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Una notevole «risonanza» mediatica sul futuro di H2 e specie
verde con tanti numeri (su aumento di efficienza e potenza di
elettrolizzatori e metanizzatori, riduzione del suo costo al kg, posti
di lavoro ecc.);ma pochi i numeri sulle caratteristiche di H2 e sul
costo non tanto al kg di H2 ma dell’energia da idrogeno per utenti
finali inclusi i costi di compressione ,trasporto, stoccaggio e
distribuzione e pochi numeri anche sul solo costo dell’energia da
H2 verde al sito di produzione(e qui mi concentrerò)-

Per passare da scenari e previsioni future ad estese applicazioni
dell’idrogeno verde per arrivare a suoi sicuri e sostenibili anche
economicamente produzione, compressione, stoccaggio
,trasporto ed utilizzo sono ancora aperte affascinanti sfide per il
mondo della ricerca ed accademico, per l’industria ,per enti
regolatori e normativi, per il mondo politico e finanziario



CARATTERISTICHE DELL’IDROGENO

L’idrogeno si trova nell’acqua e nei composti organici ma è poco
presente allo stato libero sulla terra e può prodursi con vari processi
che richiedono energia; non è una risorsa energetica primaria ma un
«vettore» energetico.

Tralasciando dati sui campi di infiammabilità, energia di attivazione e
coefficiente di diffusione di H2, importanti per sicurezza
l’energia per unità di volume sia allo stato gassoso che liquido(-253 °C )
è circa 1/3 di quella del metano mentre in peso 1 kg di H2 ha 2,5 volte
l’energia di 1 kg di CH4

RICORDATE PER IL SEGUITO

1 kgH2=33,2 kWh 1€/kg H2=30 €/MWh



ENERGIE PRIMARIE
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Un idrogeno verde che bruciando produce acqua ed i suoi
molteplici possibili utilizzi (edifici, mobilità, industria) lo
rendono affascinante per contribuire alla transizione
energetica–
L’economia dell’idrogeno di cui si parla da decenni si trova
ora in una situazione differente rispetto al passato dato il
forte sviluppo e crollo dei costi del kWh prodotto da eolico
e fotovoltaico ,e le FER possono per lo sviluppo di H2 vedersi
in 2 ruoli:
-parte «attiva» nel P2G come «fornitrici di energia» per
produrre il gas H2 verde
-parte «interessata» in un G2P(da H2 ad elettricità) per
stoccaggi anche di lunga durata e servizi ausiliari per una
miglior integrazione delle FER stesse nel sistema elettrico per
compensare la loro variabilità e non programmabilità



Trasporti di H2
in forma diretta( sotto forma di gas o liquido),
o indiretta es.con H2 contenuto in ammoniaca o idruri: l’idrogeno

viene liberato/prodotto all’arrivo dal vettore utilizzato.

L’ingombro per serbatoi di H2 gassoso a pari contenuto energetico del
metano risulta rilevante e una riduzione dei volumi di H2 a pressioni
elevate intorno ai 700 bar ed oltre comporta costi e pesi per serbatoi
fissi e mobili.
Trasporti :via trucks e treni in speciali serbatoi, gasdotti

La liquefazione di H2 consuma 1/3 del suo contenuto energetico e il
trasporto presenta consumi addizionali per mantenere una
temperatura a – 253 °C e sia tassi di evaporazione di una frazione di %
al giorno –
Trasporti via nave ,trucks e treni con speciali serbatoi che lo
mantengono a temperature inferiori a -253 °C



CONSUMI  DI H2 A LIVELLO GLOBALE E SUOI USI
I consumi di idrogeno «pure»+not pure a livello globale nel 2018 valutati da IEA
circa 115 Mt (3818 TWh) :75MT puro e 40 MT non puro



La produzione è per 
- 61% dal metano(SMR Steam Methane Reforming) 
- 23% dal carbone 
- il restante da prodotti petroliferi e in piccola parte da 
elettrolisi ;
il 99% dell’idrogeno è ora  da fonti fossili con notevoli 
emissione di CO2 pari a circa 9 kg per ogni kg di idrogeno  da 
metano.
In Italia la produzione prevista per il 2020 era circa 600.000 
tonnellate, pari a  circa 20 TWh.



SCENARI FUTURI SU CONSUMI  DI H2
Per i consumi globali di idrogeno negli scenari futuri al 2050, si nota una notevole differenza tra le fonti e
un divario nelle quote di utilizzo dei vari settori –E tali scenari futuri variano rapidamente per ogni fonte.

