di controllo coordinata avviene in diverse fasi: 1) azione di netting sulla 
capacità di regolazione aFRR; 2) dimensionamento congiunto sia delle riserve di aFRR che di 
quelle di mFRR; 3) approvvigionamento congiunto delle riserve aFRR e mFRR; 4) attivazione delle 
offerte selezionate di aFRR e mFRR. Le offerte (bids) per servizio aFRR e mFRR, presentate in lista 
di ordine di merito secondo lo schema di CMOL, sono selezionate ed attivate secondo il criterio di 
minimo costo per il sistema sulla base dell’ordine di merito economico in esito alla fase di 
selezione (sequential merit order). 
 
Il sistema GCC è, quindi, un primo esempio applicativo di piattaforma comune per lo scambio di 
servizi di bilanciamento tra TSO partecipanti; in particolare, tale piattaforma offre la possibilità a 
tutti i fornitori di servizi (BSP) di offrire ai 4 TSO la disponibilità di riserva di potenza dei loro 
impianti regolanti. Infatti, in assenza di particolari limiti di capacità scambio fra le aree di controllo 
(aree LFC) con conseguente innesco di fenomeno di congestione10, il sistema GCC assicura 
l’accesso al sistema di CMOL dell’impianto regolante nella titolarità di un fornitore (BSP) 
indipendentemente dalla localizzazione del punto di connessione alla rete nazionale. 
 
In sede di esercizio in tempo reale, il sistema GCC richiede una stretta collaborazione fra i TSO, in 
veste di figure responsabili degli scambi transfrontalieri; in questo modo una gestione coordinata 
permette ai TSO coinvolti di ridurre il fabbisogno di riserva aFRR e mFRR e di gestire le 4 aree di 
controllo come una singola LFC area. 
 

4.1.2 Approvvigionamento 
La risorsa aFRR è approvvigionata tramite aste giornaliere con chiusura day-ahead [33]. 
Alla fornitura del servizio sono ammesse tutte le tipologie di impianto, anche tramite aggregazioni 
all’interno della stessa area di bilanciamento (LFC area) e con taglia minima di offerta da parte del 
BSP di almeno 1 MW. 
Il servizio di aFRR è offerto per blocchi di 4 ore consecutive. 
Nel caso di un BSP che offre il servizio tramite l’aggregazione di più impianti, l'aggregato di 
riferimento è un’unità di riserva (Reserve Providing Units - RPU) o un gruppo di riserva (Reserve 
Providing Groups - RPG). Nel primo caso l’aggregato è l’insieme di un singolo impianto di consumo 
e di generazione oppure l’insieme di più unità di consumo e/o di generazione, ma caratterizzate 

 
10 Lo scostamento dall’ordine di merito a livello nazionale da parte di un’area LFC aderente al sistema GCC è consentito 
solamente in casi eccezionali, ossia in presenza di particolari fenomeni di congestione, di incidente rilevante oppure di prove di 
un impianto; in tal caso il TSO assegna una priorità di attivazione agli impianti regolanti connessi all’interno della propria area 
LFC senza osservare il CMOL nazionale.  
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da un punto di connessione comune verso la rete; nel secondo caso l’aggregato è l’insieme di più 
unità di consumo e/o di generazione caratterizzate da diversi punti di connessione verso la rete. 
In sede di pre-qualifica il TSO fa riferimento all’aggregato di RPU o RPG. 
 

4.1.3 Schema generale di regolazione 
Il sistema GCC adotta uno schema di regolazione per il ripristino della frequenza di rete secondo 
un approccio denominato “Control Demand concept” (si veda la Figura 2.2 della Sottosezione 2.4.3, 
pag. 20); in pratica, dopo che le risorse di regolazione aFRR sono state approvvigionate su una 
piattaforma comune con procedura ottimizzata, la loro successiva attivazione avviene senza 
apportare modifiche alla struttura di controllo tradizionale utilizzata di norma dal TSO per il 
controllo di una singola LFC area, come illustrato in Figura 4.1  [14] [15]. 
 

 
Figura 4.1 – Schema a blocchi generale dei processi di gestione della Frequency Replacement Reserve 
(FRR) e della Replacement Reserve (RR) in un’area LFC nel sistema sincrono continentale europeo. Fonte: 
ENTSO-E [34]. 

 

4.1.4 Risposta dinamica degli impianti regolanti 
In sede di erogazione della potenza regolante, gli impianti selezionati ricevono il segnale di 
attivazione secondo la logica di “step-wise activation” [8] [14] [28]: l’ordine di dispacciamento, 
inviato all’impianto regolante dal TSO per il tramite del BSP, è un segnale di attivazione “quasi 
istantanea” di tutta la potenza regolante richiesta. In pratica, all’impianto regolante è lasciata una 
risposta dinamica lungo una traiettoria libera a patto che tale risposta sia la più rapida possibile e 
la più intensa possibile in termini energetici (erogazione quasi istantanea di una grande quantità 
di energia). 
 
In questo caso il TSO non impone all’impianto regolante un requisito di rampa durante la risposta 
dinamica ma piuttosto un requisito di velocità; infatti, all’impianto è richiesto di erogare l’intera 
potenza regolante entro il FAT. 
Il TSO richiede al fornitore di servizio (BSP) di sottoporre a pre-qualifica una capacità massima di 
regolazione che rispetti il requisito di FAT; i TSO richiedono agli impianti l’erogazione della 
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potenza regolante entro un tempo massimo di 5 minuti11 [8] [28] [32] [33]. Si osserva che tale FAT 
coincide con il valore indicato nell’EBGL (si veda la Sottosezione 3.5). 
 
La capacità massima di potenza regolante sottoposta a procedura di pre-qualifica è in genere 
molto superiore alla quantità che viene offerta dal fornitore (bid size) [8]; pertanto, in sede di 
erogazione effettiva della potenza regolante la risposta dinamica degli impianti risulta essere più 
prestante sia di quella ottenuta nelle condizioni di pre-qualifica sia della risposta dinamica fornita 
da impianti con medesime caratteristiche ma secondo una logica di “continuous activation” 
definita sulla base di un requisito di rampa imposto dal TSO. 
 
Inoltre, il servizio di aFRR è offerto dal fornitore (BSP) ed attivato dal TSO per portafoglio di 
impianti regolanti, ossia per il tramite di un aggregato di più unità regolanti localizzate in diversi 
punti del sistema controllato, in maniera tale da ottenere come risultato una massima efficacia 
della regolazione in termini sia energetici (quantità non trascurabile di energia movimentata in 
fase di attivazione) sia economici (un’offerta per portafoglio consente al fornitore BSP di trovare 
il prezzo più opportuno da presentare tenendo conto delle caratteristiche degli impianti del 
portafoglio stesso) [32]. Quindi, la risposta dinamica fornita con logica di “step-wise activation” 
con un portafoglio di impianti è anche più prestante di quella ottenuta con una risposta 
semplificata di “sequential merit order” [8], ossia una risposta con logica di “step-wise activation” 
ma con singola unità regolante (ogni unità regolante si attiva solo dopo che quella che la precede 
in lista di merit order ha completato l’erogazione della sua potenza regolante); infatti, l’attivazione 
di un portafoglio consente di attivare più impianti che, quindi, forniscono una variazione di 
potenza più rapida e ampia. 
 
Un ulteriore incremento di prestazione della regolazione con procedura di attivazione “merit 
order” è ottenuta in fase di elaborazione del segnale di set-point (segnale di AGC da inviare agli 
impianti regolanti) da parte del Regolatore di Rete; infatti, i TSO tedeschi adottano un Regolatore 
di Rete di tipo Proporzionale-Integrale (PI) con la componente proporzionale particolarmente 
elevata e la componente integrale piccola, potendo così ottenere una regolazione molto reattiva 
grazie alla velocità di risposta dei Regolatori di Rete stessi e alla reazione degli impianti 
regolanti [8]. 
 

4.1.5 Schema del Grid Control Cooperation 
Lo schema di controllo coordinamento nel processo di Frequency Restoration che è stato 
implementato dai 4 TSO tedeschi (operativo da maggio 2010) può essere schematizzato in 4 
moduli funzionali [29] [30] [31] [35]: 

• Modulo 1 per la funzione di IN; 

• Modulo 2 per la funzione di dimensionamento congiunto di aFRR; 

• Modulo 3 per la funzione di approvvigionamento comune di aFRR; 

• Modulo 4 per la funzione di attivazione su base di merito economico della aFRR. 
 
Il “Modulo 1” contiene la procedura di IN per evitare, durante uno stato di controllo per il ripristino 
della frequenza di rete, l’intervento simultaneo della regolazione “frequenza/potenza” in due aree 
di controllo affette da due eventi rilevanti discordi (fenomeno del Reverse Power Control); tale 
soluzione permette di ridurre il volume di risorse aFRR da attivare successivamente e, quindi, di 
contenerne i costi di approvvigionamento e di attivazione per il sistema nonché di evitare l’innesco 
di fenomeni oscillatori destabilizzanti. 
  

 
11 Il sistema tedesco appartiene ad aree LFC con un FAT compreso tra 3 e 6 minuti; tuttavia, come già discusso nella Sezione 
3.5, a livello ENTSO-E in altri sistemi il FAT può variare fino ad un massimo di 15 minuti. 
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Il “Modulo 2” contiene una procedura di dimensionamento congiunto della aFRR; infatti, 
un’azione coordinata fra i TSO include anche la fase di dimensionamento della capacità ottima di 
riserva aFRR, soprattutto in considerazione di un’azione di mutuo soccorso tra TSO, potendo così 
ridurre il fabbisogno di riserva per la regolazione. 
 
Il “Modulo 3” contiene una procedura per l’approvvigionamento delle risorse aFRR su una 
piattaforma comune. In assenza di limiti di capacità di transito, da un lato, ciascun fornitore (BSP) 
ha assicurato l’accesso alla piattaforma comune di scambio indipendentemente dalla 
localizzazione del punto di connessione alla rete nazionale dell’impianto regolante (quindi il BSP 
può offrire liberamente la capacità di regolazione a tutti e 4 i TSO) e, dall’altro, ciascun TSO può 
avere accesso alla risorsa flessibile di un impianto regolante indipendentemente dalla sua 
localizzazione del punto di connessione alla rete nazionale. 
 
Il “Modulo 4” contiene una procedura di costruzione e di selezione delle risorse aFRR secondo il 
criterio di ordine di merito economico. In particolare, una piattaforma comune raccoglie le offerte 
di scambio dei servizi aFRR presentate dai TSO partecipanti, riunisce in un’unica lista di merito 
economico tutte le offerte presentate (infatti, l’ordine di merito permette, da un lato, di 
determinare un prezzo di scambio il più vantaggioso possibile per il sistema e, dall’altro, 
un’attivazione secondo l’ordine di merito economico in esito alla contrattazione). La lista comune 
degli ordini di merito delle offerte presentate è denominata Germany-wide Merit Order List. 
Tuttavia, l’efficacia del controllo coordinato da parte dei TSO risiede principalmente nel 
“Modulo 1” contenente la procedura di IN di cui è fornita di seguito una descrizione dettagliata. 
 

4.1.6 Procedura di Imbalance Netting  
4.1.6.1 Processo di ripristino della frequenza  
Il processo di ripristino della frequenza di rete (FRP) ha lo scopo di portare a zero lo sbilancio di 
area (FRCE) attivando le riserve FRR (automatica e manuale) nei tempi fissati per il ripristino della 
frequenza al suo valore di set point (50 Hz); inoltre, l’attivazione della FRR consente di sostituire la 
riserva FCR attivata precedentemente per il contenimento della deviazione transitoria di 
frequenza. Una volta che il processo di ripristino della frequenza si è completato, il TSO attiva 
manualmente il processo di RR che ha lo scopo di prendersi carico della potenza attivata per il 
ripristino della frequenza oppure di supportare direttamente il processo di ripristino della 
frequenza (ossia con intervento diretto). Nel sistema sincrono continentale europeo il processo di 
ripristino della frequenza di rete e di sostituzione per ogni LFC area è strutturato come in Figura 
4.1 [34]. 
 
In pratica, come descritto nella Sezione 3.2, nel processo di Frequency Restoration il Regolatore di 
Rete riceve in ingresso lo scarto di potenza (𝑃𝑒𝑟𝑟), dovuto all’errore di potenza sugli scambi 
transfrontalieri (differenza tra i valori programmati scheduled ed effettivi actual), compresi gli 
scambi sulle interconnessioni virtuali (Virtual Tie-Line - VTL), e all’errore di potenza dovuto 
all’intervento locale della regolazione primaria (processo di Frequency Containment process); il 
contributo della regolazione primaria è stimato come prodotto dell’Energia Regolante Secondaria 
(detto anche K-factor12, come indicato in Figura 3.4 nella Sezione 3.2, pag. 24) di area per la 
deviazione di frequenza a regime della regolazione primaria (Frequency Bias). Il Regolatore di Rete 
(FRC) calcola i valori di set point (segnale di AGC) da assegnare ed inviare automaticamente agli 
impianti regolanti. 
 

