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I cambiamenti climatici e la guerra in Ucraina rendono sempre più urgente la questione della "transizione energetica", espressione che oggi indica la necessità di soluzioni che riducano le nostre emissioni di anidride carbonica. Tra queste, in prima linea, l'idrogeno: combustibile, vettore di energia e non fonte di energia stessa, è molecola abbondante in natura ma solo combinata con altri atomi. La sua produzione è variegata quanto i colori dell'arcobaleno: nero, grigio e marrone se è ad elevato contenuto carbonico, giallo se moderato, blu molto basso, mentre verde, rosa e turchese sono del tutto privi di emissioni di CO2. Come le diverse modalità di produzione incidono sul costo economico e ambientale e quindi sulla sua applicabilità? Quali le reali  rospettive dell'impiego dell'idrogeno nell'immediato e lontano futuro?
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Premessa



Ho iniziato a scrivere questo libro in un momento di pace e mi ritrovo a chiuderlo con una guerra in corso. Il progetto è nato in un periodo antecedente agli eventi bellici tra Ucraina e Russia e di certo non avevo immaginato ciò che poi è successo, e ora, nel momento in cui mi accingo a chiudere, la guerra è ancora in atto e la sua conclusione sembra essere lontana. Non posso prevedere se, nel momento in cui questo libro verrà pubblicato, ci saranno state delle novità e se, come tutti speriamo, la guerra sarà terminata o per lo meno sarà stato dichiarato il cessate il fuoco.  
È naturale che la trattazione di alcuni temi, fortemente legati agli aspetti sociopolitici, possa assumere una connotazione diversa a seconda che ci si trovi in una situazione di guerra piuttosto che di pace.  
Uno fra questi è senza dubbio il tema del cambiamento climatico.  
Pensate ad esempio al contesto attuale, dove da tempo gli sforzi dei paesi si stanno dirigendo verso progetti di decarbonizzazione per ridurre le emissioni di CO2, ma per rispondere, almeno in parte, alla riduzione dell’offerta di gas naturale da parte della Russia ci si è visti costretti a riaprire, parzialmente o in alcuni casi in maniera più ampia, le centrali alimentate a carbone. 
Al contempo, però, la riduzione dei flussi di gas naturale dalla Russia ha spinto i paesi dell’Unione Europea, e l’Italia fra questi, a cercare soluzioni per svincolarsi, almeno in parte, dalla dipendenza del gas russo e quindi ad accelerare – sulla carta – il processo di transizione verso le energie rinnovabili, sapendo che ogni kW/h prodotto con le rinnovabili è un kW/h in meno prodotto usando il gas naturale.  
La guerra ha inoltre permesso di orientare parte degli investimenti contenuti nel PNRR verso le infrastrutture energetiche e questo – nel prossimo futuro – sarà certamente di aiuto.  
Le fosche previsioni, formulate all’inizio della guerra, sull’assenza di forniture di gas adeguate e prezzo alle stelle non si sono a oggi realizzate, quanto meno non quelle più tragiche. Del resto non era difficile prevedere che parte della partita si sarebbe giocata nel settore civile in funzione di un clima meno rigido del previsto. A oggi il clima è stato infatti relativamente mite, la domanda di gas contenuta, l’offerta, sebbene ridotta, non è stata mai interrotta e gli stoccaggi viaggiano su valori che arrivano a coprire oltre il 95% dello spazio disponibile.  
Inoltre, un incremento, anche se minimo, della piovosità ha ridato fiato alla produzione di energia idroelettrica e nuovi fornitori di gas naturale si vedono all’orizzonte.  
Tutto ciò ha contribuito a rendere il quadro meno buio, tuttavia non senza qualche difficoltà: una fra tutte l’infinita battaglia tra interesse nazionale e locale.  
Uno scontro di interessi che si riaccende ogni qualvolta si presenta la necessità di realizzare un’infrastruttura di una certa importanza, e porta a mettere in dubbio la saggezza e la lungimiranza della scelta compiuta dagli italiani al referendum del 18 ottobre 2001 sulla riforma del titolo V, con il quale si è appunto modificato il riparto delle funzioni legislative, regolamentari e amministrative tra Stato e Regioni.  
Ciò ha portato a conflitti soprattutto in merito al tema dei rigassificatori di gas naturale. A oggi la capacità massima dei rigassificatori in Italia è di 15,25 bcm annui (miliardi di metri cubi) di cui 3,5 a Borgo Panigaglia, 8 a Rovigo e 3,75 a Livorno. Con l’acquisto da parte della SNAM di due navi-rigassificatrici la capacità nominale italiana di rigassificazione salirà a 25 bcm annui. Queste nuove navi dovrebbero entrare in funzione in tempi relativamente brevi (uno-due anni). Il condizionale in questi casi è davvero d’obbligo. Mentre sembra non vi siano grossi ostacoli per uno dei due nuovi rigassificatori destinato a Ravenna, per l’altro, destinazione Piombino, la questione si dimostra più complessa e non si possono al momento fare previsioni.  
In definitiva il tentativo di affrancare l’Europa, e l’Italia, dal gas russo richiederà ancora del tempo.  
Consideriamo qualche dato: prima della guerra russo-ucraina (dati 2021), il 45% del gas consumato dall’Unione Europea era importato dalla Russia, ovvero circa 155 bcm, 140 dei quali via gasdotto e 15 sotto forma di gas liquefatto.  
In particolare, l’Italia importava il 95,6% dei 76 bcm che consumava; di questi, il 38,2% proveniva dalla Russia (circa 29,7 bcm).  
Come conseguenza della crisi ucraina, il governo italiano ha stipulato una serie di contratti alternativi a quelli russi per garantire il fabbisogno energetico del nostro paese. L’Algeria fornirà altri 6 bcm nel 2022, che diventeranno 10 dal 2023, l’Egitto e il Qatar invieranno ognuno via nave altri 3 bcm entro il 2022, che diventeranno 5 nel 2023. Dal Congo, invece, arriveranno 4,5 bcm entro il 2024. Secondo il governo, nel complesso, i nuovi contratti dovrebbero garantire nel 2023 la sostituzione di metà del gas che proveniva dalla Russia e la totale sostituzione nel 2024. Facendo le somme, tuttavia, le nuove forniture ammonteranno a 24,5 bcm: all’appello ne mancano 5,2.  
A partire dal 2026, il potenziamento del TAP dovrebbe portare altri 10 bcm dall’Azerbaijan, permettendo di colmare il buco e garantire addirittura un avanzo di 4,8 bcm. 
Non va dimenticato infine che i gasdotti sono infrastrutture molto complesse che richiedono capacità tecniche e investimenti. L’Italia (e nel caso di approvvigionamento di gas l’ENI in particolare) ha le competenze e le risorse tecniche e politiche per portare a casa il risultato. Tuttavia resta – è bene ricordarlo – complesso e circondato di incertezze.  
A fronte di questo quadro caratterizzato dalla situazione bellica e dalla necessità di diversificare per il presente, e soprattutto per il futuro, le fonti dell’approvvigionamento energetico e accelerare il processo di transizione, è ancora più utile avere chiara la situazione attuale e le prospettive dell’impiego di idrogeno, con particolare riferimento al mercato italiano. Un mercato che, in questo momento, è particolarmente vivo e attento alle molte possibilità tecnologiche che potranno essere sviluppate nell’arco dei prossimi dieci anni. Gran parte del problema dell’idrogeno risiede probabilmente nella poca chiarezza sul lato della domanda, e quella che potrebbe sembrare una transizione energetica potrebbe in realtà non avere le caratteristiche che con troppa semplicità le stiamo attribuendo. La questione non è banalmente nominalistica: chiamare le cose con il proprio nome è fondamentale per affrontare le difficoltà che ci troviamo davanti. 
L’obiettivo principale a cui ora dobbiamo tendere è la decarbonizzazione e l’idrogeno, valutato nel contesto giusto e insieme ad altri strumenti, può senza dubbio rappresentare uno strumento valido per raggiungere questo scopo. 
Tuttavia da solo non può essere considerato come la panacea di tutti i guai energetici che ci affliggono e, soprattutto, non ci esonera dal dover attuare una politica molto attenta al controllo delle emissioni e all’efficientamento energetico riducendo parallelamente l’uso delle fonti fossili. 
Solo se riusciremo a inquadrare la questione dell’idrogeno in questo contesto, e solo se riusciremo a capire che è un piccolo mattoncino all’interno di una costruzione più complicata, riusciremo, forse, nel prossimo futuro a ridurre il nostro impatto sul pianeta, per riservare a noi e ai nostri figli e nipoti un futuro meno drammatico.﻿ 



Capitolo primo 

Idrogeno, i colori dell’arcobaleno



1. Da dove cominciamo 



Quando ho iniziato a pensare a questo libro – non senza qualche difficoltà – ho riflettuto molto sul tono da mantenere durante la scrittura. Avrei voluto amalgamare due esigenze differenti. La prima era che fosse un testo corretto dal punto di vista tecnico e che fornisse a un lettore interessato, ma non specialista, informazioni sufficienti a comprendere il tema in oggetto; in secondo luogo che, nonostante venisse soddisfatta la prima esigenza, il testo risultasse «leggero» e privo del latinorum di manzoniana memoria. Spesso, troppo spesso, nei dibattiti relativi a questa o quella tecnologia, a questa o quella forma di energia (e l’idrogeno non fa eccezione), ci sentiamo sopraffatti dai don Abbondio della nostra epoca. Esperti che non si sforzano di raccontare le questioni per quello che sono con un linguaggio che sia comprensibile ai più.  
Comprensibile non è necessariamente sinonimo di semplice o semplicistico e dunque scorretto. Si tratta invece di conservare il tono adatto.  
Il tentativo perseguito in questo scritto è dunque quello diretto a un linguaggio – per quanto possibile – semplice e insieme completo, su un cammino che proceda speditamente verso una possibile meta, evitando le buche più dure.  
A tale scopo mi sono ispirato a due opere antesignane del genere. Nella prima, Una modesta proposta (1729) di Jonathan Swift, l’autore – a fronte di una delle ricorrenti carestie dell’allora poverissima Irlanda – proponeva con una scrittura ferocemente caustica i bambini poveri irlandesi come cibo per i ricchi, fornendo anche ricette per poterli apprezzare al meglio. La seconda ispirazione mi viene dalle celebri Leggi fondamentali della stupidità umana di Carlo M. Cipolla [1988]. Ritrovo le «cinque leggi fondamentali», e sovente il corollario alla quinta, quando sento parlare una certa classe politica: «Lo stupido è più pericoloso del bandito».  
Se state leggendo queste pagine è perché siete presumibilmente interessati al tema dell’idrogeno, probabilmente nel contesto della cosiddetta «transizione energetica». Si tratta di un tema che sta riempiendo le pagine dei giornali, le Gazzette Ufficiali di vari paesi d’Europa, i diversi Piani nazionali di ripresa e resilienza degli Stati dell’Unione Europea. La questione che andiamo a esaminare si può affrontare da diverse prospettive. In questo volume ne proponiamo una, direi tradizionale, ma sempre molto efficace, che fa riferimento a concetti che dovrebbero essere noti e condivisi: domanda, offerta, costi, prezzi, mercato, tecnologie. Cercheremo di capire il ruolo dell’idrogeno, non tanto e non solo come elemento da esaminare di per sé, quanto come componente di una possibile transizione energetica, che vedremo sperabilmente compiersi negli anni a venire, verso un mondo più rispettoso dell’ambiente e del clima. 
Discutendo di decarbonizzazione non dovremmo mai dimenticare che il mondo consuma tutti i giorni circa 95 milioni di barili di petrolio, 20 milioni di tonnellate di carbone e 11 miliardi di metri cubi di gas. Partendo da queste solide basi l’idrogeno deve essere considerato come un tassello di una più ampia politica tesa alla decarbonizzazione dell’offerta complessiva di energia. In un mondo che, nonostante le troppe parole, rimane ancora strettamente legato alle fonti fossili, disporre di uno strumento come l’idrogeno può rappresentare una ulteriore freccia nella faretra del policy maker. Non che l’idrogeno possa essere risolutivo come talvolta appare in questo scalcagnato dibattito, nondimeno potrebbe giocare un ruolo importante nei prossimi venti o trent’anni.  
Se siete interessati a questo tema diamo quindi per assodato che qualcuno vi abbia già spiegato l’ABC. Per sommi capi quattro sono le questioni capitali e preliminari: 
	 l’idrogeno non è una fonte di energia ma un vettore;  
	 l’idrogeno è un combustibile; 
	 la combustione dell’idrogeno non produce CO2; 
	 l’idrogeno può costituire un sistema di accumulo dell’energia rinnovabile. 


Vedremo tutti questi punti più oltre e nel dettaglio. Per il momento ci accontentiamo di spiegarli un po’ meglio con l’obiettivo di partire con una prima descrizione condivisa.  
L’idrogeno non è una fonte di energia ma un vettore. Come scrive Leonardo Maugeri nel suo volume Con tutta l’energia possibile:  
l’idrogeno è l’elemento più abbondante dell’universo benché non si trovi sulla Terra in una forma utilizzabile, ma solo combinato con altri elementi con i quali costituisce sostanze a noi familiari: l’acqua innanzitutto, ma anche il petrolio e il gas naturale. Questo significa che, per ottenerlo in forma pura (cioè nella forma molecolare H2) e utilizzarlo come fonte di energia, l’idrogeno deve essere estratto dai composti in cui si trova attraverso processi che a loro volta richiedono consumo di energia e questa deve essere assicurata da qualche altra fonte [Maugeri 2008]. 


L’idrogeno che serve per produrre energia è dunque quello molecolare, gassoso, con formula H2. È una molecola nota da più di duecento anni (fu scoperta da Henry Cavendish nel 1766) e quando viene combusto libera energia producendo soltanto acqua. Un gas incolore, inodore e non velenoso. È molto leggero, circa 15 volte più leggero dell’aria. Se fosse disponibile sulla Terra in forma elementare si disperderebbe nello spazio, e infatti è l’elemento più abbondante nell’universo. Allo stato elementare si trova solamente nelle emissioni vulcaniche, nelle fumarole, nelle sorgenti petrolifere. Sfortunatamente sulla Terra in pratica non esistono «giacimenti» di idrogeno molecolare (con rarissime eccezioni), così come invece accade per i combustibili fossili: in definitiva siamo in presenza di una molecola abbondante in natura, ma solo combinata con altri atomi di ossigeno o carbonio a formare rispettivamente acqua o metano. Per questo semplice fatto l’idrogeno non è una fonte primaria di energia, ma un «vettore energetico». Questo significa che, in una certa misura, l’idrogeno è un elemento in grado di trasferire energia: consente di accumulare l’energia proveniente da un’altra fonte, primaria o secondaria, e di trasferirla nel tempo, rilasciandola al momento opportuno.  
Un vettore di energia non deve quindi essere confuso con le fonti di energia come il petrolio, perché a differenza di queste ultime non si caratterizza per una produzione ex novo bensì – come sottolineato – per un semplice trasferimento. Nella fase di trasferimento e di accumulo dalla fonte energetica al vettore energetico è sempre presente una percentuale di perdita, in ossequio a uno dei principi base della termodinamica.  
L’idrogeno è un combustibile. Allo stato gassoso l’idrogeno è un ottimo combustibile: quando viene bruciato produce una quantità di calore 2,6 volte superiore a quella prodotta bruciando una quantità equivalente di metano. Quando viene a contatto con la maggior parte dei metalli elementari forma idruri, ossia dei composti solidi, rendendoli così più fragili. Se lo si raffredda alla temperatura di –253 °C, l’idrogeno diventa liquido e, in questo stato, non reagisce più in modo chimico con i metalli. Per questo motivo si preferisce trasportarlo in forma liquida. Il fatto che sia un buon combustibile non significa necessariamente che venga utilizzato per produrre energia attraverso la combustione. Sebbene i primi veicoli a quattro ruote (stento a chiamarli vetture) alimentati con idrogeno siano stati costruiti nei primi anni dell’Ottocento, le fuel cells, o celle a combustibile, rappresentano ancora la soluzione più efficace per impiegare l’idrogeno nel settore dell’autotrazione. E anche in questo caso l’idrogeno non viene combusto.  
A partire dai primi esperimenti appena citati l’idea che l’idrogeno potesse essere la fonte energetica del futuro si impose rapidamente. E le relative tecnologie non tardarono a svilupparsi. Prima della diffusione del metano (avvenuta molto più tardi) esisteva in molte città italiane ed europee la distribuzione del cosiddetto «gas di città» ottenuto per distillazione del carbone. Il 50% della miscela ottenuta era composta da idrogeno. Già alla fine del XVIII secolo Londra era illuminata con syngas. 
Un altro esempio di utilizzo è rappresentato dai dirigibili. Sviluppati dall’Ottocento fino ai primi anni Trenta del Novecento i dirigibili sfruttavano proprio le caratteristiche fisiche dell’idrogeno. Inventati dai francesi nel 1850, sostituirono progressivamente le mongolfiere. Nel 1900 venne sviluppato il dirigibile ad armatura rigida, precursore degli odierni aeroplani. La loro carriera commerciale fu tuttavia molto breve, ovvero meno di un decennio. I modelli più diffusi su tutto il continente erano di produzione tedesca: gli Zeppelin che collegavano l’Europa e gli Stati Uniti in cinque giorni alla velocità di 100 km/h. Negli anni Trenta oltre 50.000 furono i passeggeri trasportati da servizi di linea. Malgrado il loro involucro rigido, i dirigibili erano parecchio vulnerabili (soprattutto in condizioni atmosferiche critiche). Il de profundis commerciale avvenne il 6 maggio 1937 con la tragedia dell’Hindenburg che cadde e si incendiò in fase di atterraggio a New York. Nell’incendio, rapidissimo e documentato, morì la metà dei passeggeri imbarcati. 
Al di là delle molte polemiche mai sopite e mai risolte relative alle ragioni per le quali lo Zeppelin venne distrutto dal fuoco, dal nostro punto di vista è importante sottolineare che il dirigibile era appunto alimentato a idrogeno. Un combustibile, dunque, da trattare con estrema cura. 
La combustione dell’idrogeno non produce CO2. Sappiamo da oltre duecento anni che quando l’idrogeno brucia si libera energia, proprio come accade quando si bruciano gas naturale, petrolio o carbone. La grande differenza è che l’uso dei combustibili carboniosi (tra cui i combustibili fossili) produce anidride carbonica mentre quello dell’idrogeno produce soltanto acqua. Per questa specifica caratteristica negli ultimi anni il tema dell’idrogeno è tornato di gran moda.  
Dell’uso delle fuel cells per l’autotrazione si è già detto: questa modalità prevede l’utilizzo di idrogeno per generare energia elettrica direttamente a bordo delle vetture in un processo di conversione che non produce sostanze inquinanti. Nelle celle a combustibile infatti l’idrogeno, contenuto in uno o più serbatoi, viene fatto passare attraverso specifiche celle e opportunamente combinato con l’ossigeno contenuto nell’aria. Questo processo genera energia elettrica e calore producendo come unica sostanza «di scarto» del semplice vapore acqueo.  
Si è anche detto che per poter utilizzare l’idrogeno, la cui combustione non genera CO2, è necessario produrlo. Se l’idrogeno venisse prodotto utilizzando una fonte fossile dovremmo anche considerare le emissioni legate alla sua produzione. Ci troviamo quindi nell’inedita situazione in cui l’utilizzo di un vettore energetico non prevede emissioni di CO2, ma la sua produzione, a seconda delle modalità, genera un certo grado di emissioni. Ed è proprio a questo proposito che entriamo nel caleidoscopio dei «colori» dell’idrogeno di cui discuteremo in dettaglio più avanti. Vedremo infatti come le diverse tecnologie impiegate per la produzione di idrogeno sono associate a emissioni più o meno rilevanti di anidride carbonica. E vedremo come, sulla base di queste tecnologie, ci si riferisca a esso associando un colore: blu, grigio, verde ecc.  
L’idrogeno può costituire un sistema di accumulo dell’energia rinnovabile. Uno dei più importanti problemi connessi con l’uso dell’energia rinnovabile è legato al tema della «non programmabilità». Con questo termine si intende evidenziare una delle caratteristiche proprie delle risorse rinnovabili con particolare riferimento all’energia elettrica. Resta evidente, senza ulteriore bisogno di spiegazioni, che se non c’è vento l’energia elettrica di fonte eolica semplicemente non viene prodotta. Oppure che il fotovoltaico non produce energia elettrica di notte. Per ovviare a questo rilevante problema si sono studiati i sistemi di stoccaggio: sistemi non solo legati a condizioni di emergenza come per esempio un giorno privo di vento, ma anche alla naturale non programmabilità, ovvero il ciclo giorno/notte.  
Lo stoccaggio è un tema molto complesso e non va necessariamente inteso come un semplice sistema di batterie da caricare quando l’energia elettrica è abbondante, e magari a buon mercato, da utilizzare per esempio di notte. Un sistema sperimentato da moltissimi anni prende il nome di «pompaggio» e consiste nell’utilizzare energia elettrica per riportare a monte, con apposite pompe idrauliche, l’acqua che dopo aver prodotto energia elettrica attraverso una diga si trova a valle della stessa. Di fatto si tratta di turbine reversibili. Quando serve energia elettrica l’acqua passa dal bacino superiore a quello inferiore, attraverso la turbina che genera elettricità. Quando c’è un eccesso di energia, l’elettricità aziona la turbina che, girando in senso contrario (appunto come pompa), solleva l’acqua dal bacino inferiore a quello superiore. Di fatto l’energia elettrica viene convertita in energia potenziale. Questo meccanismo trova applicazione in tutte quelle situazioni ormai molto frequenti in cui i prezzi dell’energia elettrica cambiano durante le ore di una giornata. Quando la domanda di energia elettrica è alta tipicamente i prezzi sono più elevati e questo accade durante le ore del giorno, mentre di notte il prezzo dell’energia elettrica diminuisce vistosamente.  