IRENA ad ABU DHABI: 29 Exa Joule pari a 8060 TWh (poco più del doppio degli attuali consumi di 14 EJ)

Bloomberg : 97 Exa Joule pari a 27000 TWh

Hydrogen Council : 79 Exa Joule pari a 21900 TWh (5,5 volte gli attuali)
NOTEVOLE DIFFERENZA AL 2050 TRA IRENA E HYDOGEN COUNCIL ANCHE NELLE QUOTE

IRENA 29 EJ HYDROGEN COUNCIL 79 EJ



I «COLORI» DI H2

Per i “colori” da attribuire all’idrogeno in funzione della sua 
produzione non esiste una declaratoria concordata e considererò sulla 
base anche dei colloqui al World Energy Congress
• idrogeno “nero”, da combustibili fossili, senza alcuna cattura delle 

emissioni di CO2;(99% della produzione attuale) 
• idrogeno “grigio “, prodotto con parziali emissioni di CO2;(alcuni 

includono nel grigio anche il nero) 
• idrogeno “blu”, da energie non rinnovabili ma senza emissioni di 

CO2 (ad esempio da combustibili fossili con totale cattura della 
CO2 o con elettrolisi da elettricità da nucleare); 

• idrogeno “verde”, prodotto completamente da energie rinnovabili. 



Secondo  la IEA (Internatinal Energy Agency)

Il costo attuale di produzione di H2
Da combustibili fossili, da circa 1 $/kg a 2,7$/kg in funzione dei costi locali e dei 

combustibili fossili e di eventuale cattura della CO2 prodotta; 

Il costo di idrogeno verde da elettrolisi da 3 a 7,5 $/kg in funzione dei costi 
locali  di elettricità da FER e relative ore equivalenti  /anno.

----------------------------------------------
In Italia con CCUS (Carbon Capture Use &Storage) della CO2 emessa con 

produzione di idrogeno  blu da fossili  il costo è valutato da primari gruppi  a 
2,3-2,5 €/kg 

e disponibile in 2-3 anni

mentre da  elettrolisi da grossi impianti( utility scale) vedremo più sotto il costo al 
kg è oltre 3 volte



IDROGENO DA ELETTROLISI



bbbbb al 2050 efficienza 75% : 44 kWh/1kg H2

9 kg acqua danno 1kg idrogeno +8 kg ossigeno

Nella combustione di idrogeno con ossigeno

----

idrogeno +3,5 kg ossigeno 1 1 kg idrogeno +8 kg ossigeno danno 9 kg acqua



FUEL CELLS 
(per trasformare idrogeno in elettricità)



PEMFC Proton

Exchange

Membrane

Vari tipi di Fuel Cells

per temperatura

e combustibile

AFC

DMFC

PAFC

MCFC

SOFC

CELLA A COMBUSTIBILE A H2 ( WEC H2 REPORT 2019)

FC



IMPIANTI DI ELETTROLISI



4 principali tecnologie  
2 tecnologie già ben posizionate nel mercato con il loro stack (la cellula dell'impianto dove le molecole d'acqua 

vengono scisse in ossigeno e idrogeno) avente una potenza nell'ordine dei MW:

1. la cella elettrolitica alcalina (AEC) che opera a bassa temperatura è oggi la più diffusa, a basso costo di 
capitale ma meno flessibile della PEM

2. la membrana a scambio protonico (PEM) a bassa temperatura  ha una risposta dinamica più rapida e 
intervalli di potenza di funzionamento più ampi rispetto all'AEC ma ha una durata dello stack inferiore.

Attualmente presenta costi di capitale più elevati rispetto all'AEC.

Le altre 2 tecnologie  con stack  ora nell'ordine dei kW e con una durata ridotta di circa la metà rispetto all'AEC:

3. l'AEM (Anion Exchange Membrane) a bassa temperatura con  potenziale di sviluppo interessante. Con stack 
base da 2,4 kW addizionati a piacere (fino a 1 MW containerizzati)’per una produzione di idrogeno decentralizzata / 

distribuita .Poche aziende attive, ma una società con centinaia di piccoli impianti fino a 20 kW attualmente in 
servizio in 36 paesi;

4. SOEC (Solid Oxide Electrolyser Cell) ad alta temperatura di 700–800 ° C offre un potenziale molto elevato per 
il suo sviluppo, ma è in fase di sperimentazione con alcuni prototipi



UN IMPIANTO DI ELETTROLISI   NON E’UN SEMPLCE SCATOLOTTO  CON ACQUA  E 2 ELETTRODI ALIMENTATI IN CORRENTE 
CONTINUA MA UN COMPLESSO SISTEMA CON VARI SOTTOSISTEMI COME DALLA FIGURA QUI SOTTO  PER LA TIPOLOGIA  PEM 
(Da JRC  Report 2018- EU harmonised terminology for low-temperature water electrolysis for energy-
storage applications )