 
12 L’Energia Regolante Secondaria è assegnata a livello di sistema sincrono interconnesso come K-factor [MW/Hz] ed è 
un’approssimazione dell’Energia Regolante Primaria coinvolta nella regolazione primaria di frequenza. 
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4.1.6.2 Principio di cooperazione nel processo di ripristino 
della frequenza 
Lo schema di Figura 4.1 assume che il TSO preposto al controllo della LFC area possa attivare 
solamente le risorse connesse all’interno della propria area di controllo. Tuttavia, se l’area di 
controllo in esame ha sufficiente capacità di scambio e le altre aree adiacenti hanno un surplus di 
capacità di regolazione, l’energia necessaria alla regolazione potrebbe essere fornita anche dalle 
aree adiacenti oppure la stessa potrebbe condividere parte della propria energia per la regolazione 
di un’area adiacente. In questo modo tutte le aree cooperano insieme nello scambio di risorse 
aFRR con vantaggi in termini sia tecnici che economici. In particolare, un’attivazione coordinata 
delle risorse di regolazione risparmierebbe ad alcuni TSO partecipanti inutili e costosi interventi 
locali, includendo anche rischi inutili di innesco di fenomeni destabilizzanti per il sistema. Ad 
esempio, in caso di evento simultaneo in due aree interconnesse ma con sbilanci di potenza di 
segno opposto (sbilancio in surplus in un’area, sbilancio in deficit nell’altra area), lo schema a 
singola area di controllo farebbe intervenire contemporaneamente la regolazione secondaria in 
tutte e due le aree muovendo così risorse di aFRR in direzioni opposte nelle due aree e con rischio 
di innesco di oscillazioni di potenza tra le due aree (effetto Reverse Power Control). In presenza di 
un coordinamento fra le due LFC area nella procedura di Frequency Restoration, invece, lo sbilancio 
in surplus potrebbe essere sfruttato per la compensazione dello sbilancio in deficit (azione di IN), 
a patto che vi sia sufficiente capacità di scambio sulle linee transfrontaliere. Tale azione riduce il 
quantitativo di risorse aFRR che le due singole aree dovranno comunque attivare (fino a un 
completo annullamento, in caso di completa compensazione); infatti, la quantità residuale è pari 
allo sbilancio iniziale di area meno il contributo di compensazione da parte dell’area adiacente 
(contributo di IN).  
In Figura 4.2 è mostrata graficamente la dinamica di intervento della procedura di IN con due aree 
adiacenti affette da due sbilanci simultanei ed opposti. In presenza di un sistema di 
coordinamento fra i TSO nel ripristino della frequenza di rete al suo valore di set point, l’azione di 
IN evita di attivare la procedura di Frequency Restoration nelle due singole aree LFC assicurando 
contemporaneamente un’azione di bilanciamento nelle due aree interconnesse. 
  

 
Figura 4.2 – Principio di funzionamento della procedura Imbalance Netting. Fonte: ENTSO-E [36]. 

 
Si veda anche l’esempio seguente, illustrato con il supporto della Figura 4.3. Ci sono 4 aree di 
controllo (A, B, C, D) interconnesse con ciascuna un proprio fabbisogno contemporaneo di aFRR 
Demand per il controllo dell’ACE locale: +200 MW in area A (ACE in deficit), +800 MW in area B 
(ACE in deficit), -50 MW in area C (ACE in surplus), -450 MW in area D (ACE in surplus). In assenza 
di cooperazione, ciascuna area deve approvvigionare ed attivare tale risorsa di bilanciamento 
localmente (ognuna per sé): aFRR a salire in A e B, aFRR a scendere in C e D. Tuttavia, in caso di 
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cooperazione, le aree C e D potrebbero trasferire parte della loro domanda di aFRR a scendere 
all’area A e B richiedenti potenza a salire (azione di IN), ovvero le aree A e B potrebbero importare 
da C e D parte della potenza per soddisfare la loro domanda di aFRR a salire, sempre se c’è 
disponibilità di capacità di scambio transfrontaliera. In tal caso fra le aree cooperanti si 
realizzerebbe uno spostamento di 500 MW da (C+D) verso (A+B) annullando così la domanda di 
potenza a scendere in C e D e riducendo la domanda di potenza a salire in A e B: +100 MW in A 
(invece di +200 MW) e +400 MW in B (invece di +800 MW). Quindi, ripartendo opportunamente i 
contributi di scambio di area, nelle due aree C e D si evita di chiedere di scendere agli impianti 
locali mentre nelle due aree A e B si chiede agli impianti locali di salire meno. In particolare, 
durante la fase di ripartizione dei contributi di area, la domanda di aFRR a scendere di C e D è 
distribuita in maniera proporzionale fra le due aree con domanda di aFRR a salire (per es. l’area A 
detiene il 20% dell’intera domanda di aFRR a salire di A+B per cui tale area richiama il 20% 
all’intera domanda di aFRR a scendere in C+D, ossia per 100 MW). In definitiva, nelle singole aree 
cooperanti la correzione dell’ACE dovuta all’azione di IN sulla aFRR corrisponde a -100 MW in A 
(scendere di 100), -400 MW in B (scendere di 400 MW), +50 MW in C (salire di 50 MW) e +450 MW 
in D (salire di 450 MW). Il valore residuale di domanda aFRR è quello che ciascuna area di controllo 
deve ancora bilanciare (salire di 100 MW in A, salire di 400 MW in B, nessuna azione a scendere in 
C e D).  
 

 
Figura 4.3 – Esempio di implementazione del processo di Imbalance Netting. Fonte: ENTSO-E [36]. 

 

4.1.6.3 Schema di Imbalance Netting 
Il processo descritto di cui sopra può essere automatizzato in un Imbalance Netting Process (INP) 
all’interno di una procedura di Frequency Restoration fra diverse LFC area appartenenti ad uno 
stesso sistema sincrono, come è schematizzato in Figura 4.4 [34]. I TSO partecipanti all’INP 
calcolano in tempo reale il proprio aFRR Demand in base al valore di ACE da compensare. Il 
fabbisogno di aFRR di ciascun TSO è inviato ad un algoritmo, detto Imbalance Netting Power 
Interchange Calculation (INPIC), che, dopo aver raccolto tutti i contributi di aFRR Demand dei TSO, 
stabilisce come ripartire la compensazione (netting) degli aFRR Demand fra le aree di controllo 
(alcune aree risultano inizialmente con aFRR Demand a scendere, altre con aFRR Demand a salire). 
Una volta completato il processo di netting, la quantità di compensazione assegnata a ciascuna 
area di controllo viene comunicata successivamente a ciascuna LFC area di pertinenza del TSO a 
correzione del valore di ACE iniziale da considerare in ingresso al regolatore secondario di area (in 
pratica lo sbilancio iniziale di area viene corretto dalla procedura di INPIC). 
 
In Figura 4.5 è mostrato lo schema di Figura 4.4  visto all’interno di una LFC area: il contributo di 
aFRR Demand è calcolato come somma di due termini, lo sbilancio di area (ACE) e la potenza 
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regolante degli impianti attivati nel precedente ciclo di regolazione; l’ingresso del regolatore è 
dato dallo sbilancio di area (ACE) e dal termine correttivo della procedura di IN. 
Il cuore della procedura di IN è l’algoritmo di INPIC che stabilisce come effettuare la 
compensazione (netting) della aFRR Demand nelle aree di controllo tenendo conto dei limiti di 
capacità di scambio; tale procedura può essere realizzata con un algoritmo di ottimizzazione e 
pertanto il blocco INPIC è detto anche aFRR Optimization System (vedi Figura 4.6) [36]. 
 

 
Figura 4.4 – Schema di Imbalance Netting Process. Fonte: ENTSO-E [34]. 

 

 
Figura 4.5 – Schema di Imbalance Netting Process all’interno di una LFC area. Fonte: ENTSO-E [34]. 
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Figura 4.6 – Schema di Imbalance Netting Process con procedura di ottimizzazione. Fonte: ENTSO-E 
[36]. 

 

4.1.7  Schema di International Grid Control Cooperation 
Il “Modulo 1” contenente la procedura di INP è stato successivamente esteso ad altre aree di 
controllo esterne alla Germania, creando così la International GCC (IGCC), come è mostrato in 
Figura 4.7 [29] [36], con uno schema semplificato come mostrato in Figura 4.8. 

 
Figura 4.7 – Mappa del sistema IGCC nel 2017. Fonte: ENTSO-E, Elia Grid International [29] [36]. 
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Figura 4.8 – Schema semplificato di Imbalance Netting Process in forma estesa di International GCC 
all’interno di area LFC. Fonte: ENTSO-E [36]. 

 

4.2 Sistema austriaco 
4.2.1 Approvvigionamento 
La risorsa aFRR è approvvigionata tramite aste giornaliere con chiusura day-ahead [33]. 
Alla fornitura del servizio sono ammesse tutte le tipologie di impianto, anche tramite aggregazioni 
con taglia minima di offerta da parte del BSP di almeno 1 MW (prima offerta) e 5 MW (offerte 
addizionali). Il servizio di aFRR è offerto per blocchi di 4 ore consecutive. 
Nel caso di un BSP che offre il servizio tramite l’aggregazione di più impianti, la procedura di pre-
qualifica fa riferimento al singolo asset, rendendo così costoso tale iter per i piccoli impianti la cui 
attivazione dovrà poi avvenire in forma aggregata. 
 

4.2.2 Schema generale di regolazione 
La cooperazione tra il TSO austriaco (APG) e quelli tedeschi nel processo di Frequency Restoration 
inizia nel mese di aprile 2014 con l’adesione al sistema IGCC per la procedura di INP, una funzione 
contenuta nel “Modulo 1” del sistema GCC (si veda la Sottosezione 4.1.5) [29]. Successivamente, 
nel 2016 il TSO austriaco ha rafforzato ulteriormente la cooperazione all’interno del sistema IGCC 
tedesco con l’integrazione anche della procedura di approvvigionamento comune e di attivazione 
delle risorse di aFRR utilizzando il sistema di CMOL utilizzato dai 4 TSO tedeschi [32]; inoltre, nel 
2020 un ulteriore passo è stato compiuto da parte di APG aderendo anche alla procedura comune 
di dimensionamento delle riserve di aFRR (funzione “Modulo 2” del sistema GCC, come illustrato 
nella Sottosezione 4.1.5). 
 

4.2.3 Risposta dinamica degli impianti regolanti 
Le modalità di attivazione della aFRR da parte degli impianti sono le stesse descritte per il sistema 
tedesco [8], come descritto nella Sezione 4.1. In particolare, gli impianti selezionati ricevono il 
segnale di attivazione secondo la logica di “step-wise activation” [8]: l’impianto risponde al segnale 
del TSO (ordine di dispacciamento inviato all’impianto regolante dal TSO per il tramite del BSP) 
con un’attivazione “quasi istantanea” di tutta la potenza regolante richiesta. La risposta 
dell’impianto deve avvenire nella maniera più rapida possibile e con il volume più elevato possibile 
di energia. 
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Il TSO non impone all’impianto regolante un requisito di rampa durante la risposta dinamica ma 
piuttosto un requisito di velocità: all’impianto è richiesto di erogare l’intera potenza regolante 
entro il tempo massimo di piena attivazione (FAT), fissato ad un valore di non oltre 5 minuti13 [8] 
[37] [33]. 
 
Come avviene per gli impianti in Germania, la capacità massima di regolazione sottoposta a 
procedura di pre-qualifica è in genere superiore alla potenza oggetto di offerta sul mercato (bid 
size) [8]; quindi, quando l’impianto regolante eroga il servizio richiesto, la sua risposta verso la rete 
è più prestante rispetto alle condizione di pre-qualifica e a quella ottenuta da impianti con 
medesime caratteristiche ma con logica “continuous activation”. 
 
Inoltre, il servizio di aFRR è offerto e attivato per portafoglio di impianti (aggregato di più unità 
regolanti localizzate in diversi punti del sistema controllato) ottenendo un utilizzo come per gli 
impianti tedeschi. 
Ulteriore prestazione della regolazione secondaria è ottenuta anche in fase di elaborazione del 
segnale di set-point da parte del Regolatore di rete; infatti, come avviene per il sistema tedesco, il 
TSO austriaco adotta un Regolatore di Rete di tipo Proporzionale-Integrale (PI) i cui parametri di 
guadagno proporzionale e di costante di tempo integrale consentono una regolazione molto 
reattiva [8]. 
 