2. Condividiamo la semantica  



«Quando abbiamo a che fare con termini ambigui, il primo compito di un autore è di definire» [Landes 1969]. Per capire quale sarà il ruolo dell’idrogeno nel futuro dobbiamo quindi partire cercando di dare una definizione corretta del termine «transizione energetica». Questa espressione è nata nel secondo dopoguerra e ha avuto un momento di popolarità sul finire degli anni Settanta in corrispondenza del secondo oil shock, quando l’allora presidente degli Stati Uniti Jimmy Carter fece installare 32 pannelli solari sul tetto della Casa Bianca quale risposta politica e simbolica ai sempre più frequenti boicottaggi nella fornitura di greggio. Il termine, il cui uso si è inabissato insieme al prezzo del petrolio intorno all’anno 2000, quando l’autorevole rivista «The Economist» in una celebre copertina preconizzava The End of Oil, è ripartito con vigore e forza all’inizio del nuovo secolo.  
È necessario ricordare che in letteratura si utilizza, senza troppo sforzo di interpretazione, l’espressione «transizione energetica» o anche «transizione ecologica». Per gli scopi di questo volume verranno usate come sinonimi anche se in realtà non lo sono. L’ecologia è una scienza, ovvero un capitolo della più vasta biologia e, com’è evidente, non avrebbe senso intitolare un ministero o una riforma a una scienza. Pensate se ci fosse un ministero per la neurologia, o della fisica delle particelle.  
La transizione energetica – al contrario – non è una scienza, ma un «percorso», accidentato e dinamico, che mira al raggiungimento di un obiettivo specifico. Non esiste una gerarchia di significati generalmente accettati, tuttavia l’espressione «transizione energetica» è utilizzata più spesso per descrivere il cambiamento nella composizione (struttura) dell’offerta dell’energia primaria, ovvero il passaggio graduale da un modello specifico basato su una certa fonte di energia a un altro. 
Questo repentino cambiamento può essere rintracciato su scale geografiche e temporali diverse che vanno dal locale al globale. La transizione universalmente sperimentata dalla biomassa (ovvero dall’uso di legname) ai combustibili fossili è sicuramente un ottimo esempio. Molte analisi specifiche sono possibili all’interno di questo grande cambiamento: ad esempio, l’attenzione può essere concentrata sulla transizione dal legno al carbone, oppure dal carbone al petrolio. E gli esempi potrebbero continuare. 
Diversi fattori possono stimolare la transizione da una risorsa energetica a un’altra. 
Primo, l’approvvigionamento locale o regionale può essere esaurito e ne segue una carenza. Questo accade nel caso di risorse rinnovabili come foreste e varie fonti di biomassa, nonché combustibili fossili non rinnovabili. Secondo, anche prima che gli effetti di esaurimento diventino evidenti, il costo di una fonte di energia come il legno può aumentare mentre il costo di una fonte di energia diversa come il carbone può diminuire. Terzo, l’inquinamento atmosferico o idrico dovuto all’uso di energia può diventare così grave, come quello del carbone (insieme agli effetti nocivi per la salute), che una fonte di energia alternativa diventa più attraente. Quarto, il cambiamento tecnologico e l’innovazione possono richiedere il passaggio da una fonte energetica all’altra per trarre vantaggio dalla nuova tecnologia. Ultimo, ma non meno importante, i miglioramenti dell’efficienza nell’attività economica esistente (ad esempio, una caldaia, un mulino, un motore o un motore più efficiente) possono accelerare i cambiamenti tra le fonti di energia e portare a ulteriori risparmi sui costi nel processo di sfruttamento dell’efficienza energetica. 
Un tempo si sarebbe potuto affermare che l’obiettivo della transizione energetica fosse quello di permettere all’umanità, attraverso nuove tecnologie e nuove fonti di energia, di incrementare la propria produttività e dunque il benessere delle popolazioni. Le differenti transizioni energetiche che sono avvenute durante la storia dell’uomo hanno seguito un modello chiaramente identificabile: un importante cambiamento tecnologico – permesso anche da una nuova fonte di energia – ha portato incrementi di produttività generalizzati e del reddito. In buona sostanza progresso economico e sociale. Più oltre faremo qualche esempio concreto. 
La storia dell’uomo è legata alla ricerca di risorse energetiche necessarie a soddisfare i bisogni di cibo e di calore. Nella fase attuale di relativa abbondanza facciamo un po’ fatica a ricordare che, per milioni di anni, l’uomo ha potuto fare affidamento solo sui suoi muscoli e su quelli degli animali, sul sole, sul vento, sull’erba, sulla legna e sull’acqua. I combustibili fossili, a partire dal carbone, sono venuti più tardi. Tutti questi passaggi hanno rappresentato delle transizioni energetiche.  
L’uomo ha conosciuto alcuni punti di svolta epocali in cui a una fonte di energia se n’è sostituita un’altra con immediati guadagni in termini di produttività del lavoro, comfort, accessibilità e trasportabilità delle risorse. È probabile che la prima transizione energetica si sia concretizzata nel momento in cui l’uomo ha acquisito la capacità di controllare il fuoco. Le pagine di questo libro non basterebbero a raccogliere la letteratura sterminata sul tema. Mi limito a osservare l’enorme portata di questo accadimento. Gli uomini hanno cominciato a scaldarsi e così a resistere a climi più rigidi, a sostituire cibi crudi con cibi cotti, con un enorme guadagno in termini di salute e dunque di produttività. Più tardi sono diventati dei cacciatori letali sostituendo con frecce dalla punta di metallo (bronzo prima, ferro dopo) quelli che erano vecchi e assai meno efficienti attrezzi per la caccia.  
Il già citato storico economico Carlo M. Cipolla ha indicato tre grandi periodi della storia della popolazione delimitati da due grandi rivoluzioni tecnologiche, ovvero quella agricola e quella industriale [Cipolla 1966; più di recente ha scritto pagine fondamentali a riguardo Harari 2017]. 
Sebbene resti possibile che alcune specie di umani abbiano avuto accesso al fuoco ottocentomila anni fa, risulta documentato come l’Homo erectus e più in generale i progenitori dell’Homo sapiens utilizzassero abitualmente il fuoco a partire da trecentomila anni fa. Il controllo del fuoco ha cambiato i destini dell’umanità. E non solo perché è stato possibile tenere lontani gli animali feroci o perché l’uomo è diventato un cacciatore più abile e dunque più produttivo, ma anche e soprattutto perché è stato possibile iniziare a cucinare. Cibi che gli umani non riuscivano a digerire facilmente se mangiati crudi (le patate, per esempio, o il grano oppure la carne) diventarono improvvisamente energia facilmente assimilabile per l’uomo grazie alla cottura. I tempi di masticazione per il sapiens rispetto ai cugini scimpanzé si ridussero drasticamente. A parità di peso e di cibo mangiato uno scimpanzé impiega cinque ore per digerire, in confronto l’uomo svolge la stessa operazione in poco più di un’ora. Tutto tempo risparmiato per pensare. 

3. La seconda transizione energetica 



Una seconda importante transizione energetica risale alla seconda metà dell’Ottocento e si sviluppa in particolare in Inghilterra.  
Con la locuzione «seconda rivoluzione industriale» si indica quel periodo degli ultimi trent’anni del XIX secolo in cui il sistema dell’economia già capitalistica subì una serie di importanti trasformazioni che lo modificarono definitivamente. Questi cambiamenti furono vasti e profondi comportando modifiche sostanziali all’assetto tecnologico, industriale, politico e organizzativo dei principali paesi che si affermavano nel mercato già globale. Il Regno Unito, innanzitutto, ma anche altre nazioni del continente europeo, come la Francia, iniziarono un percorso di trasformazione che avrebbe completamente cambiato l’aspetto delle strutture sociali del vecchio continente. E quasi a sottolineare il cambiamento profondo delle strutture sociali e politiche è necessario ricordare che non per un caso la pubblicazione del Manifesto del Partito Comunista di Marx ed Engels (1848) e le grandi rivoluzioni appartengono allo stesso periodo storico. 
Niente sarà più come prima: negli anni tra il 1870 e il 1903 sono state inventate e perfezionate alcune delle tecnologie che hanno segnato e ancora segnano la nostra epoca: la lampadina, il telefono, il motore a scoppio, il telegrafo, il cinema (e la lista potrebbe procedere ancora a lungo) sono stati tutti inventati e perfezionati in quel breve lasso di tempo. Eppure, questa Belle Époque è stata anche (poteva essere diversamente?) un tempo di contraddizioni, bellezze e brutture, grandi ricchezze e infinite povertà.  
Nel Regno Unito, uno dei paesi protagonisti di questa vicenda storica, con la Rivoluzione industriale si realizza una massiccia trasformazione, da nazione costituita da villaggi rurali a nazione fatta di città industriali. Tempi difficili, pubblicato da Charles Dickens nel 1854, già racconta meglio di molti saggi questo passaggio fondamentale.  
In poche parole, venne realizzata una vera e propria rivoluzione tecnologica che interessò molti ambiti diversi: nel settore agricolo si iniziarono a utilizzare in modo estensivo nuovi strumenti per la coltivazione e gli animali da traino; nel settore metallurgico ed estrattivo avvenne la scoperta del carbone, ricercato per la sua applicazione nel settore siderurgico; nel settore tessile si assistette alla massiccia diffusione della macchina a vapore. Grazie soprattutto al miglioramento dell’alimentazione, figlio a sua volta della rivoluzione agricola e del sempre più diffuso benessere economico, si registrò, a partire dal 1750, un aumento del tasso di natalità rimasto stagnante per molti secoli.  
Quest’ultimo elemento, a sua volta, costituì un fattore importante per lo sviluppo urbano e l’industrializzazione perché si venne a creare un’ampia offerta di manodopera a basso costo. Un elemento che favorì i telai meccanizzati e l’enorme incremento di produttività di quel settore.  
Senza il motore a vapore – che ha una storia tanto lunga e complicata da meritare un volume a sé – non ci sarebbe stata la progressiva e ininterrotta affermazione delle ferrovie con la conseguente riduzione dell’uso della forza animale (ovvero i cavalli) impiegati fino ad allora per trasportare chiatte cariche di merci attraverso i canali che attraversavano il Regno Unito. 
Con l’aumento della domanda di trasporto industriale la rete idrica navigabile del Regno Unito crebbe enormemente. I canali furono fondamentali per il ritmo della rivoluzione industriale: le strade all’epoca non erano infatti adatte ai grandi volumi di traffico e i veicoli a ruote (trainati da cavalli) non erano in grado di trasportare rapidamente grosse quantità di materiali (soprattutto manufatti fragili come la ceramica). I battelli, anch’essi trainati da cavalli, erano molto più veloci, potevano trasportare grandi volumi ed erano più sicuri per il trasporto di oggetti fragili. Dopo il successo del primo Sankey Canal, seguito dal Bridgewater Canal, altri canali furono costruiti tra centri industriali, città e porti: tutti trasportavano materie prime (in particolare carbone e legname) e manufatti. E ci furono benefici immediati per le famiglie, oltre che per il commercio.  
L’avvento dei treni e delle ferrovie pose fine all’uso delle barche e dei canali per il trasporto delle merci. Nel giro di qualche decennio venne a compimento la transizione energetica e la sostituzione della forza dei cavalli in carne e ossa con quella dei cavalli a vapore. 
A conferma di questa strana analogia, oggi la storia racconta che l’unità di misura standard, il watt, è stato definito da James Watt sul finire del Settecento proprio a partire dalla valutazione del lavoro svolto da un cavallo in un birrificio. Per onorare Watt, ricordato peraltro come l’inventore della macchina a vapore moderna, l’unità di misura della potenza, pari a 1 joule al secondo, porta appunto il suo nome. 
Tutti questi elementi presi insieme costituirono una vera e propria transizione energetica con le caratteristiche che abbiamo prima discusso: una nuova fonte di energia, il carbone, già nota ma fino ad allora poco usata, era adesso impiegata in modo estensivo e produttivo, unita a una nuova tecnologia vincente: la macchina a vapore. La combinazione di questi elementi conduce a un aumento della produttività, a un miglioramento delle condizioni di vita e a un incremento della popolazione. Una transizione energetica come opportunità per una nuova e diversa vita per migliaia di persone. 
In termini più generali, si può affermare che sia stato (e per molti versi ancora è) l’avanzamento tecnologico con i suoi impatti sul mondo dell’energia a rappresentare il motore che ha spinto ogni forma di progresso economico. L’origine della seconda rivoluzione industriale inglese risiede negli enormi sviluppi nella tecnologia delle macchine a vapore, in grado di trasformare l’energia chimica del carbone in energia termica e meccanica facendo muovere telai e locomotive. Uno sviluppo mai conosciuto prima dall’uomo e concentrato in un numero relativamente ridotto di anni.  
Con l’avanzare dell’industria siderurgica si venne a creare quel nesso organico tra energia e manifattura, produzione siderurgica e carbone che ha disegnato indelebilmente il passaggio tra il XVIII e il XIX secolo. Il puzzle carbone, macchine a vapore, macchine per filare il cotone, siderurgia si compose rapidamente permettendo a ognuno di questi elementi di appoggiarsi agli altri pur essendo a loro volta dagli stessi sostenuti. Queste modifiche comportarono un vero cambiamento negli stili di vita, aprendo nuove e sconosciute possibilità per popolazioni che erano cresciute nella stagnazione secolare.  
La figura 1.1 dà conto di queste diversità e di questi cambiamenti. Il grafico rappresenta il prodotto interno lordo pro capite del Regno Unito (a prezzi costanti) dall’anno 1000 fino al 2016.  
La prima parte di questa lunga serie storica mostra un tempo molto dilatato in cui non si assiste a variazioni significative del reddito pro capite rimasto pressoché invariato per diversi secoli. In questo periodo le condizioni di vita non sono mutate e i beni che le persone usavano come riparo, cibo, vestiti, scorta di energia o fonte di illuminazione sono rimasti pressoché invariati per molto tempo. Quasi tutto ciò che la gente comune usava e consumava nel XVII secolo sarebbe stato molto familiare alle persone che avevano vissuto mille o addirittura duemila anni prima. Il reddito pro capite è cresciuto meno di 3 volte tra il 1000 e il 1800. Una comparazione con il 1840, invece, mostra come il reddito pro capite sia cresciuto – sempre rispetto all’anno 1000 – di ben  23 volte. 
La seconda parte della serie storica è molto più breve, e comprende solo le ultime generazioni. Si tratta di una dinamica radicalmente diversa dalla prima parte. È un periodo in cui il reddito della persona media è cresciuto immensamente: da circa 1.000 sterline all’anno si è passati a oltre 30.000 sterline, con un aumento della prosperità di 30 volte. Questo significa che – in media – una persona nel Regno Unito guadagna oggi in due settimane quello che nel passato guadagnava in un anno intero.  

4. La terza transizione energetica 



La terza transizione energetica, non diversamente dalle precedenti, è il frutto di un insieme di cause concomitanti. Da una parte rileviamo lo sviluppo economico e degli stili di vita che ha luogo dalla fine dell’Ottocento sino allo scoppio della Prima guerra mondiale, per chiudersi tragicamente con la grande crisi del ’29. Dall’altra osserviamo un periodo caratterizzato da una grandissima fiducia verso la tecnologia, fiducia legata a molte importanti invenzioni che vengono realizzate a partire dall’inizio del Novecento. Abbiamo già ricordato questo impressionante elenco di nuove tecnologie, tuttavia qui lo riportiamo per chiarezza, integrandolo: l’illuminazione elettrica, le automobili, la radio, il dirigibile, il cinema, il vaccino per la tubercolosi, il primo aereo, i raggi X. Le automobili e l’aereo a loro volta sono il frutto di una ulteriore invenzione: il motore a combustione interna. All’inizio del Novecento tutto sembrava possibile e una serie di invenzioni destinate a cambiare il mondo per sempre si sono susseguite a un ritmo davvero prodigioso.  
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FIG. 1.1. Prodotto interno lordo pro capite (a prezzi costanti). 
Fonte: Maddison Project Database 2020.


Gli economisti – e talvolta i sociologi – si riferiscono a questi periodi peculiari come a una causalità cumulativa, ovvero un processo di autorinforzo durante il quale un impulso a un sistema innesca ulteriori cambiamenti nella stessa direzione dell’impulso originale, allontanando così il sistema dalla sua posizione iniziale in circoli virtuosi di cambiamento che possono risultare in un aumento continuo dei vantaggi economici e sociali. Si comprende anche come spesso tali cicli virtuosi non siano direttamente imputabili a questa o quella specifica invenzione quanto – più in generale – al raggiungimento di una maturità complessiva di tecnologie, stili di vita, desideri e aspirazioni.  
Il passaggio da un’economia povera perché legata a bassi livelli di produttività a un’economia più avanzata non è stato infatti un processo lineare. È necessario rimarcare come il problema non fosse solo l’utilizzo e la disponibilità di una fonte fossile rispetto, per esempio, all’uso del legname. L’utilizzo della fonte fossile deve essere considerato congiuntamente allo sviluppo dei motori (prima la macchina a vapore, poi il motore a combustione interna). I motori e le relative tecnologie, insieme all’utilizzo delle fonti fossili, hanno rappresentato il volano che ha permesso uno sviluppo mai conosciuto prima. Insieme all’invenzione di nuove forze motrici, come il motore a combustione interna oppure le turbine a vapore, sono stati ideati nuovi processi e nuovi modi per preparare e trasformare combustibili grezzi in prodotti più utili ed economici. Per esempio, l’invenzione e la sperimentazione del cosiddetto «coke metallurgico», un prodotto ricavato dal carbone, ha incrementato moltissimo la capacità di produrre acciaio. La raffinazione del petrolio greggio ha provveduto a un’infinita serie di prodotti petroliferi, come la benzina o il gasolio. Si può anche arrivare ad affermare che il petrolio senza la raffinazione sia ben poca cosa. Una ulteriore rivoluzione in questo senso è quella che ha consentito la generazione di energia elettrica. Le fonti fossili combuste potevano produrre calore; per sfruttarle completamente tuttavia è stato necessario (oltre a sviluppare le tecnologie adatte) comprendere che questo calore poteva diventare vapore e che il vapore avrebbe potuto far girare una turbina che a sua volta avrebbe prodotto energia elettrica. 
4.1. L’automobile: un’invenzione francese nelle mani dei tedeschi 



La storia dei motori e, a seguire, delle automobili è una complessa spy story industriale ambientata tra la Francia e la Germania i cui protagonisti sono ormai nomi a noi noti. Lo sviluppo di un motore a combustione interna, ovvero un motore che brucia il carburante all’interno di un cilindro, ha impiegato qualche decennio per dispiegarsi completamente. Dopo molti tentativi, spesso fallimentari, nel 1860 il francese Jean-Joseph-Étienne Lenoir brevettò un primo motore. Se è giusto dare alla Francia e ai francesi l’onore del primo brevetto di un motore a combustione interna, bisogna anche ricordare che il primo motore, per motivi tecnici, non poteva funzionare come sarebbe stato necessario. E per vederne uno simile a quelli attuali è necessario arrivare a quasi vent’anni dopo, quando Nikolaus August Otto insieme a suo figlio Gustav costituirono la Bayerische Motoren Werke (nota in seguito semplicemente come BMW), immediatamente seguiti da Gottlieb Daimler, progettista con Otto e poi imprenditore e feroce concorrente dell’azienda che aveva contribuito a far nascere.  
Daimler e Maybach costruirono il loro primo prototipo nel 1883. Nel novembre di due anni dopo la stessa azienda preparò un secondo motore che venne montato su un pullman con ruote di legno. L’insieme di queste competenze – espresse talvolta all’insegna della cooperazione, più spesso in termini di conflitto – contribuì a far nascere la prima vettura moderna: la Mercedes 35 PS, il cui primo esemplare vide la luce nel dicembre del 1900.  
Le dimensioni del mercato europeo e la produzione ancora artigianale non potevano garantire uno sviluppo particolarmente celere della nuova invenzione. Tali ostacoli furono rapidamente e largamente superati nel nascente mercato statunitense da Henry Ford, ovvero colui che rese possibile l’acquisto di un’auto alla grande maggioranza degli americani a partire dagli inizi del XX secolo. Le tecniche di produzione di massa, nonché la catena di montaggio inventata a quell’epoca, segnarono un passo determinante nella produzione del settore automobilistico. Ford stabilì infatti gli standard per una produzione industriale, su scala mondiale, mai vista prima. Nato e cresciuto in una fattoria a conduzione familiare, seppur privo di un’istruzione tecnica specifica, amava lavorare con tutto ciò che era meccanico e di seguito legato all’automobile, invenzione che era ai suoi albori. Dopo anni di tentativi nacque la Ford Model T, frutto di un progetto portato a termine nel 1908. Si trattò di un veicolo destinato a cambiare il mondo, e non solo quello dell’auto, per diverse ragioni: come già sottolineato fu la prima vettura costruita in serie tramite la catena di montaggio che diede il via alla cosiddetta «motorizzazione di massa».  
Il modello T, venduto dal 1908 al 1927, era relativamente economico e a un certo punto divenne così popolare che la maggioranza degli americani ne possedeva uno, contribuendo così a collegare le aree rurali con il resto del paese e portando lentamente, ma inesorabilmente, allo sviluppo del sistema autostradale. 
La Ford Model T non fu tuttavia solo il simbolo di una nuova era, bensì ebbe anche un importante ruolo di aggregazione per intere generazioni di americani cambiando totalmente lo stile di vita di un’intera società ai primi del Novecento. Inoltre fu l’auto che decretò la fine dell’idea che solo una ristretta cerchia sociale si potesse permettere una vettura. Questo veicolo divenne un pratico mezzo di locomozione individuale, accessibile a tutti e in risposta a qualunque esigenza. Fondamentale per poter comprendere l’importanza attribuita a quest’auto dagli americani di quegli anni fu proprio il fatto che tutti potessero permettersela. Con il modello T l’automobile smise di essere un oggetto di lusso per pochi, diventando così il mezzo principale per potersi spostare in città e raggiungere il luogo di lavoro. Fu il nuovo segno di un certo benessere generalizzato e di un enorme progresso sociale. 
Nacque come auto robusta e allo stesso tempo maneggevole, semplice ed economica. Era questo il carattere distintivo che l’avrebbe portata a essere il simbolo di una nuova rinascita americana. L’auto avrebbe dovuto rispettare tutti i principali criteri di fondo voluti dallo stesso Ford: avere dimensioni importanti per risultare a misura di famiglia, ma non essere esageratamente grande, affinché fosse adatta anche a un singolo individuo. Venne costruita impiegando i migliori materiali, fedele ai progetti più che mai semplici sviluppati dalla moderna ingegneria automobilistica. Rappresentò l’emblema di una nuova filosofia industriale, una visione dell’esistenza in linea con quello che da lì a poco divenne il mito americano. 
La Ford Model T con i suoi diversi allestimenti ha venduto 15 milioni di esemplari. La vettura era spinta da un motore alimentato a benzina, che a sua volta, è il caso di dirlo, ha alimentato l’intero processo di crescita dell’industria automobilistica. Con la Ford T inizia il tempo del petrolio e si prepara il completamento di quella che definiamo la terza transizione energetica, caratterizzata appunto dall’ingresso del petrolio nel mercato: una forma di energia già nota anche se aveva un uso limitato e differente dai consumi attuali. 