Il costo dell’idrogeno verde da impianti di elettrolisi
alimentati ,come prevalentemente considerato,da eolico
e/o fotovoltaico è funzione di 4 principali parametri:

-il costo dell’investimento (CAPEX) dell’elettrolizzatore
-l’efficienza dell’elettrolizzatore
-le sue ore di utilizzo all’anno in funzione delle rinnovabili
che lo alimentano
-il costo dell’energia rinnovabile che lo alimenta



Evoluzione del costo (CAPEX) degli elettrolizzatori
Con aumenti della loro potenza e sviluppi tecnologici ,le aspettative per il
crollo del CAPEX (in /kW) di AEC,PEM e SOTEC sono evidenziate dal rapporto
del Marzo 2020 dello “STORE&GO project“ di Horizon 2020 della UE.



Per la tecnologia AEM (il cui obiettivo principale è un impiego in
una produzione di idrogeno decentralizzata/distribuita con
componenti standardizzati che possono essere addizionati a
piacere )
il prezzo attuale per i sistemi modulari da 2,5–20 kW è di 2.500-
3.500 €/kW; sono in fase di sviluppo soluzioni containerizzate di
qualche MW ed entro il 2025 i produttori di AEM prevedono un
costo inferiore rispetto agli elettrolizzatori PEM di pari potenza e
quindi intorno ai 700 €/kW i



EVOLUZIONE PREZZI CAPEX  ED 
EFFICIENZA DI GROSSI ELETTROLIZATORI 
DA IEA(International Energy Agency)

2020 1000€/kW eff. 64%

2030 450€/kW eff. 69%

2050 200€/kW eff. 75%



Alternative di alimentazione di elettrolizzatori da 
eolico e/o fotovoltaico 

1. Elettrolizzatore alimentato direttamente da una centrale elettrica rinnovabile dedicata 
e non collegata alla rete. La centrale può essere situata nello stesso sito 
dell'elettrolizzatore o collegata tramite linea elettrica dedicata. In questo caso non si 
devono pagare le spese di trasporto e i servizi ancillari di sistema ma si devono 
sostenere i costi di investimento e di O&M della eventuale linea privata.

2   Alimentazione da una sottostazione della rete elettrica. Si devono pagare il costo di 
trasporto e i servizi ancillari di sistema (in Italia alcune decine di € / MWh a seconda della 
potenza e della quantità di energia trasportata) per le forniture rinnovabili contrattate con 

adeguati power purchasing agreements (PPA’s, accordi di acquisti di elettricità). Ciò si 
tradurrà in un costo dell'elettricità più elevato rispetto a (1) Questa soluzione beneficerà, 
tuttavia, del fatto che la variabilità dell'elettricità prodotta può essere “appiattita” dai 
servizi accessori forniti dal sistema elettrico date le facilitazioni alle rinnovabili di poter 

“spalmare” nel tempo il consumo dell’energia iniettata ed al limite rendere il funzionamento 
dell’elettrolizzatore a potenza di alimentazione costante .



VARIABILITA’ E INTERMITTENZA DI 
FOTOVOLTAICO ED EOLICO PER 

ALIMENTAZIONE ELETTROLIZZATORI



Eolico da  impianto   situato nel sud d’Italia da  100 MW .



Potenza dall’impianto eolico da 100 MW in sud Italia in 2
consecutive giornate di marzo, settembre e dicembre 2019



Terna,fotovoltaico iniettato in rete nel 2020 da tutti gli impianti
(totale potenza 20850 MW 1/1 e 21200 MW il 31/12- 18.550 TWh

885 ore equivalenti/anno
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Centrale fotovoltaica da 12,5MW in Sicilia (2019)

Curva di durata della potenza  
dall’impianto :per 191 giorni equivalenti 
non ha prodotto energia. Le ore 
equivalenti annuali  sono pari a 1.500 
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Potenza immessa in rete durante 2 consecutivi giorni 
soleggiati rispettivamente in luglio e dicembre e con 
un periodo notturno di 11 e quasi 16 ore senza 
produzione di energia. Notare lo sfasamento di 1 ora 
tra luglio e dicembre dovuto all’ora legale.