4.3 Sistema dei Paesi Bassi 
4.3.1 Approvvigionamento 
La risorsa aFRR è approvvigionata tramite aste periodiche (settimanali, giornaliere) [33]. Il 
prodotto scambiato, in capacità ed in energia, può essere fornito da tutte le tecnologie, 
includendo anche unità di consumo; in particolare, lato fornitori i BSP possono partecipare al 
mercato dei servizi tramite aggregati di unità di consumo e di generazione con taglia di offerta 
dell’aggregato di almeno 1 MW. Inoltre, il BSP può offrire risorse di regolazione con asset riferiti a 
diversi BRP (il TSO effettua poi un riaggiustamento dello sbilancio con i BRP sulla base degli asset 
effettivamente utilizzati in regolazione). Nel caso di aggregazione, la procedura di pre-qualifica è 
riferita all’aggregato. 
 

4.3.2 Schema generale di regolazione 
La cooperazione tra il TSO olandese (TENNET NL) e quelli tedeschi nel processo di Frequency 
Restoration inizia nel mese di febbraio 2012 con l’adesione al sistema IGCC per la procedura di INP, 
una funzione contenuta nel “Modulo 1” del sistema GCC [29], come descritto nella Sezione 4.1. 
Per quanto riguarda l’attivazione del servizio aFRR, invece, la procedura implementata dal TSO 
olandese è leggermente diversa dagli altri TSO i cui LFC area sono gestiti con schema di 
attivazione merit order. Infatti, la filosofia adottata di gestione del bilanciamento del sistema 
prevede un ruolo attivo anche degli operatori che scambiano sul mercato dell’energia (c.d. BRP) 
[4] [5] [8]. In pratica, gli operatori del mercato dell’energia sono maggiormente responsabilizzati 
finanziariamente nei riguardi della loro posizione di bilanciamento (i BRP si assumono la piena 
responsabilità finanziaria dei loro squilibri e sono autorizzati a prendere tutte le contromisure per 
una corretta gestione del rischio). In particolare, in base a tale filosofia, denominata “Reactive 
Balancing”14 (bilanciamento a reazione nel tempo reale), il TSO è responsabile solo del 

 
13 Il sistema austriaco appartiene alle aree LFC con un FAT compreso tra 3 e 6 minuti; tuttavia, come già discusso nella Sezione 
3.5, a livello ENTSO-E in altri sistemi il FAT può variare fino ad un massimo di 15 minuti. 
14 La filosofia di “Reactive Balancing” si contrappone a quella di “Proactive Balancing”, ossia un’azione di bilanciamento di uno 
squilibrio atteso; in pratica il TSO predispone anticipatamente delle azioni di controllo per bilanciare uno squilibrio atteso negli 
istanti temporali successivi. Questo tipo di controllo è proprio del servizio di sostituzione, che è attivato per un atteso squilibrio 
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bilanciamento del sistema durante gli istanti di effettivo sbilanciamento in linea, attivando il 
servizio di contenimento della deviazione transitoria di frequenza (Frequency Containment 
process) e il servizio di ripristino (Frequency Restoration process) ma senza avvalersi del servizio di 
sostituzione della riserva (Replacement Reserve process) [5]; gli scambi di energia in esito sul 
Mercato Intraday da parte dei BRP consentono di mantenere il sistema bilanciato come farebbe 
un servizio di sostituzione della riserva attivata dal TSO. Quindi, gli scambi di prodotti energetici 
da parte dei BRP così responsabilizzati hanno effetto sul sistema a partire dai 15 minuti (e non 
oltre i 30 minuti [4]) dopo l’attivazione della riserva FCR e aFRR15. Si osserva che il modello di 
“Reactive Balancing” è efficiente solo se il mercato del bilanciamento è in grado di fornire i giusti 
segnali agli operatori (segnali di prezzo che possono incentivare l’azione dei BRP, informazioni sul 
reale funzionamento del sistema che possono guidare l’azione di bilanciamento dei BRP). Infatti, 
il TSO olandese fornisce agli operatori di mercato tutte le informazioni necessarie circa il 
funzionamento nel tempo reale del sistema [8]. 
 
Il TSO attiva il servizio aFRR secondo il criterio di merit order (sequential merit order) in base all’esito 
delle contrattazioni sul mercato dei servizi (tuttavia, il TSO può ripristinare un controllo di tipo pro 
rata in caso di sbilancio di grossa ampiezza, tipicamente in occasioni di incidenti rilevanti) [4]. 
 

4.3.3 Risposta dinamica degli impianti regolanti 
In sede di erogazione della potenza regolante, gli impianti selezionati ricevono il segnale di 
attivazione secondo la logica di “continuous activation” [8] [14] [28] [38]: l’ordine di 
dispacciamento, inviato all’impianto regolante dal TSO per il tramite del BSP, è un segnale ad 
impulso di nuovo set-point. Il valore del segnale è aggiornato ed inviato con intervallo di 4 s (ciclo 
di regolazione)16 [38]. In pratica, l’impianto regolante è tenuto a fornire una risposta dinamica 
lungo una traiettoria “quasi lineare” descritta dai segnali di set-point inviati dal TSO; la traiettoria 
approssima una linea retta la cui pendenza rappresenta la rampa di variazione, al minuto, della 
potenza regolante fornita dall’impianto (c.d. ramp rate). 
 
Il TSO impone all’impianto regolante un requisito di rampa di almeno il 20%/min17 che l’impianto 
stesso deve rispettare nell’intero intervallo del tempo massimo di piena attivazione (FAT), fissato 
ad un valore di non oltre 5 minuti18 [8] [33]. Con un valore di ramp rate minimo non troppo 
elevato19, il TSO può in qualsiasi momento richiedere di attivare un volume addizionale di aFRR 
per rispettare il valore di ramp rate desiderato [4]. Inoltre, il TSO richiede che la variazione della 
potenza regolante da parte dell’impianto sia pienamente fornita non oltre 30 s dall’istante di 
aggiornamento del valore di set-point20 [8] [33]. 
 

 
(expected energy imbalance) o un’attesa prosecuzione in intervalli temporali successivi di una situazione corrente di squilibrio 
(expected continuation of the current energy imbalance). Il Reactive Balancing permette di conseguire anche una 
redistribuzione ottima, in termini di costo, delle risorse di regolazione (economic re-optimisation). Infatti, tale servizio è solo 
una predisposizione di una risorsa di regolazione, in attesa che tale risorsa venga poi effettivamente richiesta (senza 
indicazione certa dell’istante di avvio, della durata e della direzione della regolazione richiesta); tuttavia, l’utilizzo di tale 
servizio si traduce in una minore responsabilità di bilanciamento assegnata agli operatori del mercato dell’energia. 
15 In realtà il TSO olandese fornisce anche informazioni ai BRP tali da incentivarli ad effettuare un’azione immediata di auto-
bilanciamento (Self Balancing) potendo così risolvere delle deviazioni che tipicamente sono di pertinenza del TSO. 
16 Il sistema dei Paesi Bassi appartiene alle aree LFC i cui impianti regolanti sono attivati con logica “continuous activation”; in 
tali aree il ciclo di aggiornamento del segnale di set-point è tipicamente compreso tra 4 e 10 s (non più di 10 s) per un tempo 
massimo di ripristino della frequenza di rete di 15 minuti. 
17 Il valore minimo di ramp rate di almeno il 20%/min è stato modificato dal TSO olandese dal 1° luglio 2022 (prima il minimo 
ramp rate era fissato al 7%/min e, nel caso di offerte inferiori, in valore assoluto, a 4 MW, al 10%/min). 
18 Il valore del FAT è stato ridotto a 5 minuti dalla seconda metà del 2022 (prima il FAT era fissato a 15 minuti). 
19 Ad esempio un ramp rate minimo del 7%/min. 
20 Il sistema olandese appartiene alle aree LFC i cui impianti regolanti sono attivati con logica “continuous activation”; in tali 
aree il TSO richiede che l’impianto si porti al nuovo valore di set point entro un tempo massimo compreso tra 30 s e 60 s. 
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Infine, il servizio di aFRR è offerto e attivato per portafoglio di impianti (aggregato di più unità 
regolanti localizzate in diversi punti del sistema controllato) ottenendo un utilizzo come per gli 
impianti tedeschi ed austriaci [4]. 
 

4.4 Sistema polacco 
4.4.1 Approvvigionamento 
Nel sistema polacco la compravendita di prodotti energetici necessari al soddisfacimento sia della 
domanda di energia destinata al consumo finale sia del fabbisogno di servizi di regolazione 
destinata al gestore di rete  avviene su diversi mercati [39]: un mercato spot distinto, a sua volta, 
in un mercato concorrenziale (Borsa elettrica gestita dal Towarowa Giełda Energii - TGE) ed in un 
mercato di contratti bilaterali (OTC)21; un mercato dei servizi (o mercato tecnico), distinto, a sua 
volta,  in un mercato di bilanciamento ed in un mercato dei servizi “ancillari”. 
 
Il mercato di bilanciamento è utilizzato per lo scambio di prodotti energetici necessari al 
bilanciamento del sistema al quarto d’ora (mercato dei servizi di bilanciamento propriamente per 
risolvere problemi di bilanciamento della domanda, di re-dispacciamento ai minimi costi e di 
congestione derivante dalle contrattazioni dei mercati energetici spot) mentre il mercato dei 
servizi “ancillari” è utilizzato per la compravendita di servizi necessari alla regolazione del sistema 
(principalmente servizi di regolazione di frequenza e di tensione prossimi alla gestione nel tempo 
reale). Quindi, i servizi di bilanciamento sono approvvigionati sul mercato di bilanciamento 
avendo come regola di prezzo il “marginal pricing”, mentre i servizi “ancillari” sono approvvigionati 
tramite contratti bilaterali stipulati tra fornitore (proprietario di impianto) e TSO, oppure tramite 
aste periodiche (principalmente alcuni servizi aggiuntivi non di regolazione). 
 
Il meccanismo di remunerazione dei servizi di bilanciamento (da versare al fornitore oppure al 
TSO) è basato sul prezzo marginale in esito al mercato di bilanciamento22, mentre quello del 
servizio “ancillare” distingue una quota per l’attivazione ed un’altra per l’energia movimentata; la 
prima è riconosciuta al fornitore da parte del TSO secondo le condizioni pattuite in forma 
bilaterale nel contratto di Grid Connection Agreement23 [33], mentre la seconda è riconosciuta al 
fornitore facendo riferimento ai livelli di prezzo in esito al mercato di bilanciamento.  
 
Alla fornitura dei servizi di bilanciamento ed “ancillari” sono obbligati a partecipare i grossi 
impianti di generazione (principalmente unità a carbone ed idroelettrici) e qualche unità di 
consumo flessibile (il ruolo delle unità di consumo è praticamente trascurabile). In particolare, le 
unità di produzione con taglia sopra i 100 MW hanno l’obbligo di fornitura e di offerta sul mercato 
day-ahead dell’energia e sul mercato di bilanciamento [33]. Inoltre, il TSO non ammette 
l’aggregazione mista (generazione + unità di consumo) oppure l’aggregazione pura di unità di 
generazione oppure di unità di consumo (unica eccezione sono gli impianti eolici connessi 
direttamente alla rete di trasmissione, che possono essere aggregati all’interno di una stessa zona 
perimetrata dal TSO). 
 
Le offerte delle unità di produzione chiamate ad effettuare la regolazione vengono presentate in 
via definitiva il giorno prima, e comunque prima dell’apertura del mercato intraday, affidando poi 

 
21 In particolare, l’energia destinata al consumo finale è contrattualizzata sui due mercati spot di Borsa ed OTC che si chiudono 
il giorno prima (day-ahead) e il giorno di consegna (intraday). 
22 La remunerazione del servizio di risoluzione della congestione è basata sull’effettivo costo variabile di impianto. 
23 Il fatto che la fornitura dei servizi di bilanciamento, in particolare di quella di regolazione (es. aFRR), sia posta obbligatoria 
agli impianti di grossa taglia e che la remunerazione di tali servizi sia definita in parte in forma bilaterale tra fornitore e TSO, 
ha fatto sì che, fino al 2022, tali servizi “ancillari” fossero considerati come servizi approvvigionati principalmente tramite 
contratti bilaterali. 
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al TSO la fase di selezione; si dice, quindi, che il fabbisogno giornaliero di riserva (e quindi di 
energia) è approvvigionato facendo riferimento alle tempistiche del mercato del giorno prima. 
 