5. Il petrolio ha salvato le balene dall’estinzione? 



Nella prima metà del XIX secolo l’olio di balena era una merce fondamentale per le economie di allora, utilizzato principalmente come combustibile per le lampade a olio. In linea teorica si trattava di una risorsa rinnovabile, legata com’era al ciclo di vita e di caccia delle balene. Purtroppo però, e per differenti ragioni, la domanda di olio di balena crebbe così rapidamente che la pesca divenne insostenibile. In termini più crudi: le balene sono state pescate in gran numero e in periodo talmente breve che non hanno avuto il tempo necessario per riprodursi e ricostituire il loro numero. Osservate nella figura 1.2 l’anno del picco espresso come valore del pescato. Siamo intorno al 1850 e parliamo di un’area specifica (l’Oceano Pacifico) per il quale sono disponibili molti dati. Di tutta evidenza urgeva trovare al più presto un sostituto dell’olio di  balena.  
L’inizio della storia moderna del petrolio è a dir poco epica e comincia con un colonnello che non aveva mai visto l’esercito. Edwin Drake, quarantenne all’epoca dei fatti, non era mai stato militare. Si faceva chiamare colonnello (millantava, insomma) per sembrare più importante agli occhi dei cittadini di Titusville, il villaggio della Pennsylvania dove era stato assegnato (suo malgrado), nel 1857, dalla Pennsylvania Rock Oil Company, con il compito di costruire un rudimentale pozzo petrolifero. Aveva guadagnato quel lavoro (peraltro mal pagato) perché aveva maturato un po’ di esperienza nella trivellazione delle miniere di sale. Drake si era impegnato per diciotto mesi senza registrare tuttavia alcun successo. La mattina del 27 agosto 1859, mentre la lettera del presidente della società proprietaria del pozzo che intimava a Drake di pagare tutti i debiti e interrompere i lavori era in viaggio, la trivella si era infilata in una fenditura della roccia a 21 metri di profondità, dove c’era un giacimento di petrolio. La profondità raggiunta, se letta confrontandola alle attuali condizioni e tecnologie, dà l’idea di essere un pozzo sostanzialmente affiorante. Tuttavia c’era abbastanza petrolio per essere messo nei barili normalmente utilizzati per trasportare whisky (42 galloni americani, ovvero circa 160 litri, un’unità di misura che non è mai stata modificata). La distanza da Titusville a Pittsburgh è di circa 160 km. In quel tempo erano i canali – come nella migliore tradizione inglese – a servire come vie di trasporto. A Pittsburgh Samuel Martin Kier – figlio di immigrati scozzesi – aveva stabilito quella che sarebbe stata la prima raffineria degli Stati Uniti. Con un impianto molto semplice riusciva a produrre il cherosene, un combustibile molto più economico dell’olio di balena che, in quegli anni, bruciava nei lampioni per illuminare le case. Per di più – come abbiamo accennato – l’olio di balena cominciava a scarseggiare a causa di una cattiva gestione dell’attività di pesca. L’era del petrolio era dunque cominciata e pozzi sul modello di quello di Drake, non sempre gestiti con la necessaria professionalità, si moltiplicarono negli Stati Uniti, e altrove, in parallelo con le raffinerie. 
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FIG. 1.2. Produzione, consumo e valore del mercato statunitense dell’olio di balena. 
Fonte: Webb [1988].


L’industria crebbe rapida e disordinata per una decina d’anni fino all’arrivo di John D. Rockefeller, l’uomo che acquisì uno dopo l’altro tutti i pozzi e le raffinerie statunitensi fino a controllare, agli inizi del Novecento, il 90% del petrolio mondiale. Tutto questo fino al 1911 quando la Corte Suprema degli Stati Uniti, grazie alla prima legge antitrust (Sherman Law), smembrò il monopolio della Standard Oil (era questo il nome del conglomerato creato da Rockefeller) dividendola in 34 compagnie indipendenti. Tra i più importanti frutti di questo spezzatino vanno ricordate Exxon, Mobil, Chevron, Conoco, Arco e Sun. Il presidente Rockefeller si ritirò da ogni carica delle diverse aziende pur possedendo ancora numerose azioni il cui valore crebbe notevolmente rendendolo uno degli uomini più ricchi del suo tempo.    
L’ondata della nascente industria petrolifera non ebbe tuttavia conseguenze unicamente sulla struttura dei consumi nei trasporti stradali.  
In Europa, l’astro nascente della politica britannica Winston Churchill – che in quel tempo ricopriva la carica di primo lord dell’ammiragliato, ovvero una sorta di ministro della marina militare – convinse il governo a convertire l’intera flotta militare dal carbone al petrolio. Era il 1911: tre anni dopo sarebbe iniziata la Prima guerra mondiale. La mossa di Churchill consentì alla Gran Bretagna di dominare la flotta tedesca, potentissima, ma a carbone. Il petrolio offriva maggiore flessibilità logistica – e dunque una migliore manovrabilità delle navi. Basti pensare a cosa potesse significare avere serbatoi di carburante liquido rispetto a montagne di carbone che andavano movimentate nella nave con uomini e pale e grande dispendio di energia. Con il tempo l’alimentazione a petrolio trovò la sua strada e certamente il fatto di essere adottato dalla marina aiutò questo processo. Si è trattato senza dubbio di un momento di passaggio: giusto per fare un esempio il Titanic rappresentò il punto più alto dell’impiego del carbone per la propulsione navale, prima del declino a vantaggio del petrolio. Costruito a Belfast era il più grande e lussuoso transatlantico del mondo, fino all’affondamento avvenuto durante il suo viaggio inaugurale da Southampton a New York nel 1912.  

6. Transizione energetica e anidride carbonica  



Stiamo ragionando intorno al tema della transizione energetica, che abbiamo definito come quella situazione in cui una nuova fonte di energia si unisce a nuove tecnologie producendo un miglioramento complessivo delle condizioni di vita attraverso un miglioramento della produttività e della ricchezza. Sia chiaro: non è la descrizione rivisitata dello Shangri-La, ovvero di un mondo meraviglioso e ricco per tutti. È il racconto di periodi di svolta, di grandi ricchezze accumulate in poco tempo, ma anche di ingiustizie e soprusi. Un mondo pieno di pericoli, insidie e azioni non propriamente commendevoli. Tuttavia se guardiamo a qualche indicatore di base (l’incremento del reddito pro capite, per esempio, o l’aspettativa di vita), i risultati positivi sono evidenti. Abbiamo fino a ora – assai schematicamente – individuato tre punti di svolta e di transizione: il controllo del fuoco, l’imporsi del binomio carbone-macchina a vapore e poi petrolio-motore a scoppio. Ognuna di queste fasi ha portato a un miglioramento delle condizioni di vita e di quella che, senza addentrarci troppo, possiamo definire civiltà. Tutti i casi presentati come modelli hanno il fine ultimo di «alleggerire» il peso della vita dell’uomo, dargli cibo e vestiti di qualità crescente a prezzi decrescenti. In sintesi: migliorare sensibilmente la sua condizione di vita.  
Nelle pagine precedenti abbiamo dunque dissodato il terreno per poter affrontare il tema dell’idrogeno. Siamo di fronte a una nuova transizione? La nuova transizione ha le caratteristiche di quelle che l’hanno preceduta? La risposta merita una certa attenzione. Ci vorrebbe un ambiguo «Ni».  
Se adottassimo la visione forte della nostra definizione la risposta sarebbe senza ambiguità un chiaro «No». L’idrogeno non è la nuova fonte (anche perché come già documentato non è strettamente una fonte ma un vettore di energia), e non ci sono tecnologie nuove che possano essere adottate grazie alla presenza dell’idrogeno (con la rilevante eccezione delle celle a combustibile che tuttavia non rappresentano una nuova tecnologia). Sebbene negli ultimi anni le tecnologie per la produzione e l’impiego dell’idrogeno abbiano fatto passi da gigante in termini di sviluppo e ottimizzazione non si può parlare di tecnologie assolutamente nuove. 
Ne discende che non dobbiamo attenderci un impatto analogo a quello avuto e sperimentato durante le altre transizioni. Tuttavia a dare ossigeno alla tesi della nuova transizione possiamo considerare alcuni elementi che vedremo di seguito. 
Da qualche anno a questa parte il tema della transizione energetica segue un nuovo paradigma. Questo non significa che il paradigma che abbiamo finora adottato sia del tutto superato, bensì semplicemente che abbiamo aggiunto un «paradigma energetico» più legato alle questioni relative al cambiamento climatico. 
In questa seconda lettura della transizione energetica, essa si compie quando è in grado di proiettarsi verso un mondo a minore intensità di emissioni di anidride carbonica. Per semplificare possiamo dire che la transizione energetica si compirà pienamente – in linea teorica – nel momento in cui l’offerta complessiva di energia nel mondo sarà libera dalle emissioni di anidride carbonica. Si tratta di un cambiamento epocale del nostro modo di intendere una transizione energetica. Cioè una transizione energetica non più legata alla disponibilità di una nuova fonte di energia e favorita dall’invenzione di una nuova tecnologia in seguito a mutate esigenze di mercato, ma una transizione promossa da un cambiamento nella struttura del mercato, in conseguenza della necessità di ridurre le emissioni di anidride carbonica. C’è di più: a differenza delle «vecchie» transizioni energetiche di cui si è parlato – le quali hanno tutte avuto come conseguenza la disponibilità di energia e prodotti «a buon mercato» – in questo caso la transizione verso un’energia «decarbonizzata» sarà presumibilmente accompagnata da un aumento del costo dell’energia e dei prodotti. 
Per quale ragione giova interrogarsi sul cambiamento di paradigma? Rimane una questione meramente definitoria utile per una sterile, seppur corretta, tassonomia delle questioni affrontate? Credo ci sia di più. 
Sicuramente esiste un problema di chiarezza nella discussione. Nella sua opera fondamentale La struttura delle rivoluzioni scientifiche Thomas S. Kuhn [1962] introduce il concetto di «cambiamento di paradigma» inteso come un cambiamento nella modellizzazione degli eventi. Questo concetto è stato da allora applicato a molti altri campi dell’esperienza umana. Sebbene lo stesso autore ne abbia limitato il raggio di azione alle scienze esatte, esistono ancora diverse letture e approcci che spaziano fino a raggiungere le scienze umane e l’economia. Penso non sia una forzatura – pur conoscendo il progresso o più semplicemente l’evoluzione del pensiero economico – ritenere per esempio il pensiero di John Maynard Keynes, così come espresso nella teoria generale, un cambiamento di paradigma in termini puramente epistemologici. Qualifichiamo dunque meglio e con maggior precisione le questioni della transizione energetica sapendo che la transizione secondo i canoni passati potrà ripetersi ma, ovviamente, non è nelle nostre capacità poterci spingere oltre. Forse la fusione nucleare potrà rappresentare questo cambiamento, tuttavia le previsioni per un’applicazione commerciale non sono ancora chiare. A pensarci bene: fusione nucleare e idrogeno verde potranno essere il futuro tra cento anni. Ma questo è un altro libro.﻿ 




Capitolo secondo 

Dove si capisce come, quando (ma non perché) potremmo produrre idrogeno… di tutti i colori



Nel romanzo L’isola misteriosa, scritto da Jules Verne nel 1874, i due protagonisti, il giornalista Gedeon Spillett e l’ingegnere Cyrus Smith, discutono sul futuro del mondo: «Il progresso umano corre il rischio di essere arrestato dalla mancanza di carbone» dice Spillet. Risponde l’ingegnere: «Le risorse di carbone sono ancora sufficientemente grandi. Per due o trecento anni ce ne sarà a sufficienza, ma finito quello, l’uomo potrà sfruttare altre sorgenti di energia [...]. Un giorno l’idrogeno e l’ossigeno, che insieme costituiscono l’acqua, forniranno una fonte inesauribile di calore e di luce». 
Come spesso nella sua esperienza di scrittore, Verne anche qui mostrava di possedere uno sguardo molto acuto. Non gli era chiarissimo come, a partire dall’acqua, sarebbe stato possibile scindere l’ossigeno dall’idrogeno, tuttavia indicava chiaramente quella direzione. In realtà oggi esistono vie alternative per percorrere questa strada. E volendole semplificare un po’ ci si riferisce a esse utilizzando una scala cromatica.  
Ricapitolando: l’idrogeno deve essere prodotto e la maniera in cui questo avviene definisce, convenzionalmente, il «colore» che gli viene attribuito.  
Se è ricavato dal carbone si definisce idrogeno nero. Se dalla lignite idrogeno marrone. Se è ricavato dal metano attraverso lo steam reforming è detto grigio. Quando, a valle, è prevista la cattura e lo stoccaggio dell’anidride carbonica allora si parla di idrogeno blu. In alternativa, si può ricavare l’idrogeno dalla molecola dell’acqua (H2O) attraverso l’elettrolisi, un processo fortemente energivoro: in questo caso si parla di idrogeno giallo, il cui contenuto carbonico dipende dal mix di generazione sottostante. Se l’energia elettrica necessaria al processo di elettrolisi viene interamente da fonti rinnovabili l’idrogeno è detto verde, mentre è indicato come idrogeno rosa (o viola) se l’elettricità è di origine nucleare. Infine, l’idrogeno da pirolisi del metano è identificato dal colore turchese. In estrema sintesi, l’idrogeno nero, grigio e marrone ha un elevato contenuto carbonico, quello giallo uno moderato, quello blu uno molto basso, mentre verde, rosa e turchese sono del tutto privi di emissioni. Per completezza cromatica si può aggiungere che non ha ricevuto colorazione l’idrogeno prodotto da biomasse (gassose o solide) che non si sa se considerare verde o altro. Va anche detto che l’Unione Europea sta proponendo – a ragione – una classificazione basata sulla seguente terminologia: renewable hydrogen e low carbon hydrogen, eliminando di fatto tutti i colori [Commissione Europea 2020a; 2020b]. 
Per schematizzare e dare un senso all’arcobaleno a cui si riferisce il titolo di questo libro, nella figura 2.1 riportiamo la tabella convenzionale dei colori dell’idrogeno in base ai vari metodi di produzione, così come presentato nell’Hydrogen Innovation Report del Politecnico di Milano [2021]. 
Tra i diversi processi di produzione dell’idrogeno la gassificazione del carbone è la tecnologia più matura, utilizzata principalmente nell’industria chimica per ottenere ammoniaca che, in questa fase storica, è appannaggio soprattutto della Cina. Con 20 kg di CO2 per chilo di idrogeno (nero o marrone) prodotto, questo metodo è quello con la più alta intensità di emissioni. È tuttavia possibile ridurre l’emissione di questo temibile gas serra in atmosfera, nonostante alcuni ostacoli tecnologici che ancora permangono, combinando la gassificazione del carbone con il CCUS (Carbon Capture Use and Storage, sequestro, utilizzo e stoccaggio di CO2). Attualmente, questo processo implica costi di produzione pari a 1-1,5 U$/kg di idrogeno, rendendolo l’opzione tecnologica più economica.   
Lo steam reforming (SMR, Steam Methane Reforming) è invece il principale metodo di produzione di idrogeno dal gas naturale. Questo processo crea emissioni dirette di 9 kg di CO2 per chilo di idrogeno prodotto, mentre le emissioni di metano a monte della produzione e del trasporto di gas naturale possono aggiungere altri 1,9-5,2 kg di CO2 equivalenti/kg idrogeno, a seconda della struttura di produzione e della logistica. 
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FIG. 2.1. I colori dell’idrogeno.


Una tecnologia alternativa che consente tassi di cattura della CO2 più elevati (95% o superiori) è l’autothermal reforming (ATR). L’ATR utilizza l’ossigeno anziché il vapore, che richiede elettricità (piuttosto che metano), come input di carburante. Parte della produzione globale di ammoniaca e metanolo utilizza già la tecnologia ATR, anche se senza CCUS. 
La partial oxidation (POx) è un’opzione tecnologica che permette invece la produzione di idrogeno da combustibili gassosi o liquidi. Il processo non richiede un catalizzatore (a differenza dell’ATR) e può accettare impurità nelle materie prime. La POx utilizza ossigeno (simile all’ATR), richiedendo elettricità come input di energia. Tradizionalmente, il processo è stato attivato dove è possibile utilizzare prodotti di scarto di basso valore o materie prime pesanti per produrre idrogeno o syngas (ad esempio nelle raffinerie). 
La pirolisi, infine, necessaria alla produzione di idrogeno turchese, prevede la scomposizione della molecola di metano in idrogeno e carbonio solido (quest’ultimo è generalmente in alto grado di purezza e può servire come materia prima per diverse produzioni). La bassa maturità tecnologica, l’input di metano per unità di idrogeno prodotte (doppio rispetto al SMR) e la necessità di raggiungere alte temperature fanno sì che tale processo sia al momento poco utilizzato. 
Anche se ai meno accorti il dibattito sull’idrogeno può apparire una novità, in realtà dura da almeno mezzo secolo. L’idrogeno è impiegato da decenni in molti settori industriali (dalla chimica alle raffinerie, di cui parleremo in seguito): nel 2020, secondo il rapporto IRENA [2020], il consumo mondiale di idrogeno è stato di circa 120 Mt (milioni di tonnellate), di cui grosso modo i due terzi sono idrogeno puro, principalmente nel settore della raffinazione petrolifera e nella produzione di ammoniaca, mentre le rimanenti sono idrogeno miscelato in varia misura con altri gas. Nonostante ciò l’idrogeno appare e scompare nel dibattito in un modo sostanzialmente ciclico. Era il 1953 quando il presidente degli Stati Uniti Dwight D. Eisenhower pronunciò un famoso discorso presso l’Assemblea generale delle Nazioni Unite sul tema dell’uso pacifico dell’energia nucleare. E non pochi esperti, tra cui l’italiano Cesare Marchetti, si fecero portavoce dell’idea di utilizzare l’energia elettrica prodotta dal nucleare, il cui costo sembrava destinato a diminuire drasticamente negli anni successivi, per produrre idrogeno. L’accoppiata energia elettrica di fonte nucleare + idrogeno sembrava far parte del futuro dell’umanità. Per tante ragioni, inclusi i diversi incidenti che hanno funestato la storia dell’industria nucleare, l’ipotesi  nucleare + idrogeno, che pure era e rimane suggestiva, non ha fatto tanta strada.  
L’idea centrale del tempo era collegata all’ipotesi che i costi di produzione dell’energia elettrica potessero essere molto bassi. In realtà mutatis mutandis la situazione era analoga a quella che viene descritta in questi giorni: utilizzare l’energia elettrica, con l’obiettivo di elettrificare il sistema il più possibile, e a complemento utilizzare l’idrogeno prodotto attraverso l’elettrolisi. Oggi le rinnovabili hanno preso il posto del nucleare, eppure le aspettative e l’entusiasmo sono gli stessi sebbene, a differenza di quello dell’energia nucleare di allora, il costo dell’elettricità rinnovabile vari moltissimo da luogo a luogo del pianeta e con esso il costo di generazione dell’idrogeno. 
A completare la descrizione del nuovo rinascimento legato all’idrogeno va anche ricordato Jeremy Rifkin e in particolare il suo libro, risalente ormai a più di vent’anni fa, Economia all’idrogeno [Rifkin 2002].  
Inoltre, in quegli anni, l’Unione Europea era molto attiva con diversi piani di ricerca e progetti sul tema, in particolar modo nel settore dell’autotrazione. 
Veniamo ai giorni nostri. A luglio del 2020 la Commissione Europea ha pubblicato Una strategia per l’idrogeno per un’Europa climaticamente neutra: un documento ricco di informazioni sullo stato delle diverse tecnologie coinvolte e sul loro prevedibile ulteriore sviluppo da qui al 2050, a patto che siano assicurati gli investimenti adeguati. La nuova strategia europea per l’idrogeno definisce un percorso comune per incentivarne l’uso in considerazione degli obiettivi del Green Deal europeo e quello a lungo termine della decarbonizzazione. Obiettivi rinforzati dopo la pubblicazione da parte dell’Agenzia internazionale dell’energia del rapporto Net Zero by 2050. A Roadmap for the Global Energy Sector [IEA 2021a]. Nei piani europei il ruolo dell’idrogeno è previsto in continua crescita soprattutto per determinati settori industriali in cui le politiche di riduzione sono difficili da raggiungere (i cosiddetti settori hard-to-abate). Un importante ruolo riveste il settore dei trasporti (in primis trasporti pesanti e a lungo raggio), poiché può contribuire a decarbonizzare settori per i quali l’elettrificazione non rappresenta una soluzione efficiente. Tuttavia, le due sfide principali restano i costi ancora elevati di produzione e la domanda piuttosto bassa. Oggi, infatti, l’idrogeno rappresenta una frazione modesta del mix energetico globale e dell’Unione Europea; inoltre è ancora in gran parte prodotto da combustibili fossili, in particolare dal gas naturale o dal carbone, con conseguente rilascio di 70-100 milioni di tonnellate di CO2 all’anno nei paesi membri. In questo senso l’Unione Europea intende promuovere la creazione di un mercato efficiente per l’idrogeno, che ne aumenti la quota nel mix energetico europeo dall’attuale 2% al 13-14% entro il 2050. Inoltre, l’idrogeno può offrire maggiore flessibilità e capacità di stoccaggio di lungo termine per il settore elettrico e migliorare la sicurezza degli approvvigionamenti energetici europei, portando a una minore dipendenza dai tradizionali esportatori di combustibili fossili, nel caso di matrici di origine domestica. Al di là delle molte discussioni sull’idrogeno verde va di nuovo sottolineato che a oggi il 96% dell’idrogeno impiegato nel mondo in processi industriali viene prodotto da combustibili fossili; in particolare circa il 50% del totale da steam reforming del metano (con un’efficienza del 75-80%). Come abbiamo detto il processo libera però molta CO2, rendendolo incompatibile con gli obiettivi di decarbonizzazione.  
Ricapitolando: sebbene circa il 4% dell’idrogeno venga oggi dall’elettrolisi dell’acqua, molti scenari nel lungo periodo (> 2040) attribuiscono all’idrogeno da elettrolisi un grande potenziale a partire dalla funzione di accumulo dell’energia elettrica rinnovabile. L’idrogeno, prodotto e accumulato quando l’energia elettrica è generata in eccesso rispetto alla domanda, verrebbe utilizzato per generare energia elettrica per mezzo di pile a combustibile nei momenti in cui la generazione rinnovabile risulta in difetto rispetto alla domanda. Mentre nella valutazione della convenienza economica dell’utilizzo dell’idrogeno verde per l’accumulo stagionale di energia elettrica da fonti rinnovabili intervengono molti fattori legati alla gestione complessiva e all’ottimizzazione del sistema elettrico, la competitività per l’uso diretto dipende strettamente dal costo di produzione. Naturalmente, nei conti occorre considerare il costo della CO2 evitata. Non sarebbe quindi corretto confrontare il costo di produzione di 1 MWh (30 kg o 360 m3) di idrogeno verde con il prezzo di 1 MWh (72 kg o 114 m3) di gas metano se non si tenesse conto del valore/costo della CO2 non emessa dalla produzione dell’idrogeno verde. 
1. Grigio, verde, blu: e il costo della CO2 evitata 



Come abbiamo visto l’idrogeno può essere anche blu. Così si identifica quello ottenuto da steam reforming del metano, catturando però la CO2 prodotta nel processo (CCUS), sequestrandola e stoccandola in serbatoi naturali (per esempio giacimenti esauriti o gli stessi da cui si estrae il metano impiegato) o serbatoi di altra natura (come acquiferi salini ecc.). La CO2 catturata, anziché sequestrata nel sottosuolo, potrebbe essere anche riutilizzata (alternativa che qui non tratteremo). In questo modo  oggi si riesce a produrre idrogeno decarbonizzato al 90%. È un processo utilizzato già in diversi impianti (secondo il rapporto IEA The Future of Hydrogen, pubblicato a giugno 2019, questi producono circa 0,5 milioni di tonnellate di idrogeno all’anno). Le tecnologie per la cattura e il sequestro di CO2 sono infatti disponibili, essendo sviluppate da molti anni in varie parti del mondo. Il costo per tonnellata di CO2 catturata le rende non competitive per applicazioni nel settore della generazione elettrica; ciò non toglie che il processo sia ben sperimentato. A oggi vi sono tre principali modi per catturare la CO2 con costi e benefici differenti in termini di emissioni, tramite la separazione della CO2: 
	 dal gas di sintesi ad alta pressione, con una riduzione delle emissioni fino al 60% e un costo di 53 U$/t CO2; 
	 dal flusso di gas di scarico post-processo di assorbimento dell’idrogeno, con una riduzione delle emissioni del 55%;  
	 dal flusso di gas diluito nella caldaia, con una riduzione delle emissioni fino al 90% e un incremento dei costi tra gli 80 e i 115 U$/t CO2. 