Considerando i diagrammi di cui sopra sull’andamento della potenza da eolico
e fotovoltaico ci si chiede:
Vi è una effettiva possibilità /convenienza tecnica ed economica di alimentare
in condizioni Italiane(e anche non italiane) un impianto di elettrolisi da una
centrale dedicata eolica o fotovoltaica ?Quali esperienze concrete ci sono per
le varie tecnologie? Occorre un costoso storage per l’elettricità?
Per un’alimentazione dalla rete utilizzando PPA (Power Purchasing
Agreements) con impianti FER collegati alla rete, i vantaggi (elevate ore
equivalenti /anno e funzionamento «regolare» come avviene attualmente per
elettrolizzatori collegati ad una rete),compensano lo svantaggio di maggior
costo dell’energia rinnovabile per il trasporto e servizi di rete?Come varierà la
regolazione nei prossimi anni per facilitare lo sviluppo di idrogeno con le
proposte di eliminare i «balzelli» della rete?



Considerando un impianto elettrolizzatore ha
-una potenza sotto la quale non può funzionare
-un tempo per una partenza da freddo
-un tempo di rampa per arrivare alla potenza nominale e
per scendere
-un rendimento variabile con la potenza ecc
OGNI GROSSO SISTEMA ELETTROLIZZATORE DOVRA’ ESSERE DIMENSIONATO ED

OTTIMIZZATO PER LA PRODUZIONE DI H2 CON SOFISTICATE ANALISI IN
FUNZIONE DELLE CARATTERISTICHE SPECIFICHE DELLA POTENZA ELETTRICA CHE
LO ALIMENTA E DELLA FORNITURA PER L’IDROGENO E CONSIDERANDO LA
MIGLIOR TECNOLOGIA CHE SI ADATTA AL CASO PARTICOLARE ED EVENTUALI
SISTEMI DI STORAGE A MONTE ED A VALLE .
VALUTAZIONI SEMPLIFICATE CON ORE EQUIVALENTI ANNUALI E RENDIMENTI A
POTENZA NOMINALE DANNO VALORI SOLO INDICATIVI ED IN PARTE VALIDI PER
SCENARI GENERALI DAI QUALI TRAGGO TUTTAVIA CAPEX E RENDIMENTO PER LE
PROSSIME SLIDES CHE DANNO VALORI OTTIMISTICI SPECIE PER L’ITALIA



Il LCOH  (Levelized Cost of Hydrogen) è praticamente il prezzo 
minimo medio al quale l'idrogeno  verde generato  
dall'elettrolizzatore deve essere venduto per compensare i costi 
totali di produzione nel corso della sua vita.

Può essere definito da un'unica formula consigliata dalla I.E.A. 
(International Energy Agency) dove 1 è l’anno di entrata in servizio 
dell’impianto  ed a t=0 occorre inserire tutti i costi I sostenuti prima 
dell’entrata in servizio dell’impianto



I = Spese d'investimento nell'anno t (e comprendono  per t=0 oltre al valore dell’impianto di elettrolisi 
chiavi in mano  (CAPEX) anche i costi per studi di fattibilità, scelta del sito e permessi, definizione della 
possibile fornitura di energia rinnovabile, condizioni per la vendita di idrogeno ,specifiche per il bando di 

gara, scelta  del fornitori ecc che sono una % del CAPEX e comprendono il costo del terreno se non preso in 
affitto)

M = Spese operative e di mantenimento (O&M) nell'anno t e comprendono anche il cambiamento delle 
membrane o /o dello stack completo e valutate dai fornitori di grossi impianti intorno a 5%  del CAPEX ogni 

anno.;va aggiunto  l’eventuale costo dell’affitto del terreno.se non comperato

F = Spese di energia  elettrica  nell'anno t (funzione della potenza dell’impianto ,del costo al MWh 
dell’energia e delle sue ore/anno equivalenti di funzionamento alla massima potenza per fornire la totale 

produzione (e’ chiamato LF, load factor )

E = Produzione di idrogeno nell'anno t(funzione della potenza dell’impianto e del suo rendimento e delle 
sue ore/anno equivalenti di funzionamento alla massima potenza per fornire la totale produzione e chiamato 

LF load factor

r= Tasso di sconto in %(che tiene conto di inflazione, tasse, rendimento dell’investimento, oneri finanziari 
ecc(IEA considera un 8% alcuni fornitori valori superiori in funzione del rendimento dell’investimento 

desiderato e dei rischi)

n= Vita operativa del sistema in anni

Tipicamente i Levelized Costs sono calcolati per gli elettrolizzatori con vita operativa di 20  anni ,



ALCUNE VALUTAZIONI DI LCOH IN €/kg PER DIVERSI VALORI DEL 
CAPEX DELL’ELETTROLIZZATORE IN €/kW IN FUNZIONE DEL COSTO 

PER L’INVESTITORE DELL’ENERGIA RINNOVABILE E DELLE ORE DI 
UTILIZZO DELL’ELETTROLIZZATORE ALL’ANNO CON

-CAPEX IMPIANTO COMPLETO SUPPOSTO DA DATI IEA E RELATIVE EDFFICIENZE 
(tabella riportata più sopra)