Non esiste un iter di pre-qualifica per l’erogazione del servizio aFRR in quanto tutti gli impianti 
dispacciabili di grossa taglia (termoelettrici ed idroelettrici con taglia sopra 100 MW) hanno 
obbligo di fornitura del servizio di FCR e aFRR. 
 

4.4.2 Schema generale di regolazione 
Nel 2015 lo schema implementato era un “sequential merit order” semplificato, ossia con singola 
unità regolante (ogni unità regolante si attiva solo dopo che quella che la precede in lista di merit 
order ha completato l’erogazione della sua potenza regolante) [8]. Tuttavia, tale schema aveva 
messo in evidenza alcuni limiti prestazionali sulla regolazione di frequenza. In particolare, il TSO 
aveva osservato, rispetto alla prestazione ottenuta con il modello pro rata, una dilatazione del 
tempo di ripristino della frequenza di rete. Inoltre, la risposta di alcuni impianti termoelettrici con 
obbligo di fornitura di almeno il 5% della potenza massima aveva messo in evidenza problemi 
tecnici di erogazione della potenza regolante, con temporanee sospensioni del servizio di aFRR; il 
problema riscontrato era attribuito principalmente alla risposta dinamica della parte termica 
(caldaia). 
Il TSO aveva provato anche a modificare i parametri del Regolatore di Rete (con schema 
proporzionale-integrale, PI) ma senza ottenere i miglioramenti sperati. Successivamente il TSO 
ha introdotto nello schema di controllo per il ripristino della frequenza una funzione che ripartisce 
il volume di aFRR richiesto fra tutti gli impianti regolanti secondo un criterio di ottimo economico 
[8]. La funzione di ripartizione ottima si basa su un algoritmo di minimizzazione dei costi di 
dispacciamento avente come ingresso i prezzi di offerta presentati dagli operatori (funzione con 
formulazione quadratica). In uscita il TSO ottiene la lista degli impianti da attivare secondo il 
criterio di ordine di merito economico (ranking list); tali impianti sono attivati successivamente 
con criterio pro rata. La nuova soluzione così identificata è ritenuta dal TSO un buon compromesso 
tra l’ottimo economico e quello tecnico di regolazione della frequenza di rete. 
 
In particolare, la fornitura dei servizi di regolazione (Frequency Containment process, Frequency 
Restoration process) è un obbligo posto sugli impianti di maggior taglia dispacciati in maniera 
centralizzata, le cui condizioni di erogazione e remunerazione sono stabilite nel contratto 
bilaterale stipulato tra fornitore e TSO. I servizi di bilanciamento (Replace Reserve process) sono 
approvvigionati, invece, sul mercato di bilanciamento. L’erogazione di questi servizi fa riferimento 
ad un set di impianti che viene definito sul mercato di bilanciamento. Infatti, dopo che le offerte 
obbligatorie per il servizio di bilanciamento da parte degli impianti di produzione sono state 
presentate in D-1 (gate closure time: 14:30 D-1), il TSO procede alla selezione ottima utilizzando 
un algoritmo di dispacciamento ottimo (Linear Programming Dispatch – LPD) che minimizza una 
funzione di costo totale di bilanciamento del sistema, tenendo conto dei vincoli nodali (es. vincoli 
afferenti al punto d’immissione delle singole unità di produzione), dei vincoli di trasmissione (es. 
limiti di corrente e di potenza lungo linee critiche) e della condizione di minimo costo totale del 
servizio di fornitura al cliente finale. In esito alla procedura di dispacciamento ottimo, il TSO 
determina la lista, ordinata per ordine di merito economico (merit order list), e il relativo profilo di 
scambio programmato di regolazione, delle singole unità di produzione chiamate a bilanciare e a 
regolare il sistema (la lista è comprensiva anche di alcune unità di consumo flessibili24); tale lista è 
pubblicata dal TSO alle 17:00 del D-1 (Daily Coordination Schedule - DCS) e comunicato 
direttamente agli impianti regolanti. Tale lista potrà essere modificata successivamente a valle di 
successivi run dell’algoritmo LPD (la lista finale è disponibile fino a 15 minuti prima della 

 
24 Su base volontaria, alcune unità di consumo flessibili possono presentare offerte di riduzione del prelievo fino alle 9:30 del 
giorno stesso di consegna. 
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consegna)25. In questo modo a ciascun intervallo rilevante di 15 minuti viene assegnato un set di 
unità regolanti, costruito secondo criterio di merito economico. In particolare, per il processo di 
aFRR il set di impianti regolanti è successivamente controllato dal TSO tramite l’invio del segnale 
di AGC secondo lo schema pro rata; tuttavia, essendo il set di impianti da attivare costruito 
secondo una logica di merit order calcolata dall’algoritmo LPD, il meccanismo di attivazione è 
anche detto merit order [8]. 
 

4.4.3 Risposta dinamica degli impianti regolanti 
Le modalità di attivazione della aFRR da parte degli impianti sono le stesse descritte per il sistema 
tedesco [8], ossia con logica di “step-wise activation”, come descritto nella Sezione 3.5: l’impianto 
risponde al segnale del TSO (ordine di dispacciamento inviato all’impianto regolante dal TSO per 
il tramite del BSP) con un’attivazione “quasi istantanea” di tutta la potenza regolante richiesta. La 
risposta dell’impianto deve avvenire nella maniera più rapida possibile e con il volume più elevato 
possibile di energia. 
 
Il TSO non impone all’impianto regolante un requisito di rampa durante la risposta dinamica ma 
piuttosto un requisito di velocità: all’impianto è richiesto di erogare l’intera potenza regolante 
entro il tempo massimo di piena attivazione (FAT), fissato in 5 minuti26 [8]. 
 
Come avviene per gli impianti in Germania e Austria, la risposta dinamica che l’impianto deve 
assicurare entro il valore di FAT fa riferimento alla capacità massima di regolazione richiesta 
(tipicamente il 5% della potenza massima di impianto); tale margine di riserva è in genere 
superiore alla potenza effettivamente erogata in normali condizioni di funzionamento del sistema 
[8]; quindi, quando l’impianto regolante eroga il servizio richiesto, la sua risposta verso la rete è 
più prestante rispetto alle condizioni richieste in situazioni di perturbazione rilevante. 
 

4.5 Sistema belga 
4.5.1 Approvvigionamento 
Da settembre 2020 la fornitura del servizio di aFRR è aperta a tutte le tecnologie, anche in forma 
aggregata di unità di consumo e generazione [33] [40]; inoltre, tutte le categorie di utenti di rete 
possono partecipare ad eccezione dei consumatori finali connessi in bassa tensione. 
L’approvvigionamento per il giorno di consegna D avviene tramite aste giornaliere; la singola asta 
si apre alle 00.00 CET del D-14 e si chiude alle 16.00 CET del D-2 (pubblicazione alle 16.30 CET) 
[18]; la taglia minima dell’offerta è 1 MW nel caso di offerta singolo blocco di ore (4 ore 
consecutive, detto Capacity Contracting Time Unit - CCTU), altrimenti, nel caso di offerta per tutti 
i blocchi di ore del giorno, semplicemente la singola offerta non deve eccedere i 5 MW. Inoltre, per 
gli impianti di produzione con taglia maggiore di 25 MW è obbligatorio presentare anche offerte 
in energia [33]. In ogni caso la singola offerta deve essere non superiore al massimo margine, in 
aumento ed in diminuzione, dell’asset come dichiarato dal BSP.  
Le fasi di selezione delle offerte sono di seguito descritte. 
All’apertura della seduta d’asta e fino alla chiusura, i BSP sottopongono le offerte di aFRR in 
quantità [MW] e prezzo [€/MW/h]. 

 
25 Dopo la pubblicazione del DCS che precede una versione preliminare definita a D-2 (Preliminary Daily Schedule), la lista degli 
impianti è aggiornata come Current Daily Coordination Schedules – CDCS, con pubblicazione ad intervalli di 15 minuti per gli 
intervalli orari ancora oggetto di consegna (ossia la pubblicazione deve avvenire almeno 15 minuti prima dell’avvio 
dell’aggiornamento della CDCS per i successivi 15 minuti). Infatti, il CDCS recepisce le modifiche dovute alla domanda 
fluttuante, alla produzione fluttuante (unità di generazione, comprese le energie rinnovabili intermittenti), al cambio di set-
point delle grandi unità di generazione in esito al mercato intraday, alle interruzioni e ad altri problemi tecnici riguardanti le 
unità di generazione o la rete. 
26 Il sistema tedesco appartiene alle aree LFC con un FAT compreso tra 3 e 6 minuti; tuttavia, come già discusso nella Sezione 
3.5, a livello ENTSO-E in altri sistemi il FAT può variare fino ad un massimo di 15 minuti. 
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Successivamente il TSO raggruppa per il giorno D le offerte di 6 blocchi da 4 ore consecutive 
ciascuna. Per ciascun blocco le offerte di aFRR sono impilate per ordine di prezzo (Local MOL); 
inoltre, ciascuna offerta impilata è discretizzata per 1 MW; in questo modo, il TSO determina, per 
ciascuna offerta con taglia da 1 MW, il prezzo medio nell’intero intervallo dei 6 blocchi del giorno 
D, come è mostrato in Figura 4.9 [18]. Il TSO crea così 6 liste “virtuali” di offerte aFRR valide che 
sono composte solo dalle offerte che completano l’intervallo di 6 blocchi del giorno D 
(nell’esempio, le offerte che sui 6 blocchi sommano un’ampiezza massima di 4 MW); le altre 
offerte non vengono prese in esame in quanto ritenute non valide. In pratica, in ciascun giorno D, 
suddiviso in 6 blocchi di ore consecutive, il TSO costruisce le 6 curve “virtuali” di offerta valide di 
aFRR in base alle offerte presentate dai BSP. 
 

 
Figura 4.9 – Esempio di impilamento delle offerte di aFRR nella fase di Pre-Processing. Fonte: ELIA [18]. 

 
Sulla base della curva di offerta “virtuale” di aFRR, il TSO verifica la compatibilità con il proprio 
fabbisogno di risorsa aFRR per l’intero intervallo di 6 blocchi di ore consecutive, come è mostrato 
nell’esempio di Figura 4.10. 
    

 
Figura 4.10 – Esempio di selezione delle offerte aFRR dopo la fase di impilamento di Pre-Processing. 
Fonte: ELIA [18]. 

 

4.5.2 Schema generale di regolazione 
La cooperazione tra il TSO belga (ELIA) e quelli tedeschi nel processo di Frequency Restoration 
inizia nel mese di ottobre 2012 con l’adesione al sistema IGCC per la procedura di INP, una 
funzione contenuta “Modulo 1” del sistema GCC [29]. 
 
Per quanto riguarda l’attivazione del servizio aFRR, invece, la procedura che il TSO belga intende 
implementare segue lo schema di attivazione merit order, come indicato nella proposta ELIA di 
implementazione del “Balancing Rules” posta in consultazione pubblica nel 2021, in attesa della 
sua piena applicazione al momento dell’accesso alla piattaforma PICASSO fissato a luglio 2024 
[41]. 
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In particolare, nella propria proposta ELIA dispone che, per ogni intervallo rilevante per il 
dispacciamento (15 minuti), all’interno dell’area di controllo di pertinenza (LFC area) le offerte per 
il servizio di aFRR possano essere selezionate, per una successiva attivazione, sulla base di un 
criterio di Local MOL - LMOL), distinto per direzione della movimentazione richiesta: ordine di 
merito dal prezzo più piccolo al più alto per una movimentazione in aumento dell’immissione in 
rete (direzione positiva, ossia upward) e ordine di merito dal prezzo più alto al più piccolo per una 
movimentazione in diminuzione dell’immissione in rete (direzione negativa, ossia downward)27 
[41]. 
Alcuni dettagli della procedura di costruzione del LMOL sono descritti nel documento di termini e 
condizioni di erogazione del servizio aFRR (c.d. T&C BSP aFRR)” [18]. 
 