La norvegese Equinor (già Statoil) sequestra e stocca CO2 da oltre vent’anni nell’ambito di 44 progetti differenti. L’impianto più noto è quello di Sleipner, nel Mare del Nord, dove la CO2 viene compressa e iniettata in una formazione sottomarina di arenaria. Dall’inizio dell’esercizio dell’impianto, alla fine degli anni Novanta, a oggi, a Sleipner sono state stoccate circa 20 milioni di tonnellate di CO2 senza che sia stato monitorato alcun rilascio in atmosfera. Le tecnologie per l’idrogeno blu possono essere migliorate su molti aspetti del processo: per esempio occorre ridurre ulteriormente, fino possibilmente a eliminare del tutto, sia la quota di CO2 attualmente ancora liberata in atmosfera (circa il 10%) che le residue fughe di metano, gas a effetto serra ben peggiore della CO2.  
Dicevamo della strategia europea: essa considera l’idrogeno uno strumento indispensabile per la decarbonizzazione di alcuni processi industriali e settori dell’economia, da diffondere il più rapidamente possibile. E sebbene la Commissione Europea riconosca che le buone ragioni per cui puntare sull’idrogeno sono note da qualche decennio pur senza risultati significativi, ritiene tuttavia che ora sussistano finalmente le condizioni per una sua reale larga diffusione. 

2. La strategia a tre fasi della Commissione Europea 



La strategia relativa all’idrogeno messa in campo dall’Unione Europea prevede tre periodi con diversa «maturità»: 2020-2025, 2025-2030, 2030-2050. Solo nella terza fase, dopo il 2040, a giudizio della Commissione, l’idrogeno verde dovrebbe raggiungere la piena maturità e diventare competitivo. Tuttavia, lungo questo percorso a tappe, l’idrogeno dovrebbe progressivamente penetrare il mercato, attraverso progetti pilota, finanziati da risorse comunitarie e dei paesi membri, in grado di far progredire le tecnologie sia sul lato dell’offerta che della domanda. L’idea di fondo è che l’idrogeno verde non sarà maturo e competitivo prima del 2040, e nel frattempo potrebbe essere necessario ricorrere all’idrogeno blu. Nel breve e medio periodo – scrive la Commissione – sono necessarie altre forme di idrogeno low-carbon (l’idrogeno blu). Dunque, la strategia europea punta decisamente a creare le condizioni per una massiccia diffusione dell’idrogeno verde nei prossimi trent’anni e attribuisce al blu, evidentemente perché meno costoso (come vedremo tra poco), il ruolo di apripista per creare una crescente domanda di idrogeno, in attesa che quello verde divenga competitivo. Per questo, all’idrogeno blu – raccomanda la Commissione – va dato il necessario supporto in questa fase di transizione, evitando tuttavia che ciò determini stranded assets. Miracoli dell’equilibrismo! 
Nell’opzione a emissioni zero l’elettricità prodotta da fonti rinnovabili «messa in contatto» con acqua separa l’ossigeno dall’idrogeno. L’«elettrolisi dell’acqua» – questo è il nome corretto – è un processo nel quale il passaggio di corrente elettrica causa la scomposizione dell’acqua in ossigeno e idrogeno gassoso. A oggi si produce in questo modo, come abbiamo accennato, circa il 4% dell’idrogeno globale; tuttavia, alla luce della progressiva riduzione del costo dell’energia solare ed eolica e degli elettrolizzatori, questa modalità di produzione potrebbe risultare più conveniente nel futuro. L’elettrolisi dell’acqua ha un impatto relativamente ridotto, utilizzando circa 9 kg di acqua per chilo di idrogeno prodotto. La produzione di idrogeno da gas naturale con CCUS fa salire l’uso dell’acqua a 13-18 kg/kg idrogeno, mentre la gassificazione del carbone ne richiede ben 40-85 kg/kg idrogeno, a seconda del consumo di acqua necessario all’estrazione del carbone. Chiaramente, tale opzione tecnologica non va affrontata solo in termini di costi, ma anche di costrizioni logistiche e di disponibilità di risorse idriche. A oggi, per fare un esempio, molti paesi con ampio potenziale in termini di risorse solari, come quelli del Golfo Persico, si candidano a divenire esportatori di idrogeno verde (ad esempio Arabia Saudita e Oman), pur avendo una scarsa dotazione di acqua dolce e dovendo ricorrere a impianti di desalinizzazione.  
Il tema delle moderne tecnologie di elettrolisi è complesso e affascinante. Per amor di sintesi, in questa sede si faranno solo brevi cenni alle principali tecnologie, attualmente utilizzate o in fase di sviluppo. 
A oggi esistono quattro diverse tecnologie: gli elettrolizzatori alcalini (AEL, Alkaline ElectroLysis, oppure AWE, Alkaline Water Electrolysis), gli elettrolizzatori a membrana polimerica (PEM, Proton Exchange Membrane), gli elettrolizzatori a ossidi solidi (SOEC, Solid Oxide Electrolysis Cells) e gli elettrolizzatori alcalini a membrana anionica (AEM, Anion Exchange Membrane). La tecnologia AWE domina il mercato, con il 61% della capacità installata, seguita dagli elettrolizzatori PEM; il rimanente è rappresentato dalle altre due tecnologie o da impianti non chiaramente classificabili [IEA 2021b]. 
Gli elettrolizzatori AWE sono la tecnologia più matura, utilizzata dal 1920 per la produzione di idrogeno nell’industria dei fertilizzanti e del cloro. Poiché non richiedono materiali costosi, i costi di investimento sono relativamente bassi rispetto ad altre tecnologie di elettrolizzazione. Sono poco flessibili in termini di variabilità della potenza di carico (come verosimilmente avverrebbe in caso di connessione di fonti rinnovabili non programmabili come eolico e solare), e l’attuale scala di applicazione è nell’ordine dei megawatt, in costante ascesa (ossia con impianti unitari sempre più grandi). 
La tecnologia PEM è considerata molto promettente, e presenta alti tassi di crescita sia per numero di progetti che per capacità installata per singolo impianto, nell’ordine dei MW. Gli elettrolizzatori PEM sono più compatti rispetto agli AWE e operano con densità di corrente più elevate, possono lavorare su potenze variabili in tempi rapidi e impiegano semplice acqua come soluzione elettrolitica. Pur producendo idrogeno in pressione ad elevato grado di purezza, la tecnologia PEM al momento risulta più onerosa di quella alcalina, a motivo del costo più elevato di diversi componenti. 
Gli elettrolizzatori SOEC rappresentano una tecnologia ancora non matura, e permangono allo stato dimostrativo (con scala nell’ordine dei kW). Presentano due indubbi vantaggi: poter essere alimentati a potenza variabile ed essere reversibili, ossia poter funzionare sia da elettrolizzatori che da celle a combustibile, fornendo così all’occorrenza importanti servizi di regolazione e stabilità alla rete elettrica. Gli elettrolizzatori SOEC hanno rendimenti più elevati dei PEM ma anche un costo più alto. Funzionano a temperature elevate e presentano quindi problemi di usura delle componenti che ne riducono la vita utile. 
L’ultima categoria, quella degli elettrolizzatori AEM, al momento è ancora in fase di ricerca e sviluppo, con poche implementazioni, e di conseguenza la scala degli impianti è ancora ridotta. Tale tecnologia combinerebbe i vantaggi degli elettrolizzatori alcalini con quelli PEM, in termini di efficienza di processo, scalabilità e contenimento dei costi, non necessitando di alcune componenti, come il platino, particolarmente costose. 
Quello che risulta dall’applicazione di queste tecnologie è idrogeno verde, che però richiede, per essere prodotto, ingenti quantità d’acqua e di elettricità rinnovabile. L’idrogeno può comunque essere estratto dall’acqua anche attraverso elettricità non rinnovabile (compresa la nucleare); ed è altresì possibile, come abbiamo visto, ottenerne attraverso pirolisi del metano, o steam reforming dal gas naturale. L’idrogeno così prodotto è detto blu quando le emissioni vengono catturate e stoccate nel sottosuolo e grigio nel caso in cui vengano invece rilasciate nell’atmosfera. A livello ambientale le soluzioni peggiori sono quelle storiche: produzione attraverso gassificazione della lignite (idrogeno marrone) o del carbone fossile (idrogeno nero). Perché l’idrogeno apporti il suo contributo alla strategia globale di decarbonizzazione occorre dunque che sia verde (nel medio-lungo periodo) e/o blu (nel breve-medio termine). Intanto, sulla scia delle nuove regole che stanno cambiando il mondo della finanza orientandolo sempre più al green, negli ultimi due anni varie società legate all’idrogeno hanno registrato boom borsistici (è il caso, ad esempio, delle britanniche Ceres e ITM Power, della canadese Peers Ballard Power e della statunitense Plug Power). Un fatto che lascia intendere come la disseminazione di idrogeno verde dipenderà largamente da considerazioni di carattere finanziario, e solo in una certa misura industriale, a seconda delle aree geografiche di riferimento. 
Attualmente, produrre idrogeno verde costa intorno ai 3,5 U$/kg (cfr. anche cap. 3), perché divenga competitivo con i combustibili fossili bisognerà scendere a 2; e ciò vuol dire che anche i prezzi dell’elettricità (e quindi delle rinnovabili) e degli elettrolizzatori (sistemi che permettono di separare l’idrogeno dall’ossigeno) dovranno diminuire drasticamente. In termini di capacità di elettrolizzazione, al 2030 all’interno dell’Unione Europea la Francia mira a 6,5 GW, Italia e Germania a 5 GW, Spagna e Paesi Bassi a 4 GW, Portogallo a 2 GW. Per ora Germania, Francia e Paesi Bassi hanno presentato i piani più coerenti: dai porti alle fabbriche passando per i centri di ricerca. Anche il piano italiano – come sottolinea Sergio Matalucci in un articolo apparso sulla rivista «Energia» – è solido per il know-how di alcune aziende energetiche nostrane e per la possibilità di trasportare l’idrogeno attraverso l’Italia dai paesi produttori (Africa settentrionale) verso i paesi consumatori (Germania). Al 2050 il prezzo dell’idrogeno così prodotto e trasportato potrebbe scendere a 1 U$/kg. Intanto, l’European Hydrogen Backbone (EHB) nell’aprile 2022 ha proposto una rete di idrogeno di 39.700 km entro il 2040 che dovrebbe collegare 21 paesi europei. Ne fa parte anche l’italiana SNAM. Nel Vecchio Continente l’idrogeno verde verrà prodotto sia grazie ai venti dell’Europa settentrionale che al sole di quella meridionale, e ai progetti europei non mancherà il supporto di Bruxelles, attraverso fondi propri o finanziamenti BERS (Banca europea per la ricostruzione e lo sviluppo) e BEI (Banca europea per gli investimenti). 




Capitolo terzo 

Dove si indirizza l’idrogeno prodotto agli usi più acconci



L’idrogeno rappresenta, nell’essenza della transizione energetica, un onnipresente oggetto dei desideri: flessibile nelle applicazioni e «pulito» nell’utilizzo, è sulla carta un candidato ideale a guidare il processo di decarbonizzazione. Allo stesso tempo, come la maggior parte degli oggetti del desiderio, resta qualcosa di assegnato al futuro: capire dove conduca l’arcobaleno di colori dell’idrogeno è quindi una questione di strategia che deve essere affrontata in modo analitico e razionale, se si vuole evitare di imboccare vicoli ciechi (e dispendiosi) e portare a termine con successo la transizione. 
L’impiego dell’elemento idrogeno nel mondo dell’energia, come visto nelle pagine precedenti, rappresenta tutto tranne che una novità: in questo capitolo chiariremo quelli che sono i principali utilizzi, attuali e potenziali. Come vedremo, definire la «domanda» di idrogeno rappresenta al momento un’astrazione o al più un’ipotesi di scenario. 
Una domanda di idrogeno oggi certamente esiste, tuttavia, benché rilevante, è circoscritta a pochi comparti, come la produzione di ammoniaca e metanolo, la raffinazione, la siderurgia e la chimica. Ben più complesso è invece definire la domanda di idrogeno potenziale o futura, ossia quella che idealmente vorremmo in alternativa a soluzioni inquinanti e/o ad alto impatto di CO2, su cui non vi è consenso univoco.  
È poi importante segnalare che le criticità lungo la via dell’idrogeno sono numerose, e che, come prevedibile, anche gli scettici hanno diverse munizioni a loro disposizione. A titolo di esempio, il think tank britannico Green Alliance [Cebon 2021] argomenta come i processi di conversione dell’energia richiesti per la filiera dell’idrogeno verde (elettrolisi, compressione, stoccaggio e celle a combustibile) siano ancora molto inefficienti: sarebbe necessaria un’enorme quantità di nuova capacità da fonti rinnovabili per compensare questo spreco di  energia. 
In generale, i critici dell’idrogeno riportano le seguenti argomentazioni: 
	 i costi unitari di produzione e il TRL (Technology Readiness Level, livello di maturità tecnologica) della filiera dell’idrogeno verde non sarebbero allineati rispetto alle soluzioni concorrenti; 
	 l’idrogeno blu sarebbe parimenti visto come uno specchietto per le allodole, promosso da attori legati alla filiera degli idrocarburi, nel tentativo di riconvertirsi a una «economia verde» recuperando gli ingenti investimenti e immobilizzazioni in infrastrutture, e puntando su una tecnologia CCUS al momento immatura; 
	 perseguire l’idrogeno presenterebbe duplicazioni e inefficienze rispetto ad altre strategie, come il puntare sull’elettrificazione, per esempio con le pompe di calore negli edifici e i veicoli elettrici (vedremo, parlando di sector coupling, come vi siano anche evidenti  sinergie). 


Per questi e altri motivi, qualsiasi transizione verso l’idrogeno dovrà necessariamente essere «accompagnata» (leggasi «sovvenzionata»). Politiche incentivanti possono essere orientate al lato dell’offerta, come a quello della domanda. A conti fatti, è possibile che la domanda di idrogeno, oggi ampiamente circoscritta, venga attivamente stimolata: sarà doloroso per i puristi del libero mercato, tuttavia diverse industrie e filiere produttive, alcune anche di grande successo, in passato sono state lanciate allo stesso modo. Ad esempio, chi oggi in Italia è al volante di un’auto elettrica, visti i generosi incentivi statali e regionali, probabilmente sarà d’accordo con questa affermazione. 
﻿ 
1. La domanda attuale di idrogeno 



La domanda di idrogeno, allo stato attuale, non è di univoca definizione: come spesso avviene, per quantificare la domanda è necessario guardare il rovescio della medaglia e menzionare l’output, ossia la produzione.  
Il già citato report della IEA [2019] fornisce alcune stime. Circa 275 Mtoe (milioni di tonnellate equivalenti di petrolio) di energia sono oggi utilizzati per la produzione di idrogeno (circa il 2% della domanda totale globale di energia primaria), il cui ammontare è pari a circa 70 Mt, a cui si aggiungono altri 48 Mt di idrogeno prodotto in specifici processi, specialmente nell’industria chimica e nelle raffinerie. 
Il gas naturale è attualmente la principale fonte di produzione di idrogeno e il processo di steam reforming è il cavallo di battaglia della produzione di idrogeno nelle industrie dell’ammoniaca, del metanolo e nelle raffinerie. Il gas naturale rappresenta pressappoco i tre quarti della produzione annuale globale di idrogeno, pari a circa 205 miliardi di metri cubi (il 6% del consumo globale di gas naturale).  
La seconda fonte per la produzione di idrogeno è il carbone, in funzione del suo ruolo dominante in Cina: essa copre circa il 23% della produzione globale dedicata di idrogeno e richiede 107 Mt di carbone (pari al 2% dell’uso globale del carbone). Petrolio ed elettricità rappresentano il resto delle fonti dedicate alla produzione di idrogeno. 
E l’Italia? Un influente e citato studio, presentato da SNAM e McKinsey [2019], parla di un ammontare (al 2017) pari a 16 TWh di idrogeno (equivalenti in media a 500.000 tonnellate), quasi interamente di origine fossile, pari a circa l’1% del consumo complessivo di energia nazionale. 
Il nodo della questione resta la nostra domanda di idrogeno: a oggi chi lo richiede e lo utilizza? Il report della IEA ci viene nuovamente in soccorso: l’uso dell’idrogeno è dominato da applicazioni industriali. I primi quattro usi singoli dell’idrogeno (sia in forma pura che mista) sono: raffinazione del petrolio (33%), produzione di ammoniaca (27%), produzione di metanolo (11%), produzione di acciaio attraverso la riduzione diretta del minerale di ferro (3%). Seguono altre applicazioni industriali (combustibile per autotrazione, produzione di vetro, industria alimentare). 
Appare quindi evidente come, allo stato attuale, non vi sia una reale domanda di idrogeno in quanto prodotto energetico a sé stante (come avviene, ad esempio, per la domanda di diversi carburanti da autotrazione, benzina e diesel, o di gas naturale per il riscaldamento), bensì una richiesta associata o indotta, come sottoprodotto o componente di lavorazione di altri beni. Riteniamo che questa distinzione non sia completamente da trascurare, anche alla luce della forte enfasi che, come vedremo, si sta ponendo sulla «esigenza» di produrre ingenti quantità di idrogeno nel medio e lungo periodo. 
Pertanto, la domanda di idrogeno resta vincolata a dinamiche che, al momento, non sono strettamente legate a quelle dei mercati dell’energia. Più correttamente, è forse opportuno dire che una domanda di idrogeno c’è, ma non esiste un mercato dell’idrogeno, come non esistono benchmarks qualitativi di riferimento né, soprattutto, segnali di prezzo. 
Se si prova ad analizzare gli elementi che compongono un generico mercato, raffrontandoli a un ipotetico (o embrionale?) mercato dell’idrogeno, si trovano interessanti spunti di riflessione. Vi è una richiesta di idrogeno inelastica al prezzo, non esistendo un equilibrio di mercato in senso classico (incrocio di domanda e offerta), e i segnali di prezzo sono trasmessi dalle materie prime sottostanti (essenzialmente le commodities gas naturale e carbone, in futuro anche la componente di CO2) necessarie alla produzione. Al giorno d’oggi, parlare di un «prezzo» dell’idrogeno equivale sostanzialmente a riferirsi al costo di produzione. 
Come riportato nello studio RSE [Cappelletti et al. 2021], secondo diverse stime i costi dell’idrogeno oscillano da 1,5 a 2,3 U$/kg per la produzione da gas naturale, con l’eventuale cattura della CO2 che potrebbe incidere per 0,2-0,3 U$/kg. La produzione di idrogeno da carbone senza sequestro della CO2 risulta la più economica in assoluto, con un costo di 1,3 U$/kg. Stando a Bloomberg New Energy Finance [2020], i costi dell’idrogeno verde si posizionerebbero tra 2,5 e 4,5 U$/kg, anche qui tenendo conto che l’elettricità prodotta da fonti rinnovabili non presenta costi uniformi. 
Sempre secondo lo studio RSE, se si dovesse fare un semplice confronto a parità di energia trasportata con il gas naturale, i costi dell’idrogeno sarebbero almeno il doppio rispetto a quelli del gas: considerando un valore medio di 20 €/MWh per il gas naturale, l’idrogeno a pari contenuto energetico dovrebbe costare circa 0,7 €/kg. 
Quanto al mercato, nel senso più generale del termine, a oggi è del tutto embrionale. Non sussistono dinamiche competitive, né sui prezzi né sulle quantità, e nessuna forma di regolazione. Come vedremo, molti paesi puntano a divenire esportatori di idrogeno verde, ma al momento non vi sono né le infrastrutture né la capacità produttiva per attivare scambi transfrontalieri. 
Circa i parametri qualitativi e gli standard di purezza dell’idrogeno esistono delle normative di riferimento, anche europee, tuttavia queste non concorrono a una differenziazione di prodotto o di prezzo. Infine vi è il tema delle garanzie di origine (guarantees of origin), che ha preso piede solo in tempi recenti, di cui tratteremo più diffusamente in seguito. 
Come sottolinea il gruppo di ricerca Wood Mackenzie [2021] il rischio maggiore per i potenziali investitori in idrogeno è che la domanda non cresca in maniera consistente. Il mercato esistente è al 99% ad alta intensità di CO2 e strutturato sui settori della raffinazione, dell’ammoniaca e del metanolo. L’aspetto premiante sarebbe il potenziale dell’idrogeno nel decarbonizzare i settori hard-to-abate. Altri grandi emettitori di CO2 come il settore siderurgico, lo shipping e l’autotrazione non sono affatto pronti a cambiare. Con le tecnologie emergenti, alcune di queste opportunità potrebbero persino ignorare l’idrogeno e puntare sull’elettrificazione, cosa che appare già ampiamente evidente per l’auto elettrica. Wood Mackenzie sottolinea come l’idrogeno verde non rappresenterà un momento di rottura o un «nuovo petrolio» in tempi brevi. Potrà però svolgere un ruolo significativo nella transizione energetica, soddisfacendo il 7% della domanda finale globale di energia entro il 2050. 
Diverso è invece l’approccio al tema dell’Hydrogen Council che, come il nome dell’associazione lascia ampiamente intuire, sui possibili utilizzatori di idrogeno prospetta scenari assai più rosei. Stando all’Hydrogen Council [2020], la produzione e distribuzione di idrogeno su larga scala ne sbloccherà la competitività in molte applicazioni prima del previsto. Lo studio si concentra su 35 utilizzi rappresentativi e mostra che in 22 di essi il costo totale complessivo raggiungerà la parità con altre energie alternative a basse emissioni di CO2 entro il 2030. Queste 22 applicazioni dell’idrogeno in totale rappresentano circa il 15% del consumo energetico globale. Ciò non implica che l’idrogeno soddisferà tutta questa domanda di energia entro il 2030, suggerisce tuttavia che questo potrebbe avere un ruolo significativo da svolgere come vettore di energia pulita nel futuro mix energetico. 
Le previsioni dell’Hydrogen Council in merito alle applicazioni che trarranno vantaggio dall’introduzione dell’idrogeno sono le seguenti: 
	 i veicoli commerciali, i treni e le soluzioni di trasporto a lungo raggio diverranno competitivi entro il 2030, grazie allo sviluppo della rete di infrastrutture e a un abbattimento dei costi di rifornimento. In 9 dei 35 utilizzi studiati, le soluzioni a basse emissioni di CO2 o a idrogeno verde saranno anche competitive con le opzioni convenzionali entro il 2030. Ad esempio, questo è il caso dei camion pesanti, dei pullman a lunga percorrenza e dei carrelli elevatori; 
	 le caldaie a idrogeno costituiranno un’alternativa per il riscaldamento degli edifici a basse emissioni, in particolare per gli edifici esistenti serviti dalle reti di gas naturale; 
	 nel riscaldamento industriale in alcuni casi l’idrogeno potrebbe essere l’unica opzione praticabile per decarbonizzare; 
	 l’idrogeno verde diventerà competitivo con l’idrogeno grigio utilizzato oggi come combustibile e feedstock nell’industria, grazie al calo dei costi e all’aumento previsto dei prezzi della CO2.  