-COSTI PRELIMINARI PER SCELTA LOCALITA’,PERMESSI,ACQUISTO 
TERRENO,FATTIBILITA’ E INGEGNERIA PRELIMINARE IMPIANTO E RAPPORTI CON 

FORNITORI FER E CLIENTI H2,BANDO GARA ,AGGIUDICAZIONE,INDENNIZZI 
COMUNITA’ LOCALI , ecc.valutati pari al 15% del CAPEX(NB OTTIMISTICI PER 

SITUAZIONI ITALIANE)
-COSTI ANNUI DI O&M valutati al 5% annuo del valore del CAPEX

-TASSO DI SCONTO COME DA IEA pari all’8 %
-VITA DELL’IMPIANTO 20 anni



RICORDIAMOCI LE ORE EQUIVALENTI DI GENERAZIONE IN EU 27(ed 
in Italia uguali per fotovoltaico ed eolico)



Per il valore LCOH ad oggi sono stati messi in un grafico i
valori di LCOH in funzione del costo di energia FER e delle
possibili ore equivalenti dell’elettrolizzatore-
Sono posti a confronto i risultati delle ultime aste negli
Emirati Arabi,in Spagna,in Italia ed i valori tendenziali
previsti per eolico e fotovoltaico in Italia e per eolico off
shore in Germania/UK-
Considerando impianti nucleari francesi ammortizzati e
con una sicura estendibilità della vita è stato evidenziato
il costo del possibile idrogeno blu producibile-





Intorno al 2030

Hydrogen Europe preconizza in Germania un costo di H2
verde a bocca di eletrolizzatore di 3 €/kg(90€/MWh),
con un CAPEX di elettrolizzatori più che dimezzato a 500
€/kW rispetto ai valori 2019, rendimento al 66 % con
elettrolizzatori da 100 MW e 50 €/MWh per l’energia FER
all’elettrolizzatore da eolico offshore con load factor di
4.500 ore/anno.



I valori  calcolati al 2030  di LCOH con CAPEX indicato da IEA 
a 450€/kW ed efficienza al 69% sono  in slide seguente-
E’ stato inserito  a livello di esempio un prezzo di 32 €/MWh 
per le rinnovabili come considerato a livello globale negli 
scenari della IEA al 2030;tale prezzo è molto ottimistico per 
l’Italia con nuovi impianti per i quali si è supposto un load 
factor di 1500 ore per il fotovoltaico e 2500 ore per l’eolico, 
superiori alla media attuale.
Ne risulterebbero 3/kgH2 per l’eolico e 4 €/kg/H2 per FV





Scenari al 2050 per costi di idrogeno verde
IRENA ipotizza a livello globale nel 2050 un costo di grossi elettrolizzatori di
svariate centinaia di MW pari a 200 $/kW-

Con le altre ipotesi di IRENA e cioè un load factor delle rinnovabili di 4.200 
ore/anno ed un loro costo di 20 $/MWh l’idrogeno all’uscita dell’elettrizzatore

costerebbe 1,4 $/kgH2 pari ad  1.2/€ kgH2

Con un CAPEX di 200€/kW ed un’efficienza del 75% sono 
riportati nella prossima figura i valori di LCOH in funzione 

del prezzo dell’elettricità rinnovabile e del load factor





Il valore mantra di 1€/kg sul quale convergono i principali 
scenari  al 2050 di prestigiose agenzie ed organizzazioni 

mondiali corrisponde  a      30 €/MWh 
Oltre il doppio dei 13 €/MWh del metano in    

borse UE;

OCCORREREBBE UNA PENALIZZAZIONE PER LA 
CO2  DI OLTRE 100 €/t PER PORTARE IL PREZZO 

DEL METANO A 30 €/MWh
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Anche con 200 €/kW per impianti elettrolizzatori aventi
un’efficienza del 75% nel 2050

-con 1500 ore/anno di load factor ci vorrebbe un
prezzo negativo di elettricità da FER per avere un LCOH
di 1 €/kg H2

-con 2500 ore/anno di load factor occorre un prezzo di
7,5 €/MWh da FER per avere un LCOH di 1 €/kg H2



L’Italia dai calcoli di LCOH sopra riportati ,a livello ottimistico vede (ammesso fattibile e con i
costi considerati per il CAPEX una produzione da FER non collegate alla rete)