Il processo di approvvigionamento secondo criterio LMOL deve tener conto sia delle condizioni 
critiche di funzionamento del sistema sia delle risorse di aFRR effettivamente disponibili, 
marcando all’interno del LMOL anche le eventuali risorse non disponibili per l’attivazione. 
Quindi, facendo riferimento al ciclo di regolazione di aFRR, ELIA calcola due LMOL per ogni 
intervallo rilevante in esame e per i successivi 9528; tali valori di LMOL sono inviati in ingresso al 
Regolatore di Rete locale e alla piattaforma di scambio comune aFRR. 
Successivamente, sulla base degli ingressi di LMOL inviati da tutti gli altri TSO partecipanti, la 
piattaforma comune aFRR costruisce una CMOL per ogni direzione (upward, downward) fornendo 
così, per ciascun intervallo rilevante (15 minuti) in esame, un ordine di merito economico di 
selezione ed attivazione delle risorse aFRR condivise da parte dei TSO partecipanti alla 
piattaforma. 
Inoltre, nel frattempo i TSO inviano continuamente alla piattaforma aFRR e di IN i dati aggiornati 
sul fabbisogno di aFRR; tali dati sono quindi processati in modo da restituire, a valle della 
procedura di ottimizzazione eseguita dalla piattaforma aFRR (ciclo di ottimizzazione 4 s), ai 
singoli TSO i segnali di correzione per la compensazione di aFRR (netting). I segnali di correzione 
evitano la cosiddetta contro-attivazione della aFRR da parte dei Regolatori di Rete. Pertanto, ad 
ogni ciclo di ottimizzazione29 della piattaforma aFRR appartenente all’intervallo rilevante in 
esame, il Regolatore di Rete elabora il segnale di controllo “target”, al netto della correzione 
inviata dalla piattaforma aFRR, e seleziona le offerte di aFRR da attivare che sono state inserite 
nel LMOL dell’intervallo rilevante di interesse. In particolare, ad ogni ciclo di ottimizzazione il 
Regolatore di Rete determina il volume di energia da attivare per ogni offerta selezionata, 
tenendo conto del requisito di ramp rate e dei volumi di aFRR già attivati dai BSP nel precedente 
ciclo di regolazione. 
 
In caso di disconnessione dalla piattaforma aFRR, il TSO applica la procedura di FallBack che 
prevede in ingresso al Regolatore di Rete un segnale di correzione nullo. Inoltre, il TSO impone un 
limite di volume alle offerte presentate in sede di costruzione del LMOL. 
Nel caso di fallimento dell’accesso alla piattaforma aFRR per motivi tecnici, il TSO applica ancora 
la procedura di FallBack con imposizione di un limite al volume di offerta sul LMOL da poter 
selezionare successivamente. Inoltre, il Regolatore di Rete determina, per ogni offerta selezionata 
sulla base del LMOL, il volume di energia da attivare con meccanismo pro rata tenendo conto del 
requisito di ramp rate e dei volumi di aFRR già attivati dai BSP nel precedente ciclo di regolazione. 
 

 
27 Si veda il testo del “Title 3 - The use of the balancing resources” della proposta di “Balancing Rules” all’art. 9 “Merit order list 
concept”. 
28 Il calcolo eseguito da ELIA per aFRR considera un’ampiezza temporale di 96 intervalli da 15 minuti ciascuno in modo da poter 
analizzare una finestra temporale di almeno 24 ore in avanti. 
29 Il ciclo di ottimizzazione coincide con il ciclo di regolazione di 4 s impostato nel Regolatore di Rete del TSO. 
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4.5.3 Risposta dinamica degli impianti regolanti 
In sede di erogazione della potenza regolante, gli impianti selezionati ricevono il segnale di 
attivazione secondo la logica di “continuous activation” [8] [14] [28]: l’ordine di dispacciamento, 
inviato all’impianto regolante dal TSO per il tramite del BSP, è un segnale ad impulso di nuovo set-
point. Il valore del segnale è aggiornato ed inviato con intervallo di 4 s (ciclo di regolazione)30 [33] 
[38]. In pratica, l’impianto regolante è tenuto a fornire una risposta dinamica lungo una traiettoria 
“quasi lineare” descritta dai segnali di set-point inviati dal TSO; la traiettoria approssima una linea 
retta la cui pendenza rappresenta il gradiente di variazione, al minuto, della potenza regolante 
fornita dall’impianto (c.d. ramp rate). 
 
Il TSO impone all’impianto regolante un requisito di rampa che l’impianto stesso deve rispettare 
nell’intero intervallo del tempo massimo di piena attivazione (FAT), fissato ad un valore di non 
oltre 5 minuti31 [8] [33] [18]. 
  

 
30 Il sistema belga appartiene alle aree LFC i cui impianti regolanti sono attivati con logica “continuous activation”; in tali aree 
il ciclo di aggiornamento del segnale di set-point è tipicamente compreso tra 4 e 10 s (non più di 10 s) per un tempo massimo di 
ripristino della frequenza di rete di 15 minuti. 
31 Il valore del FAT è fissato a 5 minuti in relazione all’adeguamento con le disposizioni EBGL, ossia all’accesso alla piattaforma 
PICASSO (prima dell’accesso alla piattaforma il FAT è fissato a 7,5 minuti). 
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5 - ESPERIENZA ITALIANA 
 

5.1 Approvvigionamento 
5.1.1 Piattaforma nazionale ed europea 
Con riferimento alla definizione contenuta nell'art. 21 della Regulation (EC) 2017/2195 (c.d. 
Regolamento “Balancing”) [3], il processo di bilanciamento tra generazione e carico nell’area di 
controllo (LFC area Italia) di pertinenza di Terna appartiene al modello cosiddetto “central 
dispatching”, come è mostrato anche nella mappa ENTSO-E di Figura 5.1, aggiornata al 2022 [23]. 
In particolare, in tale modello il processo di programmazione degli scambi e di dispacciamento 
degli impianti programmabili di produzione e di consumo è elaborato direttamente dal TSO 
secondo uno schema di “processo di programmazione integrato” (c.d. Integrated Scheduling 
Process). Inoltre, l’approvvigionamento delle risorse per il dispacciamento, che sono scambiate a 
mercato, avviene su una piattaforma nazionale, il “Mercato per il Servizio di Dispacciamento 
(MSD)”, articolata in “MSD ex-ante”32 per la fase di programmazione e in “Mercato del 
Bilanciamento (MB)”33 per la gestione in tempo reale del sistema, come mostrato in Figura 5.2. In 
sede di contrattazione sul MSD, Terna figura come controparte centrale nei confronti dei fornitori 
di servizio (c.d. BSP)34 [26]. In particolare, a regolamento vigente del mercato dei servizi, sul MSD 
vengono approvvigionati i seguenti prodotti energetici (espressi in MWh): Riserva Secondaria 
(RS)35, Altri Servizi (ossia i prodotti “Gradino” di energia36), Minimo, Spegnimento, Accensione e 
Cambio Assetto. I prodotti scambiati sul MSD fanno riferimento alle risorse per il dispacciamento 
identificate da Terna: risorse per la costituzione di riserva secondaria di potenza, risorse per la 
risoluzione delle congestioni in fase di programmazione, risorse per la costituzione della riserva 
terziaria di potenza, risorse per il bilanciamento da attivare nel tempo reale. Le offerte accettate, 
presentate solo in prezzo (espresso in €/MWh) sul MSD, rappresentano la remunerazione unitaria 
del servizio. La modalità della contrattazione è ad asta con regola di prezzo “pay-as-bid”. 
 

 
32 A regole vigenti, la fase di programmazione “MSD ex ante” si articola in sei sottofasi: MSD1, MSD2, MSD3, MSD4, MSD5 e 
MSD6. La presentazione delle offerte sul MSD ex ante è unica e la seduta per una consegna al giorno “Day” si apre alle ore 
12.55 D-1 e si chiude alle ore 17.00 D-1; gli esiti della selezione da parte di Terna avvengono alle 21.45 D-1 (MSD1), 2.15 D 
(MSD2), 6.15 D (MSD3), 10.15 D (MSD3), 14.15 (MSD5) e 18.15 (MSD6). 
33 A regole vigenti, la fase di gestione nel tempo reale sul “MB” (detto anche “MSD ex post”) avviene attraverso la presentazione 
continua di offerte, con dettaglio orario per le 24 ore del giorno “Day” di consegna (D); l’apertura della seduta per la 
presentazione delle offerte è alle 22.30 D-1 e gli operatori (BSP) possono presentare offerte sino a 60 minuti prima dell’inizio 
dell’ora H di consegna. 
34 L’approvvigionamento degli altri servizi per il dispacciamento non a mercato avviene tramite imposizione diretta da parte 
del TSO all’atto della connessione dell’impianto alla rete di trasmissione oppure tramite procedure concorsuali (aste periodiche) 
organizzate direttamente dal TSO stesso. 
35 Corrisponde al servizio di aFRR definito nel Codice di rete europeo. 
36 Le offerte di “Altri Servizi” fanno riferimento a gradini di energia, con possibilità di offerta fino a 3 Gradini sul MSD ex ante e 
fino a 4 Gradini sul Mercato di Bilanciamento (detto anche MSD ex post).  
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Figura 5.1 – Mappa dei modelli per il bilanciamento adottati dai TSO nel sistema interconnesso ENTSO-
E nel 2022. Fonte: ENTSO-E [23]. 

 

 
Figura 5.2 – Mappa delle tempistiche di esecuzione dei mercati gestiti dal GME nel 2023. Fonte: GME 
[42]. 

 
 

Facendo seguito alle disposizioni del Regulation (EC) 2017/2195 [3], artt. 19, 20, 21 per la creazione 
di piattaforme europee comuni per lo scambio di energia di bilanciamento, dal 202137 il gestore di 
rete nazionale Terna si avvale anche delle piattaforme europee per l’approvvigionamento delle 
risorse di bilanciamento [43] [44]. Nello specifico, dando attuazione alla realizzazione da parte di 
tutti i TSO europei di una piattaforma per lo scambio comune del servizio di aFRR, ai termini di 
adesione da parte del TSO stesso come indicato nel provvedimento ACER (24 luglio 2022) [11] [12] 
[13] e all’approvazione  delle modifiche al Codice di rete di Terna relative al coordinamento tra 
MSD e la piattaforma europea aFRR [45], Terna ha effettuato l’accesso alla piattaforma aFRR (con 
riferimento al progetto PICASSO) in data 19 luglio 202338 [46] [47] [48], cinque giorni prima della 
dead-line del 24 luglio 2023 ottenuta in deroga con deliberazione n. 46/2022/R/eel [49]. 

 
37 Il 13 gennaio 2021 Terna ha avviato la partecipazione alla piattaforma europea per lo scambio di energia di bilanciamento da 
riserva di sostituzione (piattaforma RR), di cui all’art. 19 del Regolamento (UE) 2017/2195, sviluppata nell’ambito del progetto 
Trans European Replacement Reserves Exchange (TERRE). L’accesso a tale piattaforma fa seguito all’approvazione da parte 
dell’Autorità regolatoria ARERA del “Quadro di attuazione” elaborato da Terna (deliberazione n. 8/2019/R/EEL del 15 gennaio 
2019 [56]) e delle “Regole per il coordinamento tra MSD e la piattaforma RR” (deliberazione n. 535/2018/R/EEL del 23 ottobre 
2018 [57], 344/2020/R/EEL del 22 settembre 2020 [58]). Le offerte riferite alla piattaforma RR possono essere presentate fino 
ad H-55 minuti. 
38 Il 19 luglio 2023 Terna ha avviato la partecipazione alla piattaforma europea per lo scambio di energia di bilanciamento da 
aFRR (piattaforma aFRR), di cui all’art. 21 del Regolamento (UE) 2017/2195, sviluppata nell’ambito del progetto Platform for 
the International Coordination of Automated Frequency Restoration and Stable System Operation (PICASSO). L’accesso a 
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Pertanto, dal 19 luglio 2021 Terna approvvigiona sul MSD (in particolare sul MB) il prodotto 
energetico di RS, avvalendosi anche della piattaforma aFRR (oltre che della piattaforma RR per il 
servizio di riserva di sostituzione) [26], secondo le tempistiche di esecuzione dei mercati come 
descritto in Figura 5.2. Pertanto, a differenza degli altri TSO in cui è adottata l’attivazione della 
aFRR secondo lo schema merit order list, Terna ha scelto una soluzione di compromesso che 
prevede un utilizzo contemporaneo sia della piattaforma nazionale sia di quella europea; allo 
scopo il TSO si avvale di una procedura di conversione dei prodotti energetici specifici offerti sulla 
piattaforma nazionale prima della loro condivisione sulla piattaforma europea. Questa procedura 
di conversione richiede un opportuno coordinamento tra la piattaforma nazionale (MSD) e quella 
europea di aFRR. Le offerte riferite alla piattaforma aFRR possono essere presentate fino a 25 
minuti prima dell’inizio dell’intervallo rilevante Q di consegna (ossia il Q-25, dove Q è il quarto 
d’ora a cui tali offerte si riferiscono); in particolare, le offerte in vendita e in acquisto sono riferite 
a blocchi di potenza (in MW), detti prodotti standard, ottenuti da una procedura specifica di 
conversione del prodotto specifico come di seguito descritta [26]. Le offerte accettate, presentate 
in prezzo (espresso in €/MWh) e quantità (in MW)39 sulla piattaforma aFRR, rappresentano la 
coppia che descrive il valore economico del servizio offerto. La modalità della contrattazione è ad 
asta con regola di prezzo “marginal pricing”. 
 