Nei prossimi paragrafi approfondiremo quelli che sono i possibili utilizzi dell’idrogeno nei diversi settori. 

2. La domanda futura di idrogeno  



Abbiamo parlato della pentola d’oro alla fine dell’arcobaleno dell’idrogeno. Se per raggiungerla, nel folklore irlandese, servirebbe un atto di fiducia, nell’ambito dell’energia è necessaria una buona pianificazione. Di strategie parleremo più diffusamente nel capitolo 4, tuttavia è utile ricordare fin d’ora quali sono le aspettative riguardo alla domanda del futuro. 
L’orizzonte temporale, quando si parla di idrogeno, è convenzionalmente suddiviso tra il medio termine (2030) e il lungo periodo (2040 e 2050). Ritroviamo le stesse scadenze nei documenti ufficiali delle strategie per l’idrogeno, di cui tratteremo in seguito, volutamente improntati a un generico impegno verso lo sviluppo del nuovo vettore, anche per via di un demandare l’allocazione (più o meno problematica) di fondi importanti a un futuro non prossimo. Diverso il discorso per i Piani nazionali di ripresa e resilienza (PNRR) lanciati a seguito del tracollo economico indotto dalla pandemia di Covid-19: come vedremo, essi contengono una preliminare destinazione di fondi alle tecnologie pulite, tra cui figura certamente l’idrogeno (almeno quello verde) con un diverso ordine di importanza a seconda del paese e delle risorse. 
A proposito di idrogeno verde, il già citato articolo di Wood Mackenzie ci riporta altre osservazioni interessanti.  
I costi per l’idrogeno verde sono destinati a ridursi con l’enorme aumento della capacità di elettrolizzazione e della catena del valore a essa associata. Allo stesso modo, anche i costi dell’elettricità dovranno scendere: il processo di elettrolisi è molto energivoro e i costi dell’elettricità rappresentano dal 60% all’80% di quelli totali di produzione. La capacità di elettrolisi sta crescendo in modo esponenziale e i progetti attualmente presentati ammontano a 26 GW. Circa i due terzi di questi sono in Europa, ma vi sono progetti di grandi dimensioni anche in Arabia Saudita e Australia. Questa sarebbe solo la punta dell’iceberg: il mondo ha bisogno di quasi 1.000 GW di capacità da elettrolisi entro il 2050 per soddisfare le previsioni sulla domanda. E questo solo per l’idrogeno verde che sarà il 75% della produzione globale di idrogeno entro il 2050. L’elettrolisi su questa scala assorbirà l’equivalente del 12% della fornitura globale di elettricità, pari a più dell’offerta annuale per l’intero mercato energetico degli Stati Uniti. Le energie rinnovabili devono essere costruite in parallelo, e sarà una sfida logistica fornire energia affidabile ed economica agli elettrolizzatori che utilizzano energia solare o eolica intermittente. Anche lo stoccaggio dell’energia o l’energia di rete dovranno essere integrate nel mix [Wood Mackenzie 2021]. 


Secondo un aneddoto molto noto ma che giova di tanto in tanto ripetere, alla fine di un comizio il generale De Gaulle venne aggredito da un manifestante al grido «Mort aux cons» (Morte ai coglioni). «Vaste programme», avrebbe risposto imperturbabile il generale. Probabilmente, per descrivere in dettaglio le ambizioni e la portata delle aspettative sull’idrogeno, non basterebbe questo intero libro. Ci vorrebbe per l’appunto un «vaste programme».  
Considerando la letteratura a disposizione, appare evidente come la domanda di idrogeno, in proporzione ai 70 Mt attuali, subirà un incremento pari a 1,5 e 2 volte nel medio periodo, e fino a 7-8 volte nel lungo termine. 
Bisogna tuttavia considerare che i modelli previsionali ed econometrici tengono in considerazione fattori contingenti come crescita economica e demografica, previsioni sui prezzi dei combustibili e della CO2, efficientamento energetico e contestuale elettrificazione (che spesso rappresenta un’alternativa all’idrogeno). Né va dimenticato che l’idrogeno, al netto di velleità più o meno dichiarate, è principalmente perseguito da economie avanzate, dove i trend economici e demografici sono in calo, e dove assistiamo da anni a un disaccoppiamento tra tasso di incremento del PIL ed emissioni di CO2 [si veda a tale riguardo lo spunto di Galeotti e Lanza 2021]. Ossia, vi sarà sempre meno bisogno di risorse energetiche per alimentare la crescita economica dei paesi sviluppati.  
Si deve pertanto presumere che un simile quantitativo di idrogeno vada in qualche modo assorbito dal sistema economico e produttivo. Si punta sui settori hard-to-abate, sui trasporti, su applicazioni industriali e residenziali. La domanda quindi non può che essere: ci serve davvero tutto questo idrogeno? Non vi è risposta univoca e, come sempre, dipende da quale campana si ascolta. Quello che certamente appare fin da ora evidente è che le possibilità sono molteplici e derivate dalla stessa flessibilità del vettore idrogeno. Nelle prossime pagine vedremo quali ambiti possono essere interessati dall’idrogeno e in che modo. 

3. Chi compra idrogeno e perché 



Abbiamo detto che l’idrogeno si presta, già adesso, a una molteplicità di utilizzi, principalmente nell’ambito dei più complessi processi produttivi. In questo senso, sarebbe più corretto parlare di «autoconsumo». 
La ratio di questo libro tuttavia è di gettare lo sguardo verso il futuro e, in quest’ottica, le cose sono destinate a cambiare radicalmente. L’idrogeno sarà prodotto, stoccato, trasportato, venduto e comprato tra attori economici non legati tra di loro, se non da vincoli contrattuali lungo una catena del valore. Idealmente, vi sarà un mercato, anche transnazionale, e benchmarks di riferimento, forse una vera e propria borsa, con contratti future e altri derivati, proprio come avviene oggi per le altre commodities di riferimento. Quanto questo futuro sia distante è oggetto di dibattito: vi è chi lo ritiene prossimo e inevitabile, e chi persegue un approccio più graduale e conservativo. La visione generale condivisa è che l’idrogeno sia destinato a giocare una parte importante nella transizione energetica, e che un mercato dell’idrogeno si svilupperà naturalmente, in un contesto più o meno liberalizzato.  
Qui di seguito forniremo una breve disamina dei principali utilizzi, odierni e futuri (o potenziali), del vettore idrogeno, suddivisi per settore, alla luce di alcuni studi recenti. Tra questi, ci piace ricordare anche lo studio promosso da Assorisorse [2021]. 
Raffinazione. L’idrogeno nelle raffinerie viene utilizzato per i processi di hydrotreating e di hydrocracking.  
L’hydrotreating viene utilizzato per rimuovere le impurità nei prodotti, in particolare lo zolfo (desolforazione), mentre l’hydrocracking è un processo che utilizza idrogeno per incrementare la resa dei greggi pesanti nel produrre benzina, ossia un prodotto a maggiore valore aggiunto. Poiché la domanda di distillati leggeri e medi è in crescita, mentre quella di olio residuo pesante è in calo, si prevede che la fase di hydrocracking comporti un ulteriore incremento della domanda di idrogeno nei prossimi anni. 
L’idrogeno viene utilizzato anche per la raffinazione delle sabbie bituminose e la produzione di biocarburanti. Per le sabbie bituminose, la quantità di idrogeno necessaria per eliminare lo zolfo dal bitume grezzo varia considerevolmente a seconda della tecnologia impiegata: mediamente vengono utilizzati circa 10 kg di idrogeno per tonnellata di bitume lavorato.  
Per i biocarburanti l’hydrotreating rimuove l’ossigeno e migliora la qualità del carburante degli oli vegetali e dei grassi animali da trasformare in diesel. Questo processo richiede circa 38 kg di idrogeno per tonnellata di biodiesel prodotto. 
Stando a RSE [Cappelletti et al. 2021], le regole sempre più stringenti imposte sulla qualità dei prodotti di raffinazione dovrebbero favorire un incremento nella richiesta di idrogeno da parte di questo settore, soprattutto nel caso di un maggior sfruttamento del cosiddetto shale oil che comporta, al fine di ottenere carburanti per i veicoli, un più esteso utilizzo dei processi di hydrocracking. Inoltre, è previsto il graduale passaggio all’utilizzo di idrogeno verde per le lavorazioni di raffineria, da compiersi intorno al 2030.  
Resta il dubbio, negli scenari di elettrificazione (graduale abbandono dei motori endotermici e utilizzo di pompe di calore), se la domanda di prodotti raffinati sia destinata a rimanere sui livelli attuali: in tal caso, è prevedibile che il peso percentuale dell’idrogeno da raffinazione sul consumo totale sia destinato a calare. 
Settore siderurgico. Il settore siderurgico rappresenta un tipico settore hard-to-abate, ove le tecnologie di produzione sono molto mature, gli investimenti rilevanti (con il rischio di forti incagli) e l’inerzia pesa considerevolmente sulle decisioni di decarbonizzare, dati i costi di sostituzione sensibilmente più elevati rispetto ad altri settori. 
La decarbonizzazione del processo di produzione dell’acciaio richiede la sostituzione per quanto possibile del carbonio con il vettore energetico idrogeno. Il processo di elettrificazione nelle diverse lavorazioni ha già raggiunto la piena maturità e non possono essere fatti passi ulteriori in questa direzione; solo l’utilizzo di combustibili a zero emissioni come l’idrogeno può risolvere il problema delle emissioni di CO2. 
Il rapporto Assorisorse [2021] considera i seguenti processi e tecnologie produttive che, all’interno delle acciaierie, possono essere decarbonizzati per mezzo dell’idrogeno: 
	 ciclo integrale; 
	 riduzione diretta per produrre HBI (Hot Briquette Iron); 
	 forni elettrici a idrogeno (Electric Arc Furnace, EAF); 
	 forni di riscaldo e trattamento termico alimentati da idrogeno o miscele di idrogeno. 


In particolare, nel ciclo integrale il processo di riduzione del minerale, oggi realizzato tramite polverino di carbone e coke, può essere decarbonizzato parzialmente utilizzando l’idrogeno. Teoricamente l’idrogeno potrebbe sostituire il 20% di energia fornita per via fossile nel processo (non la totalità). Rimarrebbe comunque un processo dipendente dal coke con tutti i problemi ambientali annessi e non solo collegati alle emissioni di CO2. 
Nel processo di riduzione diretta, il minerale di ferro (ossido di ferro e altri ossidi non riducibili) è trasformato in pellet, ossia un prodotto chiamato preridotto o Direct Reduced Iron (DRI).  
Nei processi industriali di DRI già in fase commerciale, il gas riducente deriva principalmente dal metano, ma potrebbe provenire anche dalla gassificazione di carbone o di biomassa, oppure dall’idrogeno. Questo processo è considerato il principale candidato per una futura siderurgia basata sull’idrogeno. Il DRI potrebbe diventare il modo più competitivo in termini di costi per produrre acciaio entro il 2045: diverse imprese siderurgiche europee stanno sviluppando questa tecnologia (ad esempio, il progetto Hybrit promosso da SSAB, LKAB e Vattenfall) e le prime conversioni di impianti su larga scala in idrogeno potrebbero avvenire entro il 2030-2035. 
Ammoniaca, metanolo e chimica di sintesi. L’idrogeno è alla base di numerosi processi e produzioni nell’ambito della chimica di sintesi. Vediamo alcune considerazioni tratte dallo studio Assorisorse [2021]. 
	 Produzione di ammoniaca (NH3). Il processo Haber-Bosch è oggi il principale metodo industriale per la produzione di ammoniaca, e prevede la combinazione diretta di idrogeno e azoto sotto pressione e temperatura, in presenza di un catalizzatore metallico. L’ammoniaca è usata per produrre nitrato di ammonio, un fertilizzante, e molti prodotti per la pulizia domestica. Altri utilizzi, prospettati in futuro, riguardano lo stoccaggio e la successiva riconversione in idrogeno, come vedremo in seguito. Accanto alla raffinazione del petrolio, la produzione di ammoniaca attualmente costituisce il più grande utilizzo per l’idrogeno a livello mondiale. 
	 Produzione di metanolo. Il metanolo è impiegato per la produzione di acido acetico che, a sua volta, è un prodotto intermedio importante per materie plastiche e altre lavorazioni; inoltre, dal metanolo si ricava l’etere dimetilico che può essere utilizzato nei combustibili per jet e nel diesel, oltre che come solvente e liquido refrigerante. Il metanolo viene anche utilizzato direttamente come carburante, miscelato alle benzine tradizionali, o come coadiuvante nella produzione di biodiesel. Il metanolo può essere prodotto da syngas o gas di sintesi (monossido di carbonio e idrogeno) in un reattore, utilizzando un catalizzatore metallico. Può essere prodotto anche dalla combinazione diretta di idrogeno e anidride carbonica: questa reazione offre inoltre la possibilità di trasformare la CO2 atmosferica in un sostituto dei combustibili fossili. A oggi il gas naturale rappresenta il 65% della produzione di ammoniaca e metanolo; la produzione basata sul carbone rappresenta il 30%. 


Altre produzioni sono: 
	 Acido cloridrico (HCl). La produzione su larga scala di acido cloridrico è quasi sempre integrata con la produzione di altre sostanze chimiche come sottoprodotto. 
	 Perossido di idrogeno (H2O2). Il perossido di idrogeno è un agente sterilizzante abitualmente utilizzato in cliniche e ospedali. È un forte ossidante ed è particolarmente efficace per la pulizia di ferite, tagli e altre porzioni di tessuto danneggiate. 
	 Agente idrogenante. L’idrogeno viene utilizzato per trasformare i grassi insaturi in oli e grassi saturi. Le industrie alimentari, ad esempio, utilizzano l’idrogeno per produrre oli vegetali idrogenati come la margarina e il burro. 


Si prevede che la domanda di ammoniaca e metanolo aumenterà nel lungo periodo. Tale incremento della capacità rappresenta un’opportunità per sviluppare produzione di idrogeno a basse emissioni oppure verde con obiettivo la decarbonizzazione; parimenti, la versatilità di utilizzo di questi prodotti (ad esempio stoccaggio di energia) potrebbe anche avere ripercussioni importanti in ottica di sector coupling. 
Altri processi produttivi (cemento, vetro, ceramica). Altri tipici ambiti hard-to-abate sono rappresentati dalle industrie del cemento, del vetro e della ceramica, tutti settori ampiamente maturi (se guardati in prospettiva storica, produzioni vecchie di migliaia di anni), con importanti economie di scala. La sfida dell’idrogeno qui è rappresentata dall’integrazione di processo, in ottica di decarbonizzazione: in quante e quali fasi della produzione sarebbe idealmente possibile introdurre il vettore idrogeno? 
Nel settore del cemento la CO2 è generata sia dai processi di combustione termica coinvolti nella produzione che dalla composizione delle stesse materie prime (ad esempio calcare, costituito essenzialmente da calce e CO2). La massima parte dei consumi energetici del settore sono impiegati per la cottura del clinker (componente base nella produzione del cemento), il restante è relativo alle fasi di macinazione a freddo o a caldo e ad altri usi di processo. Diversi operatori stanno studiando una possibile introduzione dell’idrogeno, in sostituzione del gas naturale, nei bruciatori dei forni di cottura del cemento. 
Nella produzione del vetro è necessario il raggiungimento di temperature elevate nel processo di fusione, utilizzando metano, con forti limiti all’applicazione del riscaldamento totalmente elettrico. Pertanto, la sostituzione del metano con l’idrogeno (come combustibile alternativo per i processi di combustione) appare essere una strada percorribile verso la decarbonizzazione. Un’interessante alternativa è rappresentata dall’ossicombustione, processo che aumenta la temperatura della fiamma e riduce drasticamente le emissioni nei forni per vetreria. Per il momento all’interno del forno viene bruciata una miscela di syngas, il passaggio successivo potrebbe prevedere di utilizzare esclusivamente idrogeno. 
Nel settore della ceramica è possibile integrare l’idrogeno nei forni a rulli come fonte energetica in parziale alternativa al gas metano. L’utilizzo dell’idrogeno sui bruciatori consentirebbe di ridurre i consumi di gas metano (fino a un massimo del 30%) con un minore impatto ambientale in termini di emissioni, mantenendo elevati standard qualitativi e quantitativi. 
Edifici. L’integrazione dell’idrogeno negli edifici (riscaldamento e raffrescamento) deve tenere conto di soluzioni contrastanti: da un lato, la crescente elettrificazione (con la diffusione delle più versatili pompe di calore) e l’integrazione del riscaldamento termico (ad esempio solare), dall’altro l’eredità di infrastrutture ramificate (e costose) come le reti di gas naturale e quelle di teleriscaldamento. Come in altri ambiti, le considerazioni non possono prescindere dall’aspetto dei costi: quelli reali, dati dall’installazione degli impianti, ma anche quelli di opportunità, ossia le spese legate a soluzioni comparabili e ai prezzi dell’energia. Altri elementi decisionali includono il tipo di edificio, la destinazione, la posizione, la proprietà, le preferenze dei clienti. 
Stando alla IEA [2019], gli edifici a livello globale assorbono il 30% del consumo finale globale di energia, di cui quasi tre quarti viene utilizzato per il riscaldamento degli ambienti, la produzione di acqua calda e la cottura. Se si include anche l’uso tradizionale della biomassa nei paesi in via di sviluppo, nel 2017 la domanda di energia correlata è stata di circa 2.200 Mtoe. Quasi la metà è stata prodotta direttamente da combustibili fossili, con il gas naturale che rappresenta 620 Mtoe. Il resto in gran parte proveniva da apparecchiature elettriche convenzionali (ad esempio radiatori e pentole a resistenza elettrica) e soluzioni come il teleriscaldamento. Nel complesso, quasi il 28% delle emissioni globali di CO2 dovute agli utilizzi energetici è legato agli edifici. 
L’idrogeno ha il potenziale per contribuire alla transizione energetica (ad esempio attraverso la miscelazione o la produzione di metano e gas di sintesi) e a strategie a lungo termine per la decarbonizzazione del calore (ad esempio la produzione di idrogeno verde da fonti rinnovabili). In questo modo, può utilizzare l’infrastruttura esistente per la costruzione e la rete energetica per fornire flessibilità e continuità. 
Secondo lo studio di SNAM e McKinsey [2019], negli edifici urbani miscelare idrogeno nella rete del gas diventerà competitivo in termini di costi già dalla fine di questo ventennio. Entro il 2050 tali reti prevedranno un sempre maggior livello di miscelazione dell’idrogeno (e di altri combustibili verdi) nelle reti di distribuzione. In questo modo l’idrogeno potrà decarbonizzare fino al 20-25% del mix di riscaldamento. Il resto del riscaldamento degli edifici urbani potrà essere decarbonizzato ad esempio da pompe di calore o teleriscaldamento.  
Interessante è la tecnologia delle celle a combustibile, soprattutto negli edifici rurali: celle a combustibile collegate a un ciclo combinato potranno diventare una fonte di riscaldamento competitiva in termini di costi entro il 2040-2045, potendo fornire non solo calore ma anche elettricità, riducendo i costi di collegamento alle reti elettrica e del gas. Esse possono approvvigionare utenze residenziali, edifici commerciali e industria leggera, anche con livelli di potenza superiori a 1 MW, ed essere alimentate direttamente con gas biogenici provenienti dalla digestione anaerobica o dalla gassificazione dei rifiuti per la cogenerazione pulita in loco. Diversi progetti pilota, soprattutto in area asiatica, si stanno concentrando su questa soluzione, al momento decisamente costosa rispetto alle alternative esistenti. 
Generazione di elettricità. La generazione diretta di elettricità da idrogeno probabilmente rappresenta la chiave di volta di molti degli scenari che puntano a una massiccia adozione di questo vettore energetico nel lungo periodo. Sulla base di tale assunto, la grande disponibilità di idrogeno tramite stoccaggio (gassoso, liquido o in forma di ammoniaca) consentirebbe una generazione elettrica pulita e a basse o zero emissioni. 
Abbiamo accennato all’inizio di questo capitolo come la produzione massiccia di idrogeno verde sconti enormi problemi di inefficienza e sprechi lungo l’intera filiera (elettrolisi, compressione, stoccaggio) e necessiti di quantitativi ingenti di fonti rinnovabili installate.  
A questo preme aggiungere alcune considerazioni sul costo opportunità. Generalmente, l’indicatore di base per la comparazione dei costi di produzione dell’energia elettrica è rappresentato dal LCOE (Levelized Cost of Electricity, costo livellato dell’elettricità), che considera input quali ammontare della produzione, arco temporale, costo del combustibile, spese operative e investimenti. Si parla da anni (almeno venti) di avveniristici sistemi per produrre elettricità, ad esempio dal moto ondoso e dalle maree, che non hanno mai superato la fase pilota: questo perché produrre elettricità ha sempre un costo opportunità, rappresentato da soluzioni tecnologiche più mature, efficienti o economiche.  
In generale, produrre elettricità da idrogeno verde, dopo averne dissipato una porzione rilevante nel funzionamento degli elettrolizzatori, non appare esattamente come l’uovo di Colombo. Nell’ottica dei promotori dell’idrogenizzazione, un parco di rinnovabili non programmabili particolarmente esteso consentirebbe di stoccare ingenti quantità di energia, sotto forma di idrogeno, nei momenti di basso consumo (ad esempio durante le ore notturne, nel caso degli impianti eolici), da avviare poi alla generazione di elettricità nei momenti di maggior richiesta. 
È palese che una simile soluzione andrebbe incontro a rilevanti ostacoli in termini di bilanciamento e gestione in sicurezza della rete elettrica (ad esempio per la regolazione di frequenza e il back-up di un simile parco di generazione) e di sovradimensionamento. Indubbiamente, è altrettanto vero che le moderne, ma non ancora mature, tecnologie di elettrolisi possano fornire preziosi servizi ancillari alle reti elettriche e del gas, come vedremo nel capitolo 4. 
Stando a IEA [2019], l’idrogeno svolge oggi un ruolo trascurabile nel settore energetico: rappresenta meno dello 0,2% della produzione di elettricità. La co-combustione dell’ammoniaca potrebbe ridurre l’intensità di CO2 delle centrali a carbone convenzionali esistenti (ma di nuovo, non si vorrebbe eliminare del tutto le centrali a carbone? In Italia, prima del conflitto russo-ucraino se ne prevedeva la chiusura entro il 2025). Al momento la situazione è decisamente più complicata. Le turbine a gas alimentate a idrogeno nei cicli combinati potrebbero essere una fonte di flessibilità nei sistemi elettrici che prevedono quote crescenti di energie rinnovabili variabili. Sotto forma di gas compresso, ammoniaca o syngas, l’idrogeno potrebbe anche diventare un’opzione di stoccaggio a lungo termine per bilanciare le variazioni stagionali della domanda di elettricità o della generazione da fonti rinnovabili. 
Alcune opzioni prevedono la combustione diretta dell’ammoniaca negli impianti, già testata su scala ridotta, mentre altre considerano il frazionamento in azoto e idrogeno, ove solo quest’ultimo andrebbe a fungere da combustibile. 
Infine, le celle a combustibile sono un’ulteriore tecnologia per convertire l’idrogeno in elettricità e calore, producendo acqua senza emissioni dirette. Possono ottenere elevate efficienze elettriche di oltre il 60% e operare in regime di flessibilità, utile alla rete elettrica. A ogni modo, le celle a combustibile stazionarie hanno una durata tecnica più breve rispetto alle turbine a gas (10.000 rispetto a 40.000 ore di funzionamento) e in genere una potenza inferiore (massimo 50 MW per le più grandi centrali a celle a combustibile), il che le rende più adatte per la generazione distribuita o le soluzioni di mobilità. 