-a breve termine supponendo con nuovi impianti di arrivare a 50€/MWh per eolico e
fotovoltaico e con capacity factors di 2500 e 1500 ore rispettivamente, il costo di 1 kg di
idrogeno verde a bocca di elettrolizzatore a sua volta a bocca di produzione FER sarebbe a
6€/kg H2 (180 €/MWh) per eolico e oltre 8€/kg H2 (240 €/MWh) con fotovoltaico

-al 2030 supponendo di arrivare a 32 €/MWh per le FER si avrebbe con grossi impianti(ma
dove?) 3€/kg H2 (90 €/MWh) con l’eolico e poco sopra i 4€/kgH2 (120 €/MWh) con il
fotovoltaico

Al 2050 dimezzando ulteriormente il costo di elettrolizzatori e di elettricità rinnovabile si
arriverebbe a circa 1,5 €/kg (45€/MWh) con l’eolico e 2€/kgH2 (60 €/MWh) con il
fotovoltaico

Considerando l’efficienza di trasformazione di H2 in elettricità ed il costo di fuel cells o gas
turbines ,il costo del MWh prodotto sarebbe ben superiore alle 2 volte quello da produzione
diretta da FER- Un P2G e successivo G2P andrebbero quindi visti in un’ottica di stoccaggi
stagionali da verificare opportunamente.



.

Se si volesse decarbonizzare entro il 2030 in Italia la produzione di H2
prevista al 2021 in 600.000 tonnellate, sostituendola con H2 verde, a parte
valutazioni economiche e legislative, anche con efficienze del 75 % per gli
elettrolizzatori occorrerebbero circa 26 TWh di elettricità ”verde”; e ciò
corrisponderebbe a 12.000 MW addizionali di eolico o 18.500 MW di
fotovoltaico, rispetto ai già ambiziosi programmi del PNIEC di circa 10 GW
di eolico e 32 GW di fotovoltaico da installare dal 2020 al 2030.

La sostituzione dal 2030 del gas metano nella sola produzione di elettricità
(dal PNIEC 153 TWh nel 2030 e possibilmente in aumento in seguito per
utilizzo di pompe di calore e mobilità elettrica)con gas sintetico
implicherebbe circa 145 GW addizionali di eolico o 210 GW di fotovoltaico
pari a ben più 3 volte di quanto necessario per produzione diretta da FER.



.H2 IN GASDOTTI ESISTENTI-IL CASO ITALIA
Sono in corso a livello internazionale sperimentazioni con idrogeno

miscelato al metano(BLENDING) in tronchi di gasdotti ed anche l’Italia è in
prima fila con 2 serie di prove nel 2019 da parte di SNAM, la prima con una
percentuale di H2 in volume del 5% e la seconda del 10% a dicembre.

Con le normative che oggi vedono l’idrogeno con cautela e per i vari
problemi tecnologici, come dai rapporti di SNAM sugli interessanti esperimenti
del blending hanno dovuto tener conto di limiti pratici.Il tronco di gasdotto
interessato di circa 1 km per alimentare 2 utenti finali industriali (con consumi
di gas non sensibili ad H2 nel metano) era privo di collegamenti a distributori di
gas compresso (massimo 2% di H2 per le normative esistenti) ed a sistemi di
storage in caverna e non conteneva stazioni di compressione o derivazioni
verso sistemi di distribuzione.

IN PROGRAMMA DA SNAM ESPERIMENTI PIU’ COMPLESSI
COME NECESSARI PER FUTURE ESTESE APPLICAZIONI



A parte un blending in alcune applicazioni locali o su specifiche 
dorsali, nell’ipotetico utilizzo su tutta la rete italiana di un blending
al 10% in volume di H2 si avrebbe su 70 miliardi di metri cubi/anno 
di metano (612,5 TWh) un contributo dell’idrogeno di 7  miliardi di 
metri cubi/anno (19,3 TWh) che farebbe perdere però  il 7% in 
potere calorifico di tutta la miscela trasportata (43 TWh/anno) con 
svariati impatti da verificare tra cui l’interoperabilità tra differenti  
reti  e fatturazione ad utenti per un minor potere calorifico.

I vantaggi di  una riduzione di  13,5  Mt di CO2 /anno  devono 
essere confrontati con i costi necessari da definirsi in dettaglio



Da D.Muthman di OGE Germania al Webinar Hydrogen Europe di IAEE
dello 02/11/2020,è emerso chiaramente che per eventuali blending di H2
o 100% di H2,confinandosi al solo sistema di trasporto ,in aggiunta ai
problemi di stoccaggio occorrerà accuratamente verificare utti i
componenti ed i costi di modifica/upgrading



.