5.1.2 Coordinamento fra MSD e piattaforma aFRR 
L’utilizzo della piattaforma europea aFRR da parte di Terna avviene attraverso un processo di 
conversione in prodotto standard delle offerte di aFRR sul MSD, che si realizza attraverso le 
seguenti fasi: 

• calcolo delle quantità aFRR valide per la condivisione sulla Piattaforma aFRR; 

• determinazione dei blocchi di potenza ai fini della partecipazione alla piattaforma aFRR; 

• determinazione e condivisione delle quantità aFRR e dei relativi prezzi sulla piattaforma 
aFRR. 

Queste fasi realizzano un coordinamento tra MSD e la piattaforma aFRR. 
 

5.1.2.1 Identificazione dell’offerta di margine 
Il margine di potenza offerto per servizio aFRR da condividere, in vendita e/o acquisto, per una 
data Unità Abilitata (UA) e periodo di riferimento (15 minuti), è pari alla semibanda massima di 
aFRR (denominata riserva secondaria - RS) a salire e/o scendere dichiarata dall’Utente di 
Dispacciamento (UdD) nel Registro delle Unità Produttive (RUP) dinamico, tenendo conto della 
fascia di funzionamento in cui viene a trovarsi l’impianto (o asset) con riferimento al Programma 
Vincolante (PV) in potenza40 [26]. 
 
Non sono oggetto di conversione le offerte di margine di potenza relative ad impianti che risultano 
nel quarto d’ora in esame: 

 
tale piattaforma fa seguito all’approvazione da parte di ACER del “Quadro di attuazione” elaborato dai TSO europei (Decision 
No. 02/2020 del 24 gennaio 2024 [11] [12] [13]) e delle “Regole per il coordinamento tra MSD e la piattaforma aFRR” 
(deliberazione n. 115/2023/R/EEL del 21 marzo 2023 [45]). 
39 Con riferimento agli attributi di prodotto standard l’offerta di aFRR è espressa in MW mentre l’offerta di prezzo in €/MWh; in 
pratica, in sede di remunerazione viene riconosciuto l’utilizzo della banda aFRR in funzione del segnale di ACG (segnale di 
livello) effettivamente inviato dal TSO alle unità regolanti (si veda il Codice di rete Terna [56], Allegato Tecnico A.23). 
40 Il programma vincolante (PV) di una UA è il programma al quarto d’ora, ossia il profilo di potenza che l’unità deve immettere 
o prelevare ogni quarto d’ora, fatta salva una eventuale comunicazione di ordini di dispacciamento o del segnale di livello della 
riserva secondaria nella fase di gestione tempo reale. Tale profilo di PV deriva dall’esito del profilo di immissione o prelievo 
determinato in esito al mercato “intraday” (PV provvisorio intraday) e al MSD ex ante (PV provvisorio MSD ex ante).  
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• indisponibili ad effettuare il servizio di dispacciamento, ossia impossibilitati a variare il 
livello di potenza secondo l’ordine di dispacciamento di Terna (tramite un ordine manuale 
o tramite un segnale di rete); 

• impossibilitati a fornire il servizio di aFRR, ossia caratterizzati da un PV in potenza 
all’interno di una banda di potenza interdetta per l’erogazione del servizio di RS 
(tipicamente le unità termoelettriche); 

• con margine di potenza che risulta di entità inferiore alla quantità minima negoziabile 
(1 MW) e, quindi, tale margine è considerato nullo; 

• soggetti ad offerta di margine di potenza riservata per Riserva Rotante in esito al MSD ex 
ante41; 

• in stato di completamento della manovra di accensione o di cambio assetto già 
comunicato al TSO42; 

• in isola di frequenza, ossia in stato di funzionamento “in linea” ma connessi al sistema 
insulare non sincrono di Sicilia (quando il sistema è non sincrono con il sistema 
continentale) o di Sardegna (sempre non sincrono con il sistema continentale). 

 
Inoltre, l’offerta di semibanda aFRR, in vendita e/o in acquisto, è sottoposta a verifica di congruità 
nel seguente modo: 

• Terna stima un valore di ramp rate (rampa di presa di carico) di erogazione dell’intera 
semibanda di aFRR di sistema. Più precisamente, sulla base di dati previsionali sulle 
grandezze che meglio descrivono un funzionamento atteso del sistema elettrico nel 
quarto d’ora in esame (es. variazione transitoria di frequenza di rete, sbilancio di potenza 
atteso nell’area di controllo, livello di fabbisogno nazionale di energia, livello di 
immissione nazionale da fonti rinnovabili non programmabili), Terna stima un valore di 
ramp rate complessivo di attivazione del servizio di aFRR da parte di tutti gli impianti 
regolanti disponibili (ossia asserviti al Regolatore di Rete) nel quarto d’ora in esame, 
distinguendo due possibili scenari di variabilità delle principali grandezze prese in esame 
per descrivere il funzionamento atteso del sistema: 
o bassa variabilità; 
o alta variabilità.  
Evidentemente, nel caso di scenario “alta variabilità”, il valore di ramp rate risulterà più 
elevato. Una prima stima di ramp rate viene eseguita in sede di valutazione delle offerte 
nella prima fase di MSD ex ante; successive correzioni della prima stima del ramp rate 
vengono eseguite, se le informazioni più aggiornate sul funzionamento del sistema 
elettrico suggeriscono una variazione dei dati previsionali utilizzati per la prima stima. 

• unitamente al calcolo del ramp rate, Terna stima anche il tempo massimo di erogazione 
dell’intera semibanda di aFRR nel quarto d’ora in esame (FAT quarto-orario); tale tempo 
è calcolato come rapporto tra la semibanda di aFRR complessiva di sistema (in MW) e il 
valore di ramp rate (in MW/s). Questo FAT deve essere rispettato da tutte le Unità di 
Produzione (UP) abilitate al servizio aFRR. 

• in sede di valutazione della singola offerta di aFRR da sottoporre a procedura di 
conversione, Terna ne verifica la compatibilità in riferimento al requisito di FAT quarto-
orario stimato. In particolare, il TSO verifica che quantitativamente l’offerta in MW di 
aFRR risulti non superiore alla massima variazione di potenza che l’impianto è in grado di 
effettuare entro il FAT quarto-orario considerato, ossia non superiore al prodotto del FAT 
(espresso in s) per il valore di ramp rate (espresso in MW/s) della UP per l’intervallo 

 
41 Significa che l’intervallo rilevante in esame appartiene all’intervallo orario H in cui l’impianto è tenuto a riservare un margine 
di potenza per Riserva Rotante come esito della fase di MSD ex ante. 
42 Si tratta di uno stato di funzionamento noto dell’impianto, che deve essere completato comunque entro i 30 minuti che 
precedono il quarto d’ora in esame; inoltre, tale stato di funzionamento è tale che al suo completamento l’impianto risulta 
essere senza semibanda disponibile per RS. 
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rilevante in esame. In caso di violazione di tale condizione Terna tronca l’offerta di aFRR 
esattamente al valore massimo compatibile con tale vincolo. 

 
Prima di procedere al processo di conversione delle offerte di semibanda di aFRR, il TSO effettua 
una verifica della fattibilità tecnica in maniera tale che l’eventuale utilizzo di tali margini assicuri 
una gestione sicura del sistema; in pratica il TSO effettua un’analisi di sicurezza del sistema con 
l’insieme delle risorse di aFRR così ottenute. Allo scopo sono esaminati due possibili scenari di 
funzionamento del sistema: 

• “scenario 1” di attivazione massima della semibanda aFRR di sistema a salire (aumento 
del livello di immissione in rete); 

• “scenario 2” di attivazione massima della semibanda aFRR di sistema a scendere 
(diminuzione del livello di immissione in rete). 

I due scenari di attivazione della semibanda di aFRR sono analizzati tenendo conto dei limiti di 
capacità di trasporto sulle sezioni che separano due zone di mercato adiacenti, a partire dalla 
sezione di separazione zona Sicilia-zona Calabria. In pratica, sulla sezione Sicilia-Calabria 
dapprima Terna effettua una verifica nello “scenario 1” sui limiti di flusso dalla zona Sicilia verso la 
zona Calabria e poi nello “scenario 2” sui limiti di flusso daIla zona Calabria verso la zona Sicilia. In 
particolare, la verifica dei limiti di scambio su ogni sezione avviene considerando la capacità di 
scambio residuale risultante dall’esito della selezione delle offerte presentate sulla piattaforma 
RR. In caso di violazione dei limiti di scambio tra le zone di mercato, il TSO riduce fino al limite di 
scambio il contributo di aFRR nella zona esportatrice. La procedura di verifica dei limiti di scambio 
sulle interconnessioni zonali interne termina con l’analisi finale della sola zona NORD con i 
contributi in scambio con altre zone adiacenti nei due scenari in esame. 
 

5.1.2.2 Costruzione della curva di offerta 
Una volta determinata la semibanda massima di aFRR, in vendita (upward) e/o in acquisto 
(downward), da sottoporre alla procedura di conversione per il periodo rilevante in esame, il TSO 
suddivide l’offerta di semibanda in blocchi di potenza (Codice di rete Terna, Allegato Tecnico A.23 
[26]); l’ampiezza di ciascun blocco è determinata come rapporto tra l’offerta di semibanda 
massima di aFRR considerata e il numero di blocchi richiesto. Inoltre, a ciascun blocco di potenza 
il TSO associa il prezzo unitario di blocco offerto in sede di presentazione delle offerte per la 
piattaforma aFRR. 
 
Ai fini della partecipazione alla piattaforma aFRR, si osserva che, in sede di presentazione delle 
offerte, i prezzi dei blocchi di potenza in vendita (in acquisto) devono essere non decrescenti (non 
crescenti). Inoltre, la media aritmetica dei prezzi di ciascun blocco di potenza in vendita (acquisto) 
deve risultare non superiore (non inferiore) al prezzo offerto in vendita (acquisto) per il prodotto 
energetico RS offerto sul mercato nazionale (Codice di rete Terna [26]). Pertanto, in sede di 
verifica il TSO Terna apporta le opportune modifiche: 

• i prezzi di tutti i blocchi di potenza in vendita (acquisto) sono posti pari al minimo 
(massimo) prezzo offerto, se i prezzi dei blocchi di potenza in vendita (acquisto) risultano 
non essere non decrescenti (non crescenti); 

• i prezzi di tutti i blocchi di potenza in vendita (acquisto) sono posti pari al prezzo 
dell’offerta in vendita (acquisto) per il prodotto RS offerto sul mercato nazionale, se la 
media aritmetica dei prezzi dei blocchi di potenza in vendita (acquisto) risulta essere 
maggiore (minore) del prezzo offerto in vendita (acquisto) per il prodotto RS. 

 
Il numero di blocchi richiesti è fissato a 3, un valore che rappresenta il “punto di caduta tra la 
necessità di evitare la selezione in modalità binaria on-off delle risorse italiane sulla piattaforma 
aFRR, dovute ad una scarsa differenziazione delle coppie quantità-prezzo, e la volontà di semplificare 
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il processo di gestione delle offerte nei confronti degli operatori, limitando il numero delle offerte” 
stesse [45]. 
 
In particolare, il TSO identifica come primo blocco, in vendita e/o acquisto, il quantitativo di 
semibanda a salire e/o scendere più vicino al valore del PV in potenza dell’UP e come ultimo blocco 
il quantitativo più lontano dal valore del PV (Codice di rete Terna, Allegato Tecnico A.23 [26]); 
inoltre, ciascun blocco è identificato con granularità 1 MW coerentemente con le caratteristiche 
richieste dal prodotto standard. 
 
I blocchi di potenza per aFRR così costruiti, ed il loro relativo prezzo offerto, per ciascun fornitore 
(BSP), rappresenta una curva di offerta del servizio di aFRR a salire (in aumento dell’immissione) 
e/o a scendere (in diminuzione dell’immissione) che il TSO può trattare successivamente per la 
selezione della semibanda di aFRR necessaria al soddisfacimento del fabbisogno di aFRR a salire 
(scendere) nel quarto d’ora in esame.  
 