4. Lo stoccaggio e il trasporto: gassoso, liquido e ibrido 



Uno dei grandi vantaggi del vettore idrogeno è rappresentato dalla possibilità di essere stoccato e trasportato con relativa facilità tecnica (anche se generalmente a costi elevati), in forma liquida o gassosa, oppure veicolato in altri combustibili (come ammoniaca e gas di sintesi). Questa versatilità, unita all’alta densità energetica (allo stato gassoso, pari a circa 3 volte il gas naturale), fa sì che l’idrogeno sia visto come una potenziale soluzione al sempiterno problema dello stoccaggio di energia. 
Per essere stoccato, l’idrogeno necessita di essere compresso o liquefatto. Vi è anche una terza opzione, quella dell’assorbimento su matrici solide (idruri di metalli, composti carboniosi e altri), che per semplicità qui accenniamo solamente. 
L’idrogeno può essere accumulato sotto forma di gas in soluzioni all’aperto, sottoterra o a bordo di veicoli per facilitarne il trasporto, per cui le attrezzature richieste sono un compressore e un contenitore pressurizzato. Tale processo si applica alle stazioni di rifornimento dei veicoli a idrogeno e ai serbatoi delle stesse autovetture.  
I volumi rappresentano il principale problema, dato che i serbatoi di tipo commerciale (ad esempio quelli movimentati tramite camion) presentano bassa capacità. Parimenti, anche raggiungendo alte pressioni, il volume stoccato è caratterizzato da bassa densità energetica del vettore gassoso, inferiore ad esempio a un quantitativo di benzina che occupi lo stesso volume. 
Per ovviare a tale inconvenienza, è allo studio la possibilità di stoccare idrogeno in caverne e bacini minerari sigillati ad ampia capacità (ad esempio si veda il progetto europeo HyPSTER), similmente a quanto avviene da molti anni per il gas naturale. 
Per comprimere l’idrogeno generalmente vengono utilizzate due modalità: tramite compressori meccanici e non meccanici. La prima tipologia presenta problemi di costo e di efficienza, mentre i compressori non meccanici richiedono grandi volumi e speciali sistemi di controllo termico, tutti fattori che limitano lo sviluppo su larga scala. Lo studio di Assorisorse [2021] suggerisce il ricorso a metodi modulari, sicuri, economici ed efficienti per lo stoccaggio in pressione. 
La liquefazione è l’altro grande processo preliminare allo stoccaggio. Esistono due metodi o cicli primari per liquefare l’idrogeno: il Reversed Brayton Cycle e il Claude Cycle. 
L’idrogeno gassoso viene liquefatto raffreddandolo a –253 °C. Dopo di che può essere conservato presso l’impianto di liquefazione in grandi serbatoi isolati. Il processo è estremamente energivoro: la liquefazione consuma tra il 20 e il 45% [IRENA 2019] del contenuto energetico dell’idrogeno ed è costosa. Inoltre, una certa quantità di idrogeno immagazzinato andrà comunque persa per evaporazione, specialmente quando si utilizzano piccoli serbatoi con grandi rapporti superficie/volume. La ricerca e sviluppo volta a migliorare la tecnologia di liquefazione, nonché il miglioramento delle economie di scala, potrebbe contribuire a ridurre i costi e l’energia necessaria al processo. 
La capacità di liquefazione globale è di circa 350 tonnellate/giorno [Assorisorse 2021]. Gli utilizzatori di idrogeno liquefatto sono l’industria aerospaziale, l’industria chimica, l’industria elettronica e dei semiconduttori e l’industria metallurgica. 
Riguardo al trasporto e alla distribuzione locale dell’idrogeno vi sono diverse soluzioni tecnologiche, già ora accessibili, anche tramite l’utilizzo di un diverso vettore energetico, le quali però sono caratterizzate da perdite e costi rilevanti. Stando a IRENA [2019], l’ammoniaca comporta perdite di energia (sommate lungo le varie fasi di liquefazione) del 45%, mentre un vettore come il metilcicloesano presenta perdite di circa il 43%. 
Similmente, il trasporto via nave registra perdite significative nella catena logistica (ad esempio per la pressurizzazione e la liquefazione). Secondo la IEA [2019], se l’idrogeno deve essere spedito all’estero, in genere deve essere liquefatto o trasportato come ammoniaca o in vettori organici liquidi di idrogeno (Liquid Organic Hydrogen Carriers, LOHC). Per distanze inferiori ai 1.500 km, il trasporto dell’idrogeno come gas per gasdotto o idrogenodotto sarà probabilmente l’opzione di consegna più economica; oltre i 1.500 km la spedizione di idrogeno come ammoniaca o LOHC sarà probabilmente più conveniente.  
Un’idea recentemente proposta (tra gli altri, non sorprendentemente, anche da SNAM) per promuovere la distribuzione capillare dell’idrogeno è di sfruttare le condotte già utilizzate per trasportare gas all’interno delle città. L’idea consiste nel mescolare idrogeno con metano per produrre una miscela (il cosiddetto blending), contenente fino al 20% di idrogeno, da utilizzare nelle case per il riscaldamento o la cottura. 
Una soluzione di questo tipo pone tuttavia due problemi: in primo luogo, ridurrebbe solo in parte le emissioni prodotte dalla combustione del metano. In questo modo molti dei benefici dell’idrogeno si perderebbero. In secondo luogo, vi è anche il problema della sicurezza per quanto riguarda l’effettiva capacità di controllare l’esatta composizione della miscela di gas in tutti i tratti della rete, con potenziali danni o malfunzionamenti ai dispositivi delle utenze finali. Inoltre, l’attuale rete del gas non è predisposta al trasporto di idrogeno, specie per le condutture ad alta pressione, il che può causare fenomeni di indebolimento della struttura o perdite. 
Un metodo più efficace per promuovere la distribuzione capillare dell’idrogeno potrebbe essere quello di utilizzare inizialmente condotte corte, per collegare gli impianti di produzione di idrogeno verde agli utenti finali nelle vicinanze. Dopo aver ottenuto una sostanziale riduzione della domanda di gas naturale, si potrebbe quindi prendere in considerazione l’estensione di queste isole di distribuzione a un maggior numero di utenti, sia domestici che di altro tipo. 

5. L’idrogeno e la mobilità: applicazioni e (in)successi 



La mobilità a idrogeno è la grande promessa: tutti i diversi scenari che prevedono un massiccio ingresso del vettore idrogeno concordano nell’identificare il settore dei trasporti come il perno della transizione: nel capitolo successivo vedremo come i diversi Stati si stiano preparando a questi scenari futuri. 
Vi è stato, in un certo senso, un eterno revival sul tema dell’introduzione dell’idrogeno nei sistemi energetici, spesso legato al prezzo del petrolio nel suo consumo nell’ambito della mobilità. 
L’interesse per l’idrogeno è aumentato negli anni Settanta, in seguito a shock petroliferi, carenze di petrolio e attenzione ai temi dell’inquinamento atmosferico e delle piogge acide. Le proiezioni indicavano che, a lungo termine, l’idrogeno prodotto dal carbone o dall’elettricità nucleare poteva svolgere un ruolo importante nella fornitura di energia, in particolare per i trasporti. 
Negli anni Novanta la preoccupazione per il cambiamento climatico ha stimolato ulteriori studi sull’idrogeno, con particolare attenzione alla cattura e allo stoccaggio della CO2 (Carbon Capture and Storage, CCS), alle energie rinnovabili e ai trasporti. Molte delle principali case automobilistiche hanno presentato vetture a idrogeno ai motor show, in virtù dei rapidi progressi nella tecnologia delle celle a combustibile. I prezzi del petrolio sono però rimasti bassi per tutta la seconda metà del decennio, soffocando il sostegno politico che avrebbe potuto avvicinare questi progetti al mercato di massa. 
All’inizio degli anni Duemila la tematica ambientale ha iniziato a tradursi in una rinnovata azione rivolta al settore dei trasporti, e le preoccupazioni per il picco del petrolio sono riemerse. Un’eventuale espansione dei veicoli a idrogeno è stata resa complessa dalla necessità di dover sviluppare un intero ecosistema, comprensivo di infrastrutture e veicoli. A partire dal 2010 le aspettative sull’idrogeno sono di nuovo scemate con il ritiro della visione critica sul picco del petrolio, l’incertezza sulla forza degli sviluppi della politica climatica e i progressi con i veicoli elettrici a batteria, che hanno esigenze infrastrutturali iniziali meno costose rispetto ai veicoli a  idrogeno. 
L’ultimo «innamoramento» è avvenuto negli ultimi cinque-sei anni, quando l’idrogeno ha fatto di nuovo capolino nella narrazione dominante, sulla scorta del tema più ampio del sector coupling, che tratteremo nel capitolo 4,  ma anche delle sempre più stringenti misure in tema di emissioni, oramai decise a livello transnazionale. Certamente ha influito anche il sempre più massiccio dispiegamento delle fonti rinnovabili, in primis eolico e solare, e la necessità di riconsiderare il mix energetico e il funzionamento delle reti di trasmissione e distribuzione. 
Ora si punta apertamente ai settori hard-to-abate, agli edifici, alla generazione dell’elettricità, e soprattutto, di nuovo, alla mobilità. Solo il tempo dirà se finalmente questa circolarità fatta di alti e bassi verrà spezzata, e se l’idrogeno prenderà piede a pieno titolo nel sistema energetico. 
Parlare di mobilità, o trasporti, è volutamente generico sotto qualsiasi prospettiva, e parimenti lo è riguardo al tema dell’idrogeno, data la varietà di quello che al giorno d’oggi intendiamo con mobilità (si spazia dalle auto ai camion, dai treni agli autobus, dalle navi agli aerei). 
In generale, le opzioni di applicazione dell’idrogeno nella mobilità possono essere differenziate in primo luogo dalla forma chimica dello stesso e, in secondo luogo, dal mezzo di conversione di energia utilizzato. 
	 Utilizzo diretto di idrogeno (puro) come fonte di energia, senza ulteriore conversione, sia nei motori a combustione interna che nelle celle a combustibile. 
	 Utilizzo di combustibili gassosi o liquidi contenenti idrogeno, come l’ammoniaca o il synfuel. Questi combustibili, idealmente derivati da idrogeno verde in ottica PtG (Power-to-Gas) o PtL (Power-to-Liquid), possono essere utilizzati a loro volta nei motori termici. L’impiego di simili soluzioni nelle celle a combustibile è in questo momento non ottimale sul piano economico. 


Riguardo all’utilizzo diretto dell’idrogeno in forma pura, la soluzione al momento più praticata resta quella delle celle a combustibile, che abbiamo brevemente descritto nei capitoli precedenti.  
Si è provato anche a introdurre sul mercato veicoli con motore endotermico alimentato direttamente a idrogeno (ad esempio la BMW Hydrogen 7, prodotta in pochissimi esemplari tra il 2006 e il 2008), tuttavia, come si è detto, la densità energetica è inferiore a quella di altri carburanti, e inoltre l’idrogeno puro presenta problemi assai seri come volatilità e infiammabilità, a detrimento della sicurezza di un veicolo come un’automobile. 
La soluzione a celle a combustibile attualmente resta quella su cui si punta maggiormente. Questa tecnologia assicura prestazioni energetiche e ambientali molto elevate, oltre a essere modulare e versatile, adattandosi a diverse categorie di veicolo. La ricerca attuale sulle celle a combustibile è focalizzata sul miglioramento dell’affidabilità operativa, sul prolungamento della vita utile e sulla riduzione dei costi di investimento. 
Altro grande elemento resta l’infrastruttura di rifornimento, al momento pressoché inesistente e inadatta a servire un mercato di massa. A fine 2020 in tutta Europa avevamo circa 200 punti di rifornimento a idrogeno, di cui 100 concentrati nella sola Germania (FuelCellWorks, https://fuelcellsworks.com). A livello mondiale (includendo anche paesi come Cina, Giappone e Stati Uniti) erano circa 600 le stazioni, con progetti per ulteriori 200. Decisamente poche. L’Italia sfigura nettamente con due stazioni di rifornimento: la prima all’ombra delle Dolomiti, a Bolzano, la seconda a Venezia. Per la cronaca e amor di precisione va detto che molte sono le stazioni attese. È dunque più che probabile che nel momento della pubblicazione di questo libro siano stati realizzati nuovi impianti. 
Tuttavia, per fare un paragone, alla stessa data l’auto elettrica può contare su più di 220.000 colonnine di ricarica presenti in Europa, di cui circa 25.000 di ricarica veloce (European Alternative Fuels Observatory, https://alternative-fuels-observatory.ec.europa.eu), e soprattutto sulla possibilità di installare comode wallboxes nel garage di casa. 
Stando a IEA [2019], concentrarsi inizialmente sulla costruzione di infrastrutture di rifornimento per le flotte vincolate costituirebbe un primo modo di affrontare la barriera della sottoutilizzazione. Esempi di flotte vincolate includono camion e veicoli di movimentazione in siti industriali, clusters logistici e porti, autobus e flotte di taxi. Le stazioni di rifornimento originariamente costruite per le flotte vincolate potrebbero poi essere aperte per uso pubblico, offrendo così punti di rifornimento ai primi utilizzatori di veicoli a celle a combustibile. Riguardo ai costi, si stima che gli investimenti necessari oscillino tra 0,15 e 2 milioni U$, a seconda del livello di pressione e della capacità. La componente di costo principale è data dal compressore (circa il 60% dei costi complessivi) e dai depositi di stoccaggio, con la presenza di forti economie di scala. 
Secondo l’Hydrogen Council [2020], le tecnologie dell’idrogeno e delle celle a combustibile sono ideali per la decarbonizzazione di applicazioni di trasporto pesanti o a lungo raggio. Questi segmenti includono camion pesanti, veicoli passeggeri di grandi dimensioni su lunghe distanze e pullman a lunga percorrenza. I camion e i pullman pesanti raggiungeranno probabilmente la parità di costo con le equivalenti soluzioni elettrificate prima del 2025, in quanto, senza progressi nella tecnologia delle batterie, l’alternativa elettrica presenta costi più alti, peso elevato e tempi di ricarica relativamente lunghi.  
Per quanto concerne i veicoli di piccole dimensioni e le brevi distanze, come le auto per uso urbano o gli autobus a corto raggio, i tempi sono diversi. La batteria richiesta per l’alternativa elettrica è relativamente piccola e rimarrà più competitiva nei prossimi anni. D’altra parte, i veicoli a idrogeno offrono un raggio di percorrenza maggiore con un pieno, e l’adozione non è sempre basata sui costi di acquisto e di gestione, ma anche sulla flessibilità di utilizzo (ad esempio servono pochi minuti per ricaricare un’auto a celle a combustibile, diverse ore per una a batteria). 
Per le flotte di taxi, in cui è richiesta un’autonomia di 650 km, entro il 2025 i costi dei veicoli a celle a combustibile potrebbero diventare inferiori rispetto a quelli a batteria. Il raggiungimento di questi livelli di costo richiederà una produzione annuale stimata di 600.000 veicoli a idrogeno in tutto il mondo, che dovrebbe generare sufficienti economie di scala e di apprendimento [ibidem]. Per le auto di medie dimensioni con un requisito di autonomia di 400 km, le celle a combustibile raggiungeranno la competitività di costo intorno al 2030. Per le piccole auto urbane con 200 km di raggio, non ci si aspetta che le celle a combustibile raggiungano la parità dei costi prima del 2040. L’uso urbano è il migliore caso di utilizzo per i veicoli elettrici a causa del minore peso e dimensione delle batterie.  
Stando ad Assorisorse [2021], il numero di automobili a celle a combustibile prodotte nei prossimi anni farà uno scatto di scala, da diverse centinaia a migliaia di unità all’anno. Per rendere l’idea di quanto sia lunga la strada da percorrere, nel 2018, le auto a celle a combustibile nel mondo assommavano a circa 12.000 esemplari. I prezzi dei veicoli di medie dimensioni dotati di celle a combustibile sono ancora ben al di sopra di quelli delle autovetture con motori a combustione interna (oggi si paga circa 66.000 euro per una berlina media come la Toyota Mirai). Con il lancio della produzione in serie, i costi e i prezzi dei veicoli dovrebbero diminuire notevolmente. 
I vantaggi tecnologici ci sono: le celle a combustibile degli ultimi modelli raggiungono una potenza di 100 kW o più; rispetto alle auto elettriche a batteria hanno un raggio di percorrenza superiore (tra 400 e 500 km) con un peso del veicolo inferiore e tempi di rifornimento molto più brevi, di 3-5 minuti. Sono in grado di trasportare da 4 a 7 kg di idrogeno a bordo, immagazzinato in serbatoi a 700 bar. 
I treni a idrogeno, alimentati a celle a combustibile, sono una forte alternativa ai treni regionali, soprattutto nelle aree di difficile elettrificazione. I fattori che entrano in gioco sono la rete ferroviaria e l’infrastruttura esistenti, la topografia, la distanza, la frequenza di utilizzo, gli obiettivi ambientali e la modalità operativa, che considera la durata dei viaggi e i tempi di inattività. L’alternativa è rappresentata dai treni diesel, da considerare sulla base del costo comparativo di idrogeno, gasolio ed emissioni di CO2. Oltre ai treni regionali per il trasporto passeggeri, anche i treni merci e le locomotive di manovra dotati di propulsione basata su celle a combustibile potrebbero fornire opzioni a zero emissioni.  
Il treno a celle a combustibile è più adatto per tragitti più lunghi e relativamente a bassa frequenza, con tempi di inattività brevi e percorsi non ancora elettrificati. Il mercato è potenzialmente ampio, dato che le linee ferroviarie non elettrificate costituiscono una percentuale importante del totale, anche in paesi sviluppati come Germania o Italia. Esistono già progetti in corso e le parti interessate ne hanno annunciati molti altri. Ad esempio, in Germania ci sono già treni che operano e la East Japan Railway Company ha annunciato che svilupperà treni a celle a combustibile a idrogeno con consegna prevista nel 2024.  
Per quanto concerne gli utilizzi nel settore dell’aviazione, gli aerei oggi volano con carburante standard a reazione (cherosene), che emette 3,15 kg di CO2 per kg di carburante, mentre l’intero settore produce circa il 3% delle emissioni globali di CO2 [Hydrogen Council 2020]. Il cherosene è il combustibile ideale per volare: è estremamente leggero e denso, misurato nel suo contenuto energetico, e richiede poco volume. Dato il peso delle attuali batterie, è complicato elettrificare un aereo, il che spalanca le porte ad altre soluzioni: per i voli a corto raggio su piccoli aerei (fino a 20 passeggeri) l’idrogeno e le celle a combustibile risultano un’opzione praticabile.  
Concentrandosi sugli obiettivi ambientali, va puntualizzato che la maggior parte delle emissioni nel settore dell’aviazione deriva dai voli a lungo raggio. Per i grandi aerei utilizzati su queste rotte, l’opzione di decarbonizzazione più realistica è di sostituire il cherosene da fonti fossili con cherosene a basse emissioni. Un’opzione è quella di utilizzare biocarburanti (biocherosene); un’altra è quella di produrre cherosene sintetico (synfuel) dall’idrogeno (il concetto di PtL). Sia il biocherosene che il synfuel sono chimicamente simili al cherosene convenzionale e possono essere immagazzinati, trasportati e utilizzati come il cherosene convenzionale, oppure miscelati. Ciò facilita la transizione verso questi combustibili, in quanto è possibile utilizzare le infrastrutture e gli aeromobili esistenti. Rimane al momento un forte fattore ostativo rappresentato dai costi: si stima che i combustibili sintetici a base di idrogeno elettrolitico siano 4-6 volte più costosi del cherosene attuale.  
Il settore marittimo è responsabile oggi di circa il 2,5% delle emissioni globali di carbonio [ibidem]. Tra le opzioni per la decarbonizzazione da perseguire da qui al 2050 vi è la sostituzione degli attuali combustibili da bunkeraggio con GNL (alternativa, comunque, non a zero emissioni) o con ammoniaca liquida o synfuel a base di idrogeno. 
Per le navi più piccole con requisiti di potenza del motore inferiori a 2 MW, come traghetti passeggeri o traghetti con spazio per meno di 100 auto, le celle a combustibile a idrogeno offrono una potenziale alternativa prima del 2030. Tra i fattori da considerare vi sono le infrastrutture esistenti, il costo dell’elettricità e del combustibile a idrogeno e fattori operativi come la distanza e il programma di navigazione. 
Per i traghetti più grandi con potenza del motore fino a 4 MW, il biodiesel o il synfuel può essere un’interessante alternativa a basse emissioni. Tuttavia, questo segmento potrebbe diventare appetibile per le celle a combustibile già entro il 2035, poiché il costo delle celle andrà a diminuire per effetto delle economie di scala su altri segmenti di mobilità come camion e veicoli passeggeri. 
Per le spedizioni a lunga distanza che coinvolgono, ad esempio, grandi navi portacontainer, l’ammoniaca può offrire l’opzione a basse emissioni di carbonio più praticabile. Questa soluzione di solito coinvolge un motore modificato simile alla tecnologia odierna, ma richiede meno modifiche complessive rispetto all’uso di una cella a combustibile. 
Relativamente al settore marittimo, è importante sottolineare la grande potenzialità dei terminali portuali, che possono essere una perfetta rappresentazione del concetto di Hydrogen Valley, ossia un luogo dove sia possibile integrare diversi aspetti della catena del valore dell’idrogeno (in via primaria verde) nel medesimo luogo fisico. Molti sono i punti di vantaggio di un’area portuale: la grande disponibilità di spazi, la presenza di punti logistici per lo stoccaggio e il trasporto dell’idrogeno (banchine, snodi ferroviari, piazzole per autocarri), la connessione a cabine elettriche a media o alta tensione, la possibilità di generare elettricità rinnovabile in loco (anche offshore) e installare elettrolizzatori. Vi sono in tal senso diverse sperimentazioni in corso, nell’Europa del Nord anzitutto (Rotterdam e Amburgo), ma anche in Italia (Porto Marghera). 