Un vantaggio  del blending ,come menzionato da alcuni  in 
Italia ,sarebbe   quello di ”supportare una produzione nazionale 
iniziale di idrogeno verde con sviluppi dell’intera filiera italiana“; 
ma la nostra produzione di H2 è  più costosa rispetto a nazioni 
privilegiate per vento o sole e/o per costi locali. 

Per l’utilizzo di metanodotti esistenti, come ventilato da alcuni,
con idrogeno al 100%, a parte serie verifiche ed eventuali
upgrading/ sostituzione di sottosistemi/componenti e nuovi
standards si avrebbe a pari pressione circa 1/3 della capacità
energetica di trasporto dell’attuale gasdotto con metano che
con una tubazione di 48 pollici corrisponde a circa 24 GW.



COMUNITA’ EUROPEA ED H2
:UE ha ora in funzione 300 elettrolizzatori piccoli/medi che producono
circa 7 TWh di H2 pari a circa il 4% della totale produzione di idrogeno .

Il documento «A Hydrogen strategy for a climate-
neutral Europe» pone l’obiettivo strategico UE di
installare almeno 6 GW di elettrolizzatori entro il 2024 ed
avere al 2030 a “40 GW di ettrolizzatori per produrre 10
milioni di tonnellate di idrogeno verde” ( 333 TWh ).
Previsti altri 40 GW addizionali «importati» .
Menzionati «Investimenti di 25-40 miliardi di € per soli
elettrolizzatori + centinaia di miliardi per impianti RES
dedicati».



Qualche forte dubbio sui 40 GW di elettrolizzatori di CE
necessari per avere 333 TWh di H2 verde:
-A)40 GW di elettrolizzatori con un’efficienza del 75% e con un teorico load
factor di 8760 ore/anno darebbero 263 TWh di idrogeno verde pari a 7,9MT
all’anno e non 10 Mt per i quali occorrerebbero 50 GW di elettrolizzatori-
-B)333 TWh  ipotizzabili per 8760 ore/anno con un’alimentazione  dalla 
rete(sfruttando PPA’s con FER da sviluppare in aggiunta a quelle già 
programmate e da riprogrammare nei vari paesi e che non devono essere 
cannibalizzate per produrre H2 ), considerando un rapporto come l’attuale di 
1,5 tra potenza eolica e fotovoltaica ed aumentando i load factors medi attuali 
del 50% occorrerebbe collegare alla rete  60 GW di FV e 90 GW di eolico in 
funzione prima del 2030-

Quali costi per l’idrogeno considerando gli sviluppi di rete  necessari e  gli oneri 
di sistema e sevizi ancillari da applicare al prezzo di produzione delle varie FER? 



NELLA CE SI STA PONENDO SPECIE DA GERMANIA IL PROBLEMA DI IMPORTAZIONE DI H2 VERDE
DA AREE CON COSTI DI PRODUZIONE DA FER ALLETTANTI E BASSI COSTI LOCALI _
LE AREE PIU’GETTONATE SONO

I paesi del MENA dagli Emirati Arabi al Marocco con il quale la Germania ha
stipulato un accordo di collaborazione –Molto attivi i paesi del Golfo con
GCC (Gulf Cooperation Council contenente
Bahrain , Kuwait , Oman , Qatar , Arabia Saudita ed Emirati Arabi Uniti )-In un
recentissimo rapporto di Marzo 2021 si afferma
Almost all of the countries in MENA meet important requirements to become
major producers and export hubs for hydrogen  such as:
• Vast coastlines with established port infrastructure for bunkering
operations
• Large areas of flat, unpopulated and barren land to build renewable energy
capacity
• Enviable solar resource and record-low tariffs in tenders            • Access to sea water
• Proximity to Europe and Asian markets



E per i paesi del MENA lato sud Mediterraneo si ripropone un nuovo
Desertec con trasporto di idrogeno verso EU ma anche di elettricità da FER
per elettrolizzatori in Eucon crescenti difficoltà per autorizzazioni per FER

L’AUSTRALIA che nei territori del Nord e del West sta considerando enormi
progetti di rinnovabili ciascuno dell’ordine di vari GW per export di H2 in via
diretta o indiretta (ammoniaca)-E la Germania nonostante l’enorme
distanza ha recentemente firmato un accordo di collaborazione

Il CILE sta recentemente ponendosi come grande esportatore di H2 dati i
bassissimi costi del suo fotovoltaico ed eolico e sta partecipando
attivamente a vari Webinar e riunioni in EU per definire possibili accordi
nonostante la grande distanza.