5.1.2.3 Selezione e condivisione della semibanda di aFRR 
A partire dai blocchi di potenza, in vendita e/o in acquisito, e dai relativi prezzi, identificati secondo 
la procedura descritta sopra, il TSO seleziona, fino al soddisfacimento del fabbisogno di aFRR, le 
quantità di aFRR in vendita e in acquisto secondo il principio di minimo costo di attivazione. 
In particolare, il TSO riordina le diverse offerte in blocchi presentate dai fornitori (BSP) in maniera 
tale da creare un’offerta equivalente costituita da ciascuno dei blocchi offerti dai fornitori, ordinati 
per priorità; inoltre, ad ogni offerta equivalente il TSO riassegna un prezzo unitario pari al massimo 
prezzo offerto per ciascun blocco che concorre alla formazione dell’offerta equivalente. Essendo 
le offerte dei blocchi caratterizzate da prezzi offerti ordinati secondo un ordine non decrescente 
per le offerte in vendita e non crescente per quelle in acquisto, la nuova curva di offerta 
“aggregata” ottenuta aggregando tutti i blocchi di potenza appartenenti allo stesso ordine di 
priorità rappresenta la curva di offerta di aFRR sul quale poter selezionare le quantità secondo un 
criterio di merit order, in vendita e in acquisto, necessarie al sistema nazionale in fase di 
condivisione sulla piattaforma aFRR. 
 

5.1.2.1 Attivazione delle semibande di aFRR 
Una volta effettuata la selezione delle offerte sulla piattaforma comune di a-FFR, il TSO ha a 
disposizione nuovamente i singoli blocchi appartenenti a ciascun fornitore (UdD o BSP); tali 
blocchi risultano selezionati oppure non selezionati secondo criterio di merit order. Quindi, avendo 
in ingresso al Regolatore di Rete anche le informazioni circa le offerte accettate dei blocchi relativi 
ai fornitori, il Regolatore di Rete locale (ossia della LFC area Italia) provvederà ad inviare il segnale 
di livello alle UP regolanti interessate, secondo il meccanismo pro rata nell’intero intervallo 
rilevante in esame e rispettando il criterio di ordine di merito economico di selezione dei singoli 
blocchi. 
 

5.2 Schema generale di regolazione 
Ai fini della partecipazione alla piattaforma europea aFRR (riferimento PICASSO), Terna 
sottopone a processo di conversione le offerte presentate dai fornitori nazionali. Una volta 
costruita e condivisa sulla piattaforma aFRR la curva di offerta aggregata di aFRR e, quindi, 
selezionate le offerte di aFRR necessarie alla gestione del sistema per ogni intervallo rilevante in 
esame, Terna dispone l’attivazione delle offerte accettate e strutturate in blocchi di potenza, 
rispettando il criterio di merit order list, come è descritto nei precedenti sottoparagrafi. 
L’attivazione dei singoli blocchi accettati di potenza avviene con meccanismo pro rata allo scopo 
di permettere di “preservare a livello nazionale elevate performance della regolazione secondaria 
di frequenza-potenza”, ossia una sorta di compromesso tra il mantenimento di elevati standard 
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prestazionali e l’adeguamento necessario alla partecipazione alla piattaforma stessa. Infatti, in 
sede di discussione con l’Autorità sulla migliore soluzione da adottare, Terna aveva evidenziato 
che lo schema pro rata assicura un’adeguata performance della qualità della frequenza di rete in 
quanto l’attivazione delle risorse di regolazione è simultanea su tutte le unità per le quali sia stata 
preventivamente riservata una semibanda di aFRR a salire (a scendere) e tale azione di 
regolazione permane fino al soddisfacimento del fabbisogno di energia di bilanciamento da aFRR. 
L’efficacia della soluzione di compromesso adottata è stata dimostrata a livello di risposta 
simulata della regolazione di ripristino della frequenza di rete confrontando i risultati ottenuti dai 
due approcci di attivazione, pro rata e sequential merit order [45] . In particolare, la simulazione 
dello schema merit order (che prevede l’attivazione sequenziale delle sole unità più economiche) 
condotta da Terna [50] ha evidenziato, infatti, rispetto ai risultati effettivi su dati storici, un 
deterioramento delle performance di correzione del segnale di ACE; inoltre, tale deterioramento 
non è compensabile attraverso un semplice incremento del fabbisogno di riserva secondaria. Ne 
consegue che un possibile effetto dell’applicazione del meccanismo merit order puro è 
l’introduzione di maggiori criticità nella gestione del sistema, tali da far venir meno il rispetto dei 
parametri obiettivo per FRCE come indicato nel Regolamento “System Operation” [51]. Più 
specificatamente, Terna ha evidenziato come l’introduzione del meccanismo merit order puro 
comporterebbe un andamento del segnale di ACE che si tradurrebbe in una violazione del limite 
di sicurezza L2, indicato nel Regolamento “System Operation”. Infatti, dall’analisi della risposta 
simulata del sistema alla regolazione di ripristino della frequenza, in un anno il numero di intervalli 
rilevanti (ampiezza di 15 minuti) con violazione del valore limite di ACE salirebbe di molto oltre il 
limite indicato per L2 (1.752) e oltre il valore massimo ottenibile con una regolazione tradizionale 
di tipo pro rata. 
 

5.3 Risposta dinamica degli impianti regolanti 
In sede di erogazione della potenza regolante, gli impianti selezionati ricevono il segnale di 
attivazione secondo la logica di “continuous activation” [8]: l’ordine di dispacciamento, inviato 
all’impianto regolante dal TSO, è un segnale ad impulso di nuovo set-point. Il valore del segnale è 
aggiornato ed inviato con intervallo di 4 s (ciclo di regolazione)43 [26]. In pratica, l’impianto 
regolante è tenuto a fornire una risposta dinamica lungo una traiettoria “quasi lineare” descritta 
dai segnali di set-point inviati dal TSO; la traiettoria approssima una linea retta la cui pendenza 
rappresenta la rampa di variazione, al minuto, della potenza regolante fornita dall’impianto (c.d. 
ramp rate). 
 
Il TSO impone all’impianto regolante un requisito di rampa che l’impianto stesso deve rispettare 
nell’intero intervallo del tempo massimo di piena attivazione (FAT), fissato ad un valore di non 
oltre 3,3 minuti44 [8]. 
 
In base al segno dell’errore di ACE il segnale di uscita del Regolatore di Rete varia nella banda di 
regolazione secondaria, costituita da due semi-bande simmetriche (semi-banda positiva per 
regolazione a salire, semi-banda negativa per regolazione a scendere). Il valore istantaneo è 
quindi espresso in % dell’intera banda di riserva in modo che i valori estremi possono variare tra -
50% e +50% (Codice di rete Terna, Allegato Tecnico A15 [26]). 
 

 
43 Il sistema italiano appartiene alle aree LFC i cui impianti regolanti sono attivati con logica “continuous activation”; in tali 
aree il ciclo di aggiornamento del segnale di set-point è tipicamente compreso tra 4 e 10 s (non più di 10 s) per un tempo massimo 
di ripristino della frequenza di rete di 15 minuti. 
44 Il valore del FAT fa riferimento al tempo di 200 s entro cui l’intera banda di regolazione secondaria pre-qualificata per un 
impianto connesso al sistema sincrono continentale dev’essere erogata. 
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Questo segnale di livello è inviato agli impianti chiamati ad effettuare la regolazione secondaria 
di frequenza; il segnale di livello è ritradotto poi sulle due semi-bande di riserva secondaria della 
UP per ottenere la variazione di potenza desiderata, come descritto dalla relazione: 

∆𝑃𝑅𝑆_𝑈𝑃 = 𝑙𝑖𝑣 ∙ 𝑆𝐵𝑅𝑆_𝑈𝑃,𝑚𝑎𝑥  5.1 

dove 

• 𝑙𝑖𝑣 =
[𝐿%−50%]

50%
 è il riporto del segnale di livello sull’ampiezza della semi-banda di riserva 

secondaria dell’impianto regolante (in valori relativi, 𝑙𝑖𝑣 varia fra gli estremi −1 e +1); 

• 𝑆𝐵𝑅𝑆_𝑈𝑃,𝑚𝑎𝑥  è la semi-banda di riserva secondaria dell’impianto regolante. 

 
Si osserva che, agendo il segnale di regolazione sul regolatore di velocità che sposta 
automaticamente il set-point di erogazione della potenza dell’impianto regolante, l’impianto può 
partecipare anche solo alla regolazione secondaria. 
In sede di attivazione, il Regolatore di Rete elabora e, tramite l’apparato Remote Terminal Unit 
(RTU) di Terna, invia automaticamente il segnale di livello (L) a tutte le unità di produzione 
asservite; i regolatori di velocità delle unità asservite acquisiscono il segnale modificando la 
potenza erogata verso la rete, come mostrato in Figura 5.3. Il meccanismo di attivazione del 
servizio di regolazione secondaria è di tipo pro rata in quanto ciascuna unità asservita partecipa in 
proporzione al proprio contributo alla banda di riserva dell’area di controllo [24]. 
 

 
Figura 5.3 – Esempio di profilo di segnale L (Segnale L: curva verde; segnale rielaborato dall’impianto 
UP: curva blu) di comando della regolazione secondaria e profilo di risposta (risposta teorica: curva 
rossa; effettiva: curva nera) dell’impianto regolante. Fonte: Codice di rete Terna, Allegato Tecnico A15 
[26]. 
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6 - CONCLUSIONI 
A livello di sistema europeo i servizi di bilanciamento come Frequency Containment Reserve (FCR), 
Frequency Restoration Reserve (FRR) e Replacement Reserve (RR) sono impiegati dai gestori di rete 
di trasmissione (Transmission System Operator – TSO) per assicurare l’equilibrio fra generazione e 
carico (azione di Load-Frequency Control), controllando la frequenza di rete entro i prefissati limiti 
operativi. 
Tradizionalmente, l’approvvigionamento delle risorse di regolazione avveniva all’interno di 
ciascuna area di controllo, e lo scambio di risorse inter-TSO era previsto solamente in situazioni di 
emergenza mediante accordi di mutuo soccorso tra i TSO. Negli ultimi anni, invece, il processo di 
liberalizzazione e la realizzazione di un mercato energetico comune hanno rafforzato la volontà 
collaborativa interna ai Paesi Membri e fra i Paesi Membri e quelli limitrofi. In particolare, questa 
volontà a cooperare è stata ulteriormente alimentata con le disposizioni contenute nel 
“Regolamento elettrico” europeo (Regulation (EC) No. 714/2009) [1] sulle condizioni di accesso alla 
rete di trasmissione e di scambio transfrontaliero della commodity energia elettrica (c.d. Cross-
Border Exchanges), disposizioni tradotte successivamente in regole tecniche di conduzione 
coordinata dell’intero sistema interconnesso europeo da parte dei TSO (c.d. ENTSO-E Network 
Code) [2]. In particolare, le regole contenute nelle “Guideline on electricity balancing” od EBGL [3] 
prevedono l’implementazione di un mercato comune per lo scambio anche dei servizi di 
bilanciamento (c.d. European Target Market design for balancing), ossia di apposite piattaforme 
comuni di scambio e condivisione delle risorse di bilanciamento di FCR, FRR e RR45 [4] [5] [6] [7]. 
Attenzione è posta anche sui ruoli e sulle responsabilità degli operatori coinvolti nelle diverse fasi 
dell’attività di balancing: procurement, activation ed imbalance settlement. In particolare, 
l’implementazione delle piattaforme comuni prevede sia un approvvigionamento che 
un’attivazione da eseguirsi secondo criterio di merit order, tenuto conto di specificità regionali di 
alcuni mercati e dei modelli di gestione del sistema da parte dei TSO (es. modello central 
dispatching, modello self-dispatching). Tuttavia, a giudizio dei TSO europei [8] [4] [5], uno degli 
aspetti di maggiore impatto del processo in atto di condivisione delle risorse è la fase di 
attivazione, in quanto tale processo può produrre degli effetti indesiderati sulla qualità della 
regolazione stessa, soprattutto per quanto riguarda un’azione di regolazione in tempo reale, dal 
cui esito dipende la sicurezza del sistema interconnesso, come avviene per la regolazione di 
ripristino della frequenza di rete (c.d Frequency Restoration process). 
 