6. C’è idrogeno e idrogeno: le garanzie di origine 



Una garanzia di origine (GO) è un documento elettronico che garantisce e fornisce informazioni ai consumatori finali sull’origine di un prodotto. In Europa sono in atto schemi GO per certificare l’elettricità rinnovabile, e in alcuni paesi anche per l’elettricità da impianti di cogenerazione, riscaldamento e raffreddamento rinnovabili e biometano. È già un obbligo legale utilizzare le GO per rivendicare l’elettricità di origine e tale obbligo viene esteso dalla direttiva europea sulle energie rinnovabili (RED 2) anche ad altri vettori energetici come il gas e l’idrogeno. Ad esempio, in Italia il GME (gestore dei mercati energetici) opera con due segmenti dedicati alle GO (M-GO e PB-GO), che hanno lo scopo di promuovere la trasparenza dei contratti di vendita di energia rinnovabile. 
Ci si sta naturalmente muovendo anche nell’ambito dell’idrogeno, soprattutto nell’ottica di promuoverne le varianti blu e verde. Il progetto pilota europeo CertifHy Designing the 1st EU-wide Green and Low Carbon Certification System ha sviluppato un progetto pilota di certificazione green e low carbon che ha portato all’emissione di oltre 76.000 garanzie di origine, di cui oltre 3.600 sono già state utilizzate finora (https://www.certifhy.eu). 
CertifHy GO certifica agli utenti finali, a livello transnazionale (Unione Europea), che l’idrogeno è verde o a basse emissioni di carbonio e fornisce informazioni sui suoi attributi, come l’intensità dei gas serra e il luogo di produzione dell’impianto. 
Lo schema CertifHy GO è gestito da un registro centrale che si occupa dell’emissione, del trasferimento e della cancellazione di una GO. La GO viene annullata al momento dell’uso, in modo che possa essere utilizzata una sola volta per certificare l’idrogeno consumato come verde o a basse emissioni di CO2. La dichiarazione di cancellazione elettronica fornita include un link per l’accesso online ai contenuti GO completi. L’idrogeno che venga consumato senza essere coperto da una GO è considerato proveniente dal «mix residuo», che è un attributo che designa la combinazione di tutto l’idrogeno per il quale non sono state emesse GO (o per le quali sono state emesse o non utilizzate le GO prima della scadenza). 
﻿ 




Capitolo quarto 

Dove potrebbe risultare chiaro  chi paga il conto alla fine della cena



Nei capitoli precedenti abbiamo visto come l’idrogeno rappresenti un vettore energetico flessibile, come possa essere prodotto in diversi modi e da varie fonti, e come si presti a una molteplicità di utilizzi potenziali. Da questo punto di vista, l’idrogeno costituisce indubbiamente una grande opportunità nell’ottica della transizione energetica. 
Abbiamo parimenti visto come tali vantaggi si coniughino essenzialmente a due ordini di difficoltà: di natura tecnologica, relativa all’applicabilità dell’idrogeno ai diversi settori, e di natura economica. Quest’ultima può a sua volta essere declinata in due aspetti: costi assoluti, imputabili all’immaturità tecnologica di diverse soluzioni (ad esempio alcuni tipi di elettrolizzatori) o all’assenza di economie di scala, e costi relativi o di opportunità, ossia quanto sia conveniente puntare sull’idrogeno rispetto a tecnologie concorrenti, magari più economiche o di più semplice adozione.  
Abbiamo visto come l’elettrificazione di massa (ad esempio trasporti, pompe di calore negli edifici, alcuni processi industriali) sia un potente «antagonista» dell’idrogeno. In questo capitolo verificheremo come questo sia vero solo parzialmente, e come, parlando di sector coupling, esistano in nuce delle sinergie che è possibile sfruttare tra la filiera «elettrica» e quella dell’idrogeno, che renderebbero quest’ultima pienamente integrata ed economicamente vantaggiosa. 
L’altro aspetto è come i singoli stati intendano perseguire le loro strategie per sviluppare l’idrogeno. La menzione degli Stati (o, se vogliamo, dei rispettivi governi) è di per sé indicativa: l’attore pubblico dovrà avere un’importante voce in capitolo, idealmente coadiuvato da soggetti privati. Va da sé che parlare di un ruolo pubblico implica che, in misura maggiore o minore, il «conto» finale dell’idrogeno sia destinato a finire pagato dalle tasche del contribuente, in attesa dei futuri vantaggi (efficienze, risparmi) che dovranno poi seguire. 
La domanda è, inevitabilmente, sempre la stessa, che ci ripetiamo dal tempo dei primi incentivi alle rinnovabili: se l’idrogeno è così vantaggioso e rivoluzionario, perché non viene sviluppato da privati? Dove sono i capitani coraggiosi? Si potrebbe parafrasare che i capitani ci sono, ma la nave la mette il contribuente o la mano pubblica. Già ai tempi di Cristoforo Colombo funzionava così, e pare con esiti positivi. 
1. La sfida del «sector coupling»: dal «Power-to-X» all’integrazione delle reti 



Il concetto di sector coupling ha, per il nostro paese, una doppia importazione: il termine è inglese, più o meno traducibile come «accoppiamento di settori» oppure «integrazione di settori», mentre l’idea è stata inizialmente concepita in ambito tedesco, prima di essere recepita a livello europeo. 
La definizione non è univoca: la Florence School of Regulation definisce il sector coupling come «il processo di interconnessione progressiva e sempre maggiore dei settori dell’elettricità e del gas, dato dall’ottimizzazione delle sinergie esistenti nella generazione, nel trasporto e nella distribuzione di elettricità e gas, con il fine ultimo di costruire un sistema energetico decarbonizzato e ibrido». 
Alle filiere dell’elettricità e del gas menzionate sopra, come vedremo, è opportuno integrare anche la filiera del calore, soprattutto in vista di applicazioni nei settori industriale e residenziale. 
A sua volta, la Commissione Europea [2020a; 2020b] parla di «integrazione del sistema energetico», come «pianificazione e funzionamento del sistema energetico nel suo complesso, attraverso più vettori energetici, infrastrutture e settori di consumo, creando legami più forti tra di loro con l’obiettivo di fornire servizi energetici a basse emissioni di CO2, affidabili ed efficienti sotto il profilo delle risorse, al minor costo possibile per la società».  
Secondo la Commissione, tale integrazione comprende tre concetti complementari. In primo luogo, la «circolarità» del sistema energetico, con al centro l’efficienza energetica, in cui si dia priorità alle scelte meno energivore, si riutilizzino flussi di rifiuti a fini energetici e si sfruttino le sinergie tra i settori. Questo già avviene nelle centrali di cogenerazione o attraverso l’uso di determinati rifiuti e residui. In secondo luogo, una maggiore elettrificazione diretta dei settori di utilizzo finale, ad esempio impiegando pompe di calore per il riscaldamento degli ambienti o processi industriali a bassa temperatura, oppure veicoli elettrici per il trasporto o forni elettrici in determinati settori produttivi. Infine, l’uso di combustibili rinnovabili o a basse emissioni di CO2, compreso l’idrogeno, per quegli utilizzi finali in cui il riscaldamento diretto o l’elettrificazione non siano fattibili, efficienti o abbiano costi più elevati. Ad esempio, la Commissione cita i gas e i combustibili liquidi prodotti da biomasse, o l’idrogeno verde, al fine di immagazzinare l’energia prodotta da fonti rinnovabili non programmabili, in questo modo sfruttando le sinergie tra la filiera elettrica, la filiera del gas e i settori di uso  finale.  
Un sistema energetico integrato è anche «multidirezionale», strutturato lungo due dimensioni, in cui i consumatori svolgono un ruolo attivo nell’approvvigionamento energetico. 
Lungo la direttrice «verticale», le unità di produzione decentrate e i clienti contribuiscono attivamente all’equilibrio generale e alla flessibilità del sistema, ad esempio tramite il biometano prodotto dai rifiuti organici iniettati nelle reti del gas a livello locale, oppure tramite i servizi vehicle-to-grid, in cui le auto elettriche parcheggiate forniscono servizi ancillari alla rete elettrica, funzionando come vere e proprie batterie.  
Lungo la direttrice «orizzontale», gli scambi di energia avvengono sempre più tra i settori di consumo, ad esempio tramite i clienti dell’energia che scambiano calore in sistemi intelligenti di teleriscaldamento e teleraffrescamento o che alimentano l’elettricità che producono individualmente (i cosiddetti prosumers) o come parte delle comunità energetiche. 
Va ribadito che, delle tre filiere interconnesse in un contesto di sector coupling (elettricità, gas, calore), quella elettrica rappresenta senza dubbio l’ossatura portante, soprattutto in contesto di marcata elettrificazione. In particolare, i veicoli elettrici, le caldaie elettriche, le pompe di calore e gli elettrolizzatori per la produzione di idrogeno verde offrono flessibilità al sistema a) regolando il profilo di domanda in base ai segnali di prezzo e b) rendendo qualsiasi accumulo integrato di elettricità, gas o calore una fonte di accumulo di energia per il sistema energetico, separando così i tempi della domanda di energia finale dalla domanda di elettricità. 
In questo contesto, l’idrogeno verde non sarebbe necessariamente l’attore protagonista, ma certamente un importante comprimario, con un ruolo di «cerniera» tra le filiere elettriche e del gas, in virtù del funzionamento flessibile degli elettrolizzatori e delle opzioni di stoccaggio stagionale di elettricità rinnovabile. Né va dimenticata la fase «intermedia» dell’idrogeno blu o le opzioni di blending nelle reti del gas esistenti, apertamente perseguite dalle società di trasmissione (TSO, Transmission System Operators) del gas naturale, come SNAM. 
I processi di scambio tra le diverse reti sono generalmente classificati (in forma convenzionale e non esaustiva) con una serie di acronimi, di cui si dà evidenza qui sotto. 
	 Gas-to-Power (GtP): è in sostanza la trasformazione tradizionale che abbiamo avuto negli ultimi decenni, con l’avvento delle centrali a turbogas e dei cicli combinati. In prospettiva di sector coupling il riferimento non è al solo utilizzo di gas naturale nella produzione di elettricità, ma anche ai biogas e all’idrogeno. 
	 Gas-to-Heat (GtH): anche questo non costituisce elemento di novità, dato il diffusissimo ricorso alla metanizzazione nel settore residenziale e all’utilizzo di gas naturale in molteplici applicazioni industriali, ma va considerato nell’estensione a combustibili alternativi. 
	 Power-to-Heat (PtH): è qui rappresentato dalla sempre più vasta diffusione della tecnologia della pompa di calore, anche in ambito di lavorazioni industriali. Parimenti, i sistemi di riscaldamento a resistenza elettrica sono già ampiamente diffusi in diversi paesi europei. 
	
                    Power-to-X (PtX): le tecnologie
                        Power-to-Gas e Power-to-Liquids,
                    collettivamente denominate tecnologie PtX, sono state proposte come soluzione
                    per trasformare l’elettricità in vettori energetici gassosi o liquidi. L’idea
                    alla base è che esse possano facilitare l’adozione su larga scala di elettricità
                    prodotta da fonti energetiche rinnovabili, con conseguente integrazione di
                    settori e sottosistemi. Possono anche fornire flessibilità al sistema
                    energetico, ad esempio attraverso la gestione della domanda o la fornitura di
                    stoccaggio di energia a lungo termine. Infine, le tecnologie PtX possono
                    integrare altri processi che cercano di produrre vettori energetici con limitate
                    risorse sostenibili in termini di biomassa o emissioni di
                        CO2. 
	 Power-to-Liquids (PtL): comprende la produzione di carburanti liquidi come biocarburanti, metanolo, etanolo, etere dimetilico e ammoniaca. Questi prodotti sono richiesti per la facilità di stoccaggio e l’alta densità energetica, in vista di applicazioni nei settori dell’industria e dei trasporti. Tali processi possono includere o meno una fase intermedia di produzione di idrogeno, come componente essenziale, per via elettrolitica. 
	 Power-to-Gas (PtG): include i diversi processi di metanizzazione, come quello elettrolitico (più maturo) o biologico (ancora in fase di sviluppo). Il Power-to-Hydrogen ne rappresenta un sottoinsieme. 
	 Power-to-Hydrogen (PtH): se ne è parlato diffusamente nei precedenti capitoli, a proposito della produzione di idrogeno verde da elettrolisi. Qui è però interessante descrivere quali sono le possibili combinazioni dell’idrogeno in un contesto di sector coupling dove, come abbiamo visto, i flussi non sono univoci ma piuttosto multidirezionali tra le varie reti. Chehade e colleghi [2019] riportano una tabella riassuntiva (cfr. tab. 4.1), specifica per l’idrogeno, con le varie opzioni rese possibili dalla grande flessibilità di questo vettore energetico. 


TAB. 4.1. Schema riassuntivo delle possibili combinazioni dell’idrogeno in un contesto di «sector coupling» 
	Categoria 	Acronimo 	Descrizione 
	Power-to-Hydrogen
	PtH
	Produzione e stoccaggio di idrogeno via elettrolisi

	Hydrogen-to-Power
	HtP
	Generazione di elettricità tramite celle a combustibile o turbine alimentate a idrogeno

	Hydrogen-to-Gas
	HtG-H2
	Iniezione o blending di idrogeno nella rete del gas naturale

	 	HtG-M
	Iniezione o blending di syngas, ottenuto da idrogeno, nella rete del gas naturale

	Hydrogen-to-Fuel
	HtF-H2
	Iniezione di idrogeno nelle celle a combustibile di veicoli

	 	HtF-S
	Utilizzo nella produzione e nelle applicazioni di synfuel (biogas, metano sintetico)

	 	HtF-G
	Utilizzo nella produzione e nelle applicazioni di synfuel per la mobilità

	Hydrogen-to-Industry
	HtI
	Utilizzo nelle applicazioni industriali (raffinazione, siderurgia, altre produzioni)

	Hydrogen-to-Heat
	HtH
	Utilizzo nella produzione di calore per usi residenziali e industriali (turbine a idrogeno, celle a combustibile)

	Hydrogen-to-Chemicals
	HtC
	Utilizzo nelle produzioni chimiche (metanolo, ammoniaca)

	Fonte: Chehade et al. [2019].




Al netto della moltiplicazione inquietante di anglicismi e acronimi, che potrebbe generare confusione, il messaggio chiave che qui interessa è che l’idrogeno è destinato a ricoprire un ruolo importante nelle future reti dell’energia: sul livello di tale coinvolgimento al momento non vi è certezza, come vedremo nei prossimi paragrafi sulle strategie nazionali.   

2. Regolazione o mercato libero? La questione delle reti 



Abbiamo appena visto come l’idrogeno si inserisca a pieno titolo nei futuri scenari di sector coupling: è interessante pertanto fare delle considerazioni sulle modalità di inclusione dell’idrogeno nelle reti dell’energia, in primis quelle dell’elettricità e del gas naturale. Queste ultime, come si può desumere anche dalla semplice lettura di una bolletta, sono remunerate tramite un meccanismo di tariffazione regolata, nella loro parte di trasmissione (in Italia, Terna e SNAM) e distribuzione (le diverse aziende locali con concessioni in licenza), in quanto monopoli naturali. 
Un monopolio naturale esiste in un particolare mercato se una singola impresa può servire quel mercato a costi inferiori rispetto a qualsiasi combinazione di due o più imprese. Generalmente, tale condizione si applica ad alcune industrie come l’elettricità, le ferrovie, il gas naturale e le telecomunicazioni. 
Uno studio di Confindustria [2020] cita, tra le raccomandazioni in vista dello sviluppo della filiera dell’idrogeno, la «definizione di regole per massimizzare l’utilizzo delle infrastrutture esistenti (produzione, trasporto, storage e distribuzione nelle sue diverse modalità), stabilendo i ruoli e le opportunità per i diversi operatori di mercato». In particolare, qui il riferimento è alla necessità di modificare la legislazione esistente, dalla quale l’idrogeno è considerato «componente aggiuntivo in piccole tracce» anziché «componente primario» nelle reti di trasmissione del gas. Questo al fine di rendere possibili le diverse opzioni di blending, di cui si è fatta menzione precedentemente. 
Allo stesso modo, il rapporto suggerisce di  
procedere a una chiara definizione degli impianti di Power-to-Gas dal punto di vista normativo, in grado di valorizzare il doppio beneficio che tali impianti sono in grado di fornire al sistema energetico sul fronte della produzione di gas verdi e di servizi di flessibilità al sistema elettrico. L’attuale impianto normativo non prevede infatti una classificazione specifica per la tecnologia Power-to-Gas, accomunata sia a un impianto di produzione di gas che a un impianto di consumo di energia elettrica. 


  
Il rapporto prosegue, e citeremo per semplicità, con la necessità di  
garantire che le imposte e gli oneri sulla produzione da Power-to-Gas siano paragonabili a quelle sulle tecnologie alternative per la produzione di gas o sugli accumuli di energia […] altresì, garantire che la tecnologia Power-to-Gas sia in grado di operare sul mercato elettrico come fornitore di servizi di flessibilità alla rete elettrica, svolgendo il ruolo di tecnologia di accumulo. In tal senso potrebbe essere definita una possibile differenziazione del regime tariffario applicato agli impianti Power-to-Gas in base alla funzione di impiego (accumulo o immissione in rete) e al sistema energetico di trasporto (sistema gas o sistema elettrico). 


Ossia, si dà per implicito che impianti complessi Power- to-Gas (come gli elettrolizzatori) vadano in qualche maniera non solo regolati, ma anche sottoposti a regime tariffario: sottinteso, a carico dei consumatori in bolletta, come abitualmente avviene per gli investimenti in trasmissione e distribuzione nei mercati regolamentati dell’elettricità e del gas. Questo in virtù del contributo che possono dare alla gestione delle reti, che viene inteso in senso più ampio della semplice attività di conversione di energia (ossia il tradizionale processo di trasformazione da energia chimica a energia elettrica operato, ad esempio, da una centrale a gas). Tale esercizio generalmente non può essere perseguito dagli operatori di trasmissione e distribuzione, per ragioni di opportunità. 
Al momento non vi è chiarezza sulla modalità e sulla misura della partecipazione delle infrastrutture PtG nelle reti dell’elettricità e del gas: un importante contributo di Alberto Pototschnig [2021] rileva come ci siano diverse possibilità al riguardo. 
	 Assegnare il funzionamento degli impianti Power-to-Gas ai TSO e ai gestori dei sistemi di distribuzione, i DSO (Distribution System Operators), sul presupposto che questi impianti facciano parte dell’infrastruttura di rete. Tale approccio richiederebbe quindi che le attività Power-to-Gas fossero regolate come qualsiasi altra attività di rete. 
	 Considerare il Power-to-Gas come un’attività concorrenziale e quindi, ai sensi delle disposizioni vigenti in materia di separazione (il cosiddetto unbundling), impedire ai TSO e ai DSO di possedere o gestire gli impianti. 
	 Perseguire un approccio «ibrido», in cui il Power-to-Gas verrebbe considerato un’attività potenzialmente competitiva, riconoscendo che, durante un periodo iniziale, potrebbe richiedere un supporto normativo (ossia una remunerazione tariffaria). In base a questo modello, se non venisse rilevato alcun interesse da parte di operatori indipendenti a entrare nel mercato del Power-to-Gas, i TSO e i DSO potrebbero essere autorizzati a costruire, possedere e gestire gli impianti a condizioni regolamentate. Il mercato verrebbe quindi testato a intervalli regolari e, non appena venisse rilevato l’interesse da parte di soggetti indipendenti, i TSO e i DSO dovrebbero disinvestire. 


Queste sono solo alcune delle possibili considerazioni che andrebbero fatte per provare a dare una risposta al quesito di questo capitolo, ossia chi alla fine paga il conto della cena. La risposta immediata, in un contesto di attività regolata, non brilla per originalità: «Tutti gli utenti della rete», in modo non dissimile a quanto avvenuto, ad esempio, per il Conto energia. Più avanti vedremo che la situazione è un poco più complessa, e che tra strategie e investitori privati il panorama è meno delineato. 