Anche la RUSSIA data la sua vicinanza sta esaminando esportazioni di
possibile H2 verso la CE sia di idrogeno verde e sia blu da nucleare (dati i
loro sviluppi ) o tramite CCU&S con tecnologie Gasprom



Considerazioni finali su idrogeno



Una possibile era dell'idrogeno affascina e ben vengano  in Italia investimenti in R&D 
,prototipi ed impianti sperimentali ed una ns forte partecipazione per lo sviluppo di  nuove 
norme e legislazioni concordate a livello  internazionale per una   estesa applicazione di H2  
legata ad adeguata penalità per CO2.

Per l’Italia risulta una sfida ben ardua avvicinarsi  ora , e forse in futuro ,ai valori  
per costi  di produzione  al kg di H2  verde in paesi più dotati di sole e vento e 
con costi locali  ben  inferiori e disponibilità di enormi aree…o per H2 blue come 
da nucleare in Francia 

Scelte politico industriali e forti sussidi iniziali risultano necessari per raggiungere  
gli sfidanti obiettivi ottimizzando la nostra presenza lungo la globale  catena per 
sfruttare le sovvenzioni in modo strategico per un ns. sviluppo industriale 
duraturo ,sia come utizzatori di H2 e sia come fornitori di apparecchiature, macchinari ed 
impianti anche per esportazioni.



Sfide ancora aperte per  produzione/trasporto/distribuzione/stoccaggio di H2 
ed eventuale utilizzo delle attuali strutture di CH4  con H2  anche in blending
parziali-E per le tasse come saranno?

Evidenziate sfide tecnologiche ed economiche  ancora aperte di producibilità di 
H2 da centrali eoliche o fotovoltaiche non collegate alla rete elettrica per 
evitare oneri di collegamento alla rete

E sfide per un P2G che sostituisca il metano con H2  almeno  per storage di 
lunghe durate e servizi ausiliari al sitema elettrico .

Vale forse la pena di considerare anche “impiantini” elettrolizzatori 
standardizzati modulari e personalizzabili a piacere in potenza  per utilizzi locali 
sfruttando  vicini impianti di FER -Ed esistono già delle realtà produttive nel 
nostro paese e interessanti possibili applicazini locali di forniture di H2

.



Solo i risultati di studi ed azioni intraprese e le reazioni
dei mercati e clienti e del mondo finanziario e le
politiche fiscali /incentivazioni del settore potranno
delineare quote effettive per l’idrogeno verde e tempi e
costi reali per una era dell’idrogeno anche da noi, non
forse troppo vicina ma vale le pena di verificarla con un
approccio realistico evitando una cannibalizzazione delle
rinovabili per produrre H2;deve valere un principio di
addittività per nuove FER



Occorrerà confrontarsi con i risultati  di studi ed azioni parallele per idrogeno 
blu per   una diffusione di H2 nel modo più conveniente per il paese specie per 
facilitare una fase iniziale  di diffusione dell’idrogeno a prezzi non elevati.

E’ necessario  impostare un equilibrato sviluppo parallelo dell’offerta e della 
domanda dell’idrogeno a diversi livelli di consumo; e ciò e’ una forte sfida che 
richiede interazioni e tempi non trascurabili.

Ricordiamoci del problema acqua:un impianto di elettrolisi consuma oltre  20 
litri H20 per ogni kg H2 prodotto( un «impiantino» da 10 MW collegato alla rete 
richiede oltre 150 metri cubi di acqua al giorno)

Date le sfide ancora aperte, occorre procedere con cautela nel proporre ora  
troppo ottimistici  tempi e  bassi costi energetici  per l’idrogeno. Una volta che 
maggiori tempi e   costi reali diventassero evidenti, emergerebbero infatti forti 
reazioni che avrebbero un serio impatto  su una transizione stabile e duratura.



In ogni caso deve essere implementata una comunicazione efficace per 
coinvolgere e consapevolizzare tutti i cittadini  ricordando loro che occorrerà  
essere disposti a spendere di più per un’energia che sia verde al fine di un 
possibile futuro migliore ambiente mondiale

UN GRANDE LAVORO PER TUTTI IN ITALIA IN TALE FASE DELLA TRANSIZIONE E
PER IL POSSIBILE SVILUPPO DI H2 CHE RICHIEDE CON P2G e G2P RIGOROSE
ANALISI E SPERIMENTAZIONI CON UN APPROCCIO SISTEMICO E NON SOLO
TECNOLOGICO, E DI SQUADRA PER REALI RICADUTE DURATURE SULLA NOSTRA
INDUSTRIA .

PER ASPERA AD ASTRA



GRAZIE PER L’ASCOLTO

alessandro.clerici2406@gmail.com