Per quanto riguarda in particolare l’automatic FRR (aFRR), attualmente il processo di 
implementazione della relativa piattaforma di scambio è basato sulla piattaforma europea 
Platform for the International Coordination of Automated Frequency Restoration and Stable System 
Operation (PICASSO), la cui realizzazione ha preso avvio nel luglio 2017 su iniziativa dei TSO di 
Francia (RTE), Belgio (ELIA), Paesi Bassi (TENNET NL), Germania (4 TSO: Amprion, TransnetBW, 
TenneT DE, 50Hertz) e Austria (APG), con successiva approvazione dal Comitato Mercato di 
ENTSO-E il 9 novembre 2017 (data effettiva di avvio del progetto PICASSO). Il progetto PICASSO 
realizza un modello di piattaforma aFRR europea rispondente ai requisiti definiti nello “Schema di 
Implementazione” (c.d. Implementation framework for a European platform for the exchange of 
balancing energy from frequency restoration reserves with automatic activation - aFRRIF) redatto 
dai TSO come previsto dal Regolamento EBGL, (art. 21(1)) [3] ed approvato come Annex I della 
Decision No. 02/2020 del 24 gennaio 2020 dell’ACER [11] [12] [13]. 
Dando attuazione alla decisione di tutti i TSO europei di realizzare una piattaforma per lo scambio 
comune del servizio di aFRR, ai termini di adesione da parte dei TSO stessi come indicato nei 
provvedimenti ACER (24 luglio 2022) [11] [12] [13] e all’approvazione  delle modifiche al Codice di 
rete per l’adesione alla piattaforma europea aFRR [45], Terna ha effettuato l’accesso alla 

 
45 Attualmente sono attive le piattaforme di scambio di IGCC per il servizio di Imbalance Netting dal 1° ottobre 2010, PICASSO 
per lo scambio di aFRR dal 22 giugno 2022, MARI (Manually Activated Reserves Initiative) per lo scambio di mFRR dal 5 ottobre 
2022, TERRE (Trans European Replacement Reserves Exchange) per lo scambio di RR dal 29 settembre 2020 [60]. 
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piattaforma aFRR (PICASSO) in data 19 luglio 2023 [46] [47] [48], cinque giorni prima della dead-
line del 24 luglio 2023 ottenuta in deroga con deliberazione n. 46/2022/R/eel [49]. 
 
Con riferimento al nuovo contesto regolatorio europeo (in particolare, il Regolamento (UE) 
2017/2195 sul bilanciamento elettrico, c.d. Regolamento EBGL [3]) e alla piattaforma PICASSO, il 
presente rapporto ha preso in esame il processo evolutivo della gestione del servizio aFRR per il 
ripristino della frequenza di rete. In particolare, dopo una breve descrizione della piattaforma 
comune di scambio di aFRR, l’attenzione è stata posta sul meccanismo di attivazione, che, ai sensi 
del Regolamento europeo “Balancing”, deve evolvere dal tradizionale meccanismo pro rata 
(approccio più tecnico e prestazionale) a quello merit order (approccio più di efficienza economica 
di sistema). 
Per l’anno 2022 [23] risulta che nel sistema sincrono continentale europeo (c.d. Continental Europe 
- CE) in 12 Paesi i TSO adottano lo schema di attivazione merit order ed in 10 Paesi il meccanismo 
pro rata. Rispetto al 2010, in cui solo i 4 TSO tedeschi applicavano l’approccio merit order, la 
situazione si mostra quindi chiaramente in evoluzione. In particolare, l’approccio di merit order 
riguarda principalmente i TSO nell’area centro-occidentale ed orientale del sistema sincrono 
continentale europeo. Tuttavia, diversi TSO europei hanno evidenziato pro e contro sul 
meccanismo di attivazione merit order, sottolineando possibili criticità [8] [4] [5], sulla base delle 
quali il TSO Terna ha deciso di adottare una soluzione di compromesso tra i meccanismi di merit 
order e pro rata. Per approfondire i principali elementi di criticità, si sono pertanto qui analizzate 
le esperienze dei TSO di Germania, Austria, Paesi Bassi, Polonia, Belgio e Italia. 
L’esperienza dei 4 TSO tedeschi è ritenuta quella più matura in quanto questi sono stati i primi ad 
avviare, nel 2008, un’iniziativa di un coordinamento comune, denominata Grid Control 
Cooperation (GCC), per lo scambio di aFRR/mFRR. Il GCC prevede un controllo coordinato delle 4 
aree di controllo (LFC) in 4 fasi (azione di netting, dimensionamento congiunto delle riserve, 
approvvigionamento congiunto delle riserve, attivazione delle offerte selezionate di aFRR 
secondo il meccanismo di sequential merit order).  
Altri TSO, come quello dei Paesi Bassi, quello austriaco e quello belga, si rifanno principalmente 
all’esperienza tedesca. In particolare, l’esperienza del TSO austriaco è un’estensione del modello 
tedesco. Il modello dei Paesi Bassi, invece, si distingue per l’approccio della gestione del sistema 
nel tempo reale; infatti, il TSO adotta un approccio di tipo “reactive balancing” che prevede un 
ruolo attivo anche dei BRP [4] [5] [8] per cui il TSO è responsabile solo del bilanciamento del 
sistema negli istanti di effettivo sbilanciamento in linea. Tale modello di gestione prevede uno 
scambio tra TSO e BRP di tutte le informazioni necessarie circa il funzionamento nel tempo reale 
del sistema. 
Diversamente dagli altri TSO che già adottano l’approccio merit order da tempo, il TSO belga deve 
ancora effettuare l’accesso alla piattaforma PICASSO per cui, fino a che non avverrà il “Go Live” a 
PICASSO, il TSO adotterà il tradizionale meccanismo pro rata. Tuttavia, la documentazione 
predisposta per il nuovo regime merit order suggerisce un’implementazione piena: per ogni 
intervallo rilevante (15 minuti), nell’area di controllo il TSO costruisce le curve di offerte di aFRR 
sulla base di un criterio di Local Merit Order (“LMO”) che poi sottopone alla piattaforma comune 
aFRR per una successiva selezione secondo il criterio di Common Merit Order  (CMO) ed attivazione 
locale secondo il criterio LMO [18]. Si osserva che, come il TSO dei Paesi Bassi, il TSO belga adotta 
un approccio di tipo “reactive balancing” che prevede un ruolo attivo anche dei BRP. Inoltre, la fase 
di costruzione delle offerte avviene per raggruppamento di blocchi di potenza (6 blocchi da 4 ore 
consecutive ciascuna, ossia 6 curve “virtuali” di offerta valide di aFRR) discretizzate per 1 MW; 
l’ordine di merito delle offerte è realizzato poi facendo riferimento al prezzo medio del singolo 
MW nell’intero intervallo dei 6 blocchi del giorno di consegna in esame. 
Diversamente, il TSO polacco adotta un approccio più conservativo rispetto ad una attuazione 
piena del meccanismo di attivazione merit order. Infatti, lo schema di controllo implementato per 
il ripristino della frequenza prevede l’utilizzo di una funzione che ripartisce, in sede di 
programmazione dell’esercizio, il servizio di bilanciamento fra tutti gli impianti regolanti con 
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obbligo di regolazione secondo un criterio di ottimo economico [8]. Tale criterio di ottimo 
economico comprende anche l’erogazione in linea del servizio di aFRR, contrattualizzato in forma 
bilaterale tra TSO e il BSP. Una volta costruita la lista degli impianti da attivare secondo criterio di 
merito economico (ranking list), il TSO dispaccia tali impianti con criterio pro rata. 
Una soluzione simile a quella polacca è stata adottata anche da Terna; in particolare, Terna ha 
scelto una soluzione che prevede una separazione tra la fase di approvvigionamento secondo 
criterio merit order e quella di attivazione con approccio pro rata. In particolare, dovendo 
organizzare gli scambi e il dispacciamento degli impianti secondo uno schema di “processo di 
programmazione integrato” (Integrated Scheduling Process) e potendo approvvigionare i servizi 
specifici di bilanciamento su una piattaforma nazionale (MSD ex ante e MB) e un servizio standard 
di tipo aFRR su una piattaforma europea, Terna si avvale delle disposizioni di cui all’art. 27 delle  
Regolamento EBGL [3]; tali disposizioni prevedono che, nel caso di una gestione con modello 
central dispatching, il TSO è tenuto a convertire le offerte ottenute con un processo di scheduling 
integrato (prodotti specifici) in un prodotto standard con attributi definiti nell’art. 7 dello “Schema 
di Implementazione” (aFRRIF [13]). Il processo di conversione implementato da Terna prevede 3 
fasi: 

• Fase 1 – calcolo delle quantità di aFRR valide per la condivisione sulla Piattaforma aFRR; 

• Fase 2 – determinazione dei blocchi di potenza ai fini della partecipazione alla 
piattaforma aFRR; 

• Fase 3 – determinazione e condivisione delle quantità di aFRR e dei relativi prezzi sulla 
piattaforma aFRR. 

Queste 3 fasi si realizzano con un opportuno coordinamento delle operazioni di offerta e selezione 
tra MSD e la piattaforma aFRR. 
Una volta costruita e condivisa sulla piattaforma aFRR la curva di offerta di aFRR e, quindi, 
selezionate le offerte di aFRR necessarie alla gestione del sistema per ogni intervallo rilevante (15 
minuti) in esame, Terna dispone l’attivazione con meccanismo pro rata delle offerte accettate di 
blocchi di potenza rispettando un criterio di merit order. L’attivazione della aFRR con meccanismo 
pro rata ha lo scopo di “preservare le elevate performance della regolazione di frequenza-potenza 
in quanto tale soluzione garantisce il mantenimento di elevati standard prestazionali e 
l’adeguamento necessario alla partecipazione alla piattaforma stessa” [45]. 
 
L’analisi di cui sopra ha evidenziato quanto segue: 

• l’approccio con attivazione pura di merit order è applicato in sistemi gestiti con approccio 
“self dispatching” e con offerte di aFRR selezionate ed attivate per portafoglio di impianti 
(asset nella disponibilità del BSP); 

• l’approccio con attivazione non pura di merit order è applicato in sistemi gestiti con 
approccio “central dispatching” e con offerte di aFRR selezionate ed attivate per singolo 
impianto regolante nella disponibilità del BSP; 

• rimanendo nell’ambito del self dispatching e del modello di merit order puro, i TSO 
adottano anche una gestione del bilanciamento basata su un approccio di “reactive 
balancing” (come accade nei Paesi Bassi; si ha reactive balancing anche nel Belgio, dove 
però vige il meccanismo pro rata), in cui al bilanciamento del sistema partecipano in 
maniera attiva non solo i BSP, ma anche i BRP, lasciando al TSO il solo compito di 
effettuare la regolazione nel tempo reale della frequenza di rete; questo approccio è 
tanto più efficace quanto più è accompagnato da un meccanismo di incentivazione 
economica (tramite i prezzi di sbilanciamento ad esempio; questi ultimi, infatti, non 
costituiscono necessariamente una penalità); 

• per quanto riguarda il passaggio al merit order del sistema italiano, spunti interessanti di 
confronto rispetto alla soluzione adottata da Terna, basata sulla suddivisione delle 
offerte dei BSP in tre blocchi di uguale ampiezza e su un’attivazione di fatto pro rata, 
potrebbero essere tratti dal modello proposto dal TSO belga, basato sulla costruzione di 
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curve “virtuali” di offerta valide di aFRR utilizzando blocchi elementari di potenza di 
ampiezza prefissata (nel caso specifico di 1 MW) impilati in modo da avere un’attivazione 
merit order. 

L’ultimo punto di cui sopra, in particolare, potrà essere oggetto di approfondimento nella 
prossima annualità di progetto RdS, nella quale si svolgerà un’analisi in simulazione del passaggio 
da pro rata a merit order proprio per il sistema italiano. 
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8 - ACRONIMI 
Acronimo Descrizione 

ACE Area Control Error 

aFRR automatic Frequency Restoration Reserve 

AGC Automatic Generation Control 

AOF Activation Optimization Function 

BEGCT Balancing Energy Gate Closure Time 

BRP Balance Responsible Party 

BSP Balancing Service Provider 

CCGT Combined-Cycle Gas turbine 

CE Continental Europe 

CMF Capacity Management Function 

CMOL Common Merit Order List 

EBGL Electricity Balancing Guideline 

ENTSO-E European Network of Transmission System Operators for Electricity 

FAT Full Activation Time 

FCR Frequency Containment Reserve 

FRR Frequency Restoration Reserve 

FRCE Frequency Restoration Control Error 

GCC Grid Control Cooperation 

GCT Gate Closure Time 

IGCC International Grid Control Cooperation 

IN Imbalance Netting  

LFC Load Frequency Control  

LMOL Local Merit Order List 

MB Mercato di Bilanciamento 

mFRR manual Frequency Restoration Reserve 

MSD Mercato per il Servizio di Dispacciamento 

NC Network Code 

PV Programma Vincolante 

RdS Ricerca di Sistema 

RR Replacement Reserve 

RS Riserva Secondaria 

RSE Ricerca Sistema Energetico 
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Acronimo Descrizione 

RT Riserva Terziaria 

SF Settlement Function  

TSO Transmission System Operator 

UA Unità Abilitata 

UdD Utente di Dispacciamento 

UP Unità di Produzione 

VP Validity Period 

 