3. Le strategie nazionali 



Venendo all’azione dei singoli paesi sul tema dell’idrogeno, non può non balzare all’occhio una serie di aspetti controintuitivi. Questi ultimi sono dati, come spiegato precedentemente, dalla necessità di prevedere una qualche forma di intervento statale, o persino di pianificazione, per un vettore energetico che stando agli entusiasti presenterebbe un cumulo di vantaggi. Il nodo della questione non è se tali vantaggi (ampiamente illustrati nei capitoli precedenti) esistano, quanto piuttosto se sussistano le condizioni di opportunità tecnica, ma soprattutto economica, per avviare la filiera dell’idrogeno. Una parziale risposta ce la danno le strategie pubblicate dai diversi paesi che potremmo riassumere con la formula: «indicativamente sì, nel lungo periodo, e con l’intervento della mano pubblica». Come vedremo, un simile approccio è spesso velleitario e volutamente inconcludente, e i documenti strategici, generalmente non vincolanti, perseguono il principale obiettivo di non decidere. 
Banalizzando all’estremo secoli di teoria militare, strategia è quello che voglio fare domani o nel lungo periodo, tattica è quello che dovrei fare adesso o nel breve periodo. Demandare al futuro politiche a) costose per il contribuente, b) in un contesto di immaturità tecnologica e c) di elevata complessità tecnica è, a conti fatti, una delle poche opzioni al momento percorribili. Si tratta di una scelta che comunque non sfugge a un vaglio analitico, come ci ricorda un recente studio della Fondazione ENI Enrico Mattei [Somenzi et al. 2021] che fornisce un’indagine qualitativa delle strategie nazionali pubblicate sinora. La FEEM definisce la strategia nazionale come un documento ufficiale, rilasciato da un ente governativo o pubblico, che stabilisce finalità generali e di medio-lungo periodo, mirando a uno o più dei seguenti punti. 
	 Fissare obiettivi, sia in termini di diffusione dell’idrogeno (ad esempio in tonnellate annue, oppure in numero di veicoli a celle a combustibile) che di riduzione delle emissioni. 
	 Pianificare le tempistiche e/o la definizione delle fasi di implementazione. 
	 Evidenziare i principali settori di interesse dal lato della domanda (ad esempio trasporti, residenziale o hard-to-abate) e le misure di sostegno per promuovere un’adozione diffusa. 
	 Analizzare le tecnologie di produzione dal lato dell’offerta, sottolineando le lacune tecnologiche esistenti e il quadro o il sostegno necessari per lo sviluppo di tali soluzioni. 
	 Fornire un orientamento generale in termini di approccio al mercato, come idrogeno verde vs idrogeno blu (o un mix dei due), esportazione vs sviluppo del mercato interno, trasporto, stoccaggio, miscelazione e sector coupling. 
	 Anticipare l’allocazione di fondi per stimolare l’interesse del settore pubblico e privato; dare priorità agli interventi e ribadire l’impegno del governo. 


La FEEM analizza 25 strategie nazionali, ivi incluse quelle specifiche di singoli Stati di giurisdizioni federali (ad esempio Ontario in Canada o Queensland in Australia), classificandole tra strategie e bozze di strategie (come nel caso dell’Italia).  
Lo studio rileva con estrema chiarezza come l’approccio strategico all’idrogeno soffra dell’assenza di una visione d’insieme del futuro sistema energetico, il che potrebbe ostacolare il suo lancio tecnologico ed economico. Ciò si riflette ad esempio sull’insufficiente analisi dei fondamentali di mercato, con un potenziale squilibrio tra domanda e offerta future, per lo più a favore di quest’ultima: si sottolinea spesso quanto idrogeno si vuole produrre, mentre dai documenti appare meno chiaro quali settori potrebbero integrarlo nelle loro catene del valore. 
L’idrogeno nelle strategie dei paesi OECD viene per lo più percepito come un «affare di stato», specifico per ogni paese; sono pochi i riferimenti a progetti condivisi e il coordinamento tra le diverse entità (ad esempio produttori vs consumatori) è quindi marginale. Traguardi e obiettivi non sono sempre chiaramente fissati; e coerentemente i fondi da assegnare sono raramente definiti.  
Tempi e scadenze della diffusione dell’idrogeno non sono allineati tra i paesi, con una prospettiva generale che mira al 2025 (medio termine) e più spesso al 2030 (medio-lungo termine). Ciò implica l’idea di servire principalmente il mercato interno, piuttosto che crearne uno più ampio che consenta sinergie, esportazioni e scambi transfrontalieri. Nonostante questo, la maggioranza dei paesi del campione analizzato (60%) dichiara di essere orientata all’export, essenzialmente di idrogeno verde, e di nuovo balza all’occhio come la pianificazione sia in buona parte svincolata da normali logiche di mercato. 
E l’Italia? Il nostro paese è tra quelli che non hanno ancora pubblicato una strategia vera e propria; finora è stata redatta solamente una bozza [Ministero dello Sviluppo Economico 2020], che de facto ribadisce, in modo piuttosto generico, alcuni target quantitativi e temporali di introduzione dell’idrogeno.  
Il documento italiano riporta due obiettivi di penetrazione dell’idrogeno nel consumo energetico finale. Al 2030 un’adozione al 2%, data da mobilità (camion a lungo raggio, treni), applicazioni industriali (chimica, raffinazione) e miscelazione di idrogeno nella rete del gas. Al 2050 si prevede una penetrazione al 20%, con un più ampio ventaglio di utilizzi, ivi inclusi lo stoccaggio, la generazione di elettricità e le applicazioni per il riscaldamento commerciale e residenziale. 
Stando alla strategia nazionale italiana, saranno necessari fino a 10 miliardi di euro di investimenti tra il 2020 e il 2030 (a cui vanno aggiunti gli investimenti per la diffusione delle rinnovabili). Questa cifra include: 
	 investimenti necessari alla produzione di idrogeno, circa 5-7 miliardi di euro; 
	 investimenti in strutture di distribuzione e consumo dell’idrogeno (treni e camion a idrogeno, stazioni di rifornimento ecc.), circa 2-3 miliardi di euro; 
	 investimenti in R&S, circa 1 miliardo di euro; 
	 alcuni investimenti nelle infrastrutture (come reti di gas) per integrare correttamente la produzione di idrogeno con gli impieghi finali. 


Non poteva mancare la componente della creazione di posti di lavoro (indispensabile quando si parla di investimenti pubblici), stimata in oltre 200.000 posti temporanei e 10.000 posti permanenti sul medio periodo, per un incremento stimato del PIL dell’ordine di 27 miliardi  di euro. 
Le strategie, almeno buona parte di esse, non potevano però prevedere il ciclone Covid-19 che si è abbattuto, a partire dal 2020, sulle economie mondiali. La risposta dei governi è stata una forte iniezione di spesa pubblica, declinata, come vedremo nel prossimo paragrafo, nei Piani nazionali di ripresa e resilienza, in cui fa capolino non solo l’idrogeno, ma anche i fondi, «veri» e prontamente allocati, in questo marcando una netta distinzione dalle strategie più velleitarie. 

4. I Piani nazionali di ripresa e resilienza 



La pandemia globale di Covid-19 ha segnato un punto di rottura anche per il mondo dell’energia. Dopo un 2020 di grave recessione economica globale, la necessità di uno stimolo all’economia ha posto le basi per un massiccio intervento pubblico, declinato, nel breve-medio periodo, dalla Recovery and Resilience Facility.  
L’obiettivo dichiarato di questo piano è «mitigare l’impatto economico e sociale della pandemia di coronavirus e rendere le economie e le società europee più sostenibili, resilienti e meglio preparate per le sfide e le opportunità della transizione verde e digitale». La Recovery and Resilience Facility [Commissione Europea 2020c] mette a disposizione 723,8 miliardi di euro in prestiti (385,8 miliardi) e a fondo perduto (338 miliardi) per sostenere le riforme e gli investimenti intrapresi dagli Stati membri. L’arco temporale per allocare tali fondi va dal 2021 al 2026. 
Gli stati membri hanno pubblicato i loro Piani nazionali di ripresa e resilienza (PNRR) per poter accedere ai fondi assegnati al livello europeo. Ciascun piano presenta un elenco dettagliato di progetti, catalogati in una delle sei categorie (pillars) definite dalla Commissione Europea (green transition, digital transformation, smart, sustainable and inclusive growth, social and territorial cohesion, health and economic, social and institutional resilience e policies for the next generation). Un recente contributo pubblicato su «lavoce.info» [Del Grosso, Pontoni e Somenzi 2021] ha analizzato i PNRR specificamente nella prospettiva dei progetti sull’idrogeno. Come illustra l’articolo, l’idrogeno figura nel primo pillar (green transition) che prevede una spesa minima di almeno il 37% dei fondi concessi dall’Unione Europea. In questa categoria sono inclusi i progetti che mirano a decarbonizzare il settore energetico e, pertanto, figurano progetti relativi anche ad altre tecnologie rinnovabili. 
L’articolo analizza 18 PNRR approvati dalla Commissione Europea. In raffronto al totale dell’ammontare allocato sul pillar green transition il dato complessivo non appare confortante, con una media ponderata del 7% sull’intero campione. Relativamente poco, per un vettore in predicato di rivoluzionare il settore energetico, soprattutto se consideriamo che gli investimenti sono polarizzati su un nucleo ristretto di paesi pionieri. Appare evidente come, nei prossimi anni, le «priorità verdi» siano altre. 
La figura 4.1 riporta la percentuale di spesa per progetti sull’idrogeno, in rapporto alla spesa totale allocata tra misure di green transition (primo pillar). In grigio sono riportati i paesi che hanno già pubblicato una strategia per l’idrogeno.   
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FIG. 4.1. Spesa per progetti sull’idrogeno in rapporto alla spesa totale per la green transition (%). 
Fonte: Del Grosso, Pontoni e Somenzi [2021].


Appare chiaro, come era in parte prevedibile dalle premesse illustrate in precedenza, che i singoli Stati non sono pronti a investire massicciamente nella filiera dell’idrogeno: ciò viene confermato dagli autori tramite l’analisi delle allocazioni temporali dei fondi, con un forte squilibrio verso il 2026, ossia al termine del periodo di pianificazione. In sostanza, si vincolano le risorse (in ampia misura a fondo perduto) demandando al futuro, in modo non dissimile da quanto pensato per le  strategie. 
Di nuovo, guardando a casa nostra e mettendo mano al PNRR pubblicato dal governo italiano (https://www.governo.it/sites/governo.it/files/PNRR.pdf), vediamo un documento ponderoso di più di 260 pagine, in cui il termine «idrogeno» è ripetutamente menzionato. 
All’idrogeno è dedicata una voce di spesa complessiva pari a 3,19 miliardi di euro, così suddivisi: 
	 produzione in aree industriali dismesse (0,5 miliardi); 
	 utilizzo dell’idrogeno in settori hard-to-abate (2 miliardi); 
	 sperimentazione dell’idrogeno per il trasporto stradale (0,23 miliardi); 
	 sperimentazione dell’idrogeno per il trasporto ferroviario (0,3 miliardi); 
	 ricerca e sviluppo sull’idrogeno (0,16 miliardi). 



5. Il ruolo dei privati 



Abbiamo visto come i progetti della filiera dell’idrogeno beneficino di interventi pubblici, anche se l’approccio generale resta prudenziale e rimandato al futuro. Non sarebbe comunque corretto sostenere che il peso della nuova tecnologia gravi integralmente sulle spalle del contribuente, e anzi assistiamo a crescenti contributi del settore privato, trainato da imprese grandi e medio-grandi, in sinergia con un vivace ecosistema fatto di accademia, centri di ricerca e aziende pubbliche, generosamente oliato da fondi strutturali europei e privati. 
Le informazioni relative ai progetti in Europa sono accessibili a tutti, grazie a una piattaforma creata da ENTSO-G, l’associazione europea dei TSO del gas naturale, che fornisce una mappatura aggiornata delle principali iniziative (ENTSO-G Project Visualization Platform, https://h2-project-visualisation-platform.entsog.eu). 
A oggi sono riportati più di 300 progetti a tema idrogeno a livello europeo, suddivisi nelle seguenti sei categorie. 
	 Retrofitting/repurposing of existing infrastructure projects (78 progetti). Il retrofitting è un aggiornamento dell’infrastruttura esistente che consente l’iniezione di determinate quantità di idrogeno in un flusso di gas naturale (miscelazione o blending), si tratta della conversione di un gasdotto esistente in uno dedicato all’idrogeno. 
	 Hydrogen at end-use projects (71 progetti). Progetti in cui l’idrogeno viene utilizzato in applicazioni finali (industria, edifici, mobilità e altro). 
	 Integrated hydrogen projects (72 progetti). Progetti che abbracciano l’intera catena del valore (produzione, trasporto e uso finale dell’idrogeno). 
	 Hydrogen production projects (56 progetti). Progetti inerenti alla produzione di idrogeno rinnovabile e a basse emissioni. 
	 Hydrogen storage projects (27 progetti). Progetti che includono le caverne di sale, gli acquiferi e i bacini idrici esauriti. 
	 Newly built hydrogen infrastructure projects (5 progetti). Progetti che includono le infrastrutture di nuova costruzione per il trasporto dell’idrogeno. 


È interessante rilevare la grande disparità, in termini di numero di progetti, tra la prima categoria (retrofitting/conversione delle infrastrutture) e l’ultima (infrastrutture progettate ex novo): da un lato evidenzia l’importanza che riveste l’opzione dell’idrogeno blu nella transizione energetica, dall’altro mette in luce una relativa consapevolezza e scarsa propensione al rischio, da parte degli investitori, nella promessa dell’idrogeno verde (e del potenziale di export), in contrasto con una certa grandeur dipinta nelle strategie nazionali. 
Guardando all’Italia, il quadro non è affatto dissimile: nel complesso sono presenti 18 progetti, 5 progetti integrati, 4 end-use, 4 di produzione, 4 di retrofitting/conversione e 1 di nuova infrastruttura. Una veloce lettura dei principali promotori riscontra, come scritto sopra, una rilevante presenza di aziende a partecipazione pubblica (SNAM, Italgas, ENEL, A2A, Autostrada del Brennero), corroborate da imprese di medie e grandi dimensioni (Edison, Engie, Rina, Baker Hughes), e accademia/centri di ricerca. Ossia, attori con a) ampia disponibilità di capitale, b) rilevante dotazione tecnologica o, in assenza delle precedenti, c) profilo di rischio basso, perché attivi nella ricerca applicata o sovvenzionati da fondi pubblici. 
Qui sotto, a titolo di esempio, riportiamo una breve descrizione di alcuni progetti significativi. 
Blue Dolphin (Fincantieri). Costruzione di 50 navi e sistemi di generazione di energia per navi, dal carico di idrogeno liquido a navi passeggeri, alimentati a idrogeno e allacciati alle infrastrutture necessarie. 
HVV – Hydrogen Valley Valcamonica (A2A, SNAM). Produzione e stoccaggio di idrogeno da elettrolisi al fine di coprire la domanda locale di idrogeno nel settore della mobilità in Valcamonica (conversione da diesel a idrogeno della linea di trasporto ferroviario locale da Brescia a Edolo). L’elettrolizzatore sarà alimentato da energia rinnovabile generata principalmente da un impianto waste-to-energy. La fornitura continua di idrogeno verde come combustibile ferroviario, insieme all’utilizzo di energia rinnovabile per la sua produzione, rappresentano i principali elementi innovativi del progetto. 
HyBRIDS (Società Gasdotti Italia S.p.A. – SGI, Società Chimica Bussi S.p.A. – SCB). Costruzione di un gasdotto in acciaio a idrogeno di 2 km e di infrastrutture di collegamento tra l’impianto di produzione H2 presso il complesso chimico SCB di Bussi alla rete del gas ad alta pressione SGI. La connessione fornirà: servizi di miscelazione H2 & CH4, servizi di modulazione e stoccaggio H2. 
Progetti pilota di produzione (ENEL, Engie). Studio congiunto di due progetti pilota volti a fornire idrogeno verde a raffinerie ENI qualificate. I due progetti pilota coinvolgeranno elettrolizzatori di circa 10 MW ciascuno e si prevede che inizieranno a generare idrogeno verde entro il 2022-2023. 
GIVA Group Steel Plant (SNAM, RINA, GIVA Group). Sperimentazione sull’utilizzo della miscela idrogeno-gas per riscaldare i forni dello stabilimento Forgiatura «A. Vienna», effettuata con successo in loco dopo una serie di studi e test di laboratorio della durata di circa un anno. 
Tra i progetti, più della metà sono progetti pilota o di R&S. Di nuovo, l’impressione è quella di una non raggiunta maturità tecnologica e di una conseguente grande prudenza da parte degli investitori. È difatti possibile elencare diversi fattori di rischio che ostacolano l’entrata in forze dei privati. 
Vi è un rischio tecnologico, comprensivo di guasti tecnici e sforamenti dei costi, dato dall’esperienza limitata nella diffusione su larga scala di alcune delle tecnologie; questo è accompagnato da un rischio di obsolescenza tecnologica per gli investitori first mover in quanto i costi della tecnologia diminuiscono rapidamente, rendendo più complicato il recupero degli investimenti in un contesto competitivo di mercato. Vi è inoltre un rischio generico di controparte, dato dalla mancanza di chiarezza sugli schemi contrattuali da applicare ai consumatori in modo da garantire alle aziende un flusso stabile di entrate, e un rischio regolatorio, dato dall’incertezza su normative e regolamenti (al più oggi inesistenti) destinati a impattare sul mercato, anche in condizioni di completa liberalizzazione (quest’ultima potrebbe anche non essere del tutto applicata). 
Ovviamente, una simile istantanea, presa adesso, non può che essere parziale, viste le tempistiche di lungo periodo considerate per lo sviluppo della filiera dell’idrogeno. E sicuramente il numero di progetti è destinato a incrementare già dall’immediato futuro. Ciò che conta, ai fini di questo contributo, non è emettere sentenze definitive, ma rilevare incongruenze, o semplici divari da colmare, tra realtà attuale e programmi. 

6. Alla fine chi paga? 



Il lettore che fosse giunto fin qui potrebbe rimanere deluso: no, non abbiamo ancora una chiara idea di chi alla fine paghi il conto della cena. Il rischio reale è che si ceni in molti, ma che a lavare i piatti in cucina ci finisca il contribuente. In effetti, quest’ultimo è al momento, in via mediata da una più o meno efficace, ancorché legittima, azione di lobbying, il principale indiziato per saldare il conto finale dell’idrogeno. 
Ricordiamo che nel promuovere la filiera dell’idrogeno l’enfasi è posta su tre tipologie di benefici: a) benefici ambientali, in termini di riduzione di emissioni, b) benefici per il sistema energetico, in termini di sinergie, operatività e sicurezza e c) benefici per il consumatore, in termini di accesso a nuovi servizi. Allo stato attuale, data l’immaturità tecnologica e la sostanziale non esistenza di un mercato, per un operatore economico è complesso estrarre valore dalla filiera dell’idrogeno, nonostante le tre proposizioni di benefici sopracitati e che adesso vedremo in dettaglio. 
Benefici ambientali. Sulla carta, sono il «piatto forte» della proposta dell’idrogeno. Un vettore energetico «pulito» nella combustione e ad alta densità energetica. Tuttavia, la soluzione di punta, rappresentata dall’idrogeno verde, va incontro a gravi problemi di efficienza in termini di dimensionamento della capacità di generazione rinnovabile, perdite di conversione nel passaggio tra i diversi stadi e una tecnologia di elettrolisi al momento antieconomica, rispetto ad alternative più mature, come la semplice elettrificazione (ad esempio con pompe di calore o veicoli a batteria). Se poi il discorso viene esteso al cosiddetto idrogeno blu, che molti reputano un passaggio intermedio fondamentale (implicitamente testimoniato dal numero di progetti sul riassetto delle reti del gas esistenti), allora decade il concetto di sostenibilità (fonte fossile) e viene messo a dura prova anche l’aspetto delle zero emissioni (difficoltà tecnica del Carbon Capture and Storage). 
Semplificando molto, le considerazioni di cui sopra comportano due opzioni: l’abbandono definitivo della tecnologia o la promozione iniziale della stessa mediante sussidi (la via chiaramente perseguita dalla mano pubblica). È lecito pertanto aspettarsi nei prossimi anni un approccio «morbido» al mercato, tramite incentivi alla domanda e all’offerta, sgravi fiscali, prestiti agevolati e finanziamenti a fondo perduto per gli investimenti.  
Benefici per il sistema energetico. Come visto parlando di sector coupling, la grande flessibilità dell’idrogeno, unita al suo potenziale di trasporto e stoccaggio, permettono associazioni tra reti energetiche impensabili fino a pochi anni fa. In questo contesto, l’idrogeno costituirebbe un definitivo plus in termini di capacità e operatività del sistema energetico, consentendo efficienze e risparmi lungo le catene del valore dell’elettricità, del gas e del calore. Di più, la possibilità di integrare e valorizzare economicamente i servizi di rete ancillari (come la regolazione di frequenza) costituisce un ulteriore volano all’integrazione, anche in tema di sicurezza. Qui, come descritto, i problemi sono sia di natura tecnica (si parla di sistemi «olistici» integrati e complessi) sia di intensità degli investimenti richiesti. La soluzione, come visto parlando di regolazione, passa anche dall’inclusione delle tecnologie dell’idrogeno nelle tariffe regolate dei TSO, magari a titolo temporaneo, in attesa che il mercato si evolva e vi sia interesse economico da parte di operatori privati. 
Benefici per il consumatore. Questo è un ambito interessante, perché si intreccia con le preferenze e la psicologia dei consumatori. L’idrogeno, in virtù delle sue intrinseche qualità, può essere considerato in qualche misura un «prodotto premium», ad esempio in termini reputazionali riguardo alle tematiche ambientali? Oppure compete esclusivamente in termini di costo e flessibilità di utilizzo? In tante lavorazioni industriali, pensiamo a molti dei settori hard-to-abate, la risposta non può che essere la seconda, e l’idrogeno troverà favore nella misura in cui i costi (dedotti gli eventuali sussidi) siano in linea con le alternative di mercato. Per altri prodotti, l’esito è meno scontato. Un utente del riscaldamento sarebbe disposto a pagare un plus per avere gas naturale miscelato a idrogeno in fornitura, magari con un approccio simile al sovrapprezzo praticato dai fornitori di energia elettrica per la «garanzia da fonte rinnovabile»? Una Toyota Mirai a celle a combustibile può competere con una Tesla, fatta salva la disponibilità di infrastrutture di rifornimento? S&P Global Platts ha iniziato a pubblicare le quotazioni dei prezzi della pompa dell’idrogeno in alcuni paesi: la prima quotazione mensile in Germania è di 9,50 euro/kg, mentre nel Regno Unito si oscilla intorno ai 14 euro/kg. Se consideriamo che con un chilo si percorrono circa 100 km, la strada è ancora lunga e in salita (e probabilmente percorsa con altri autoveicoli…). Eppure ci sono applicazioni (pensiamo agli autobus o ai treni nelle tratte non elettrificabili) in cui l’idrogeno può diventare competitivo già in tempi rapidi. 
Anche qui, il tema degli incentivi, soprattutto quelli alla domanda, è la chiave di volta per iniziare a creare un primo mercato in nuce: come questi verranno ripartiti deciderà il destino di tutta una serie di prodotti e servizi, che avranno successo o scompariranno per sempre. 
Giunti fino a qui, sarebbe bello provare a rispondere infine alla nostra domanda. 
Chi paga il conto? La risposta è, in maggiore o minor misura, «il contribuente». Tuttavia occorre precisare che qui stiamo parlando della cena di stasera, o di questo fine settimana. L’idrogeno viene da una storia davvero lunga, e siamo fiduciosi in altri inviti e in altre cene, in un prossimo futuro, e allora la risposta potrebbe essere diversa. 




Capitolo quinto 

Dove si giunge a qualche conclusione formulando sempre più domande  e avendo in cambio qualche risposta



Siamo ora nelle condizioni di poter tirare le prime somme. L’idrogeno – si sarà compreso arrivati a questo punto – resta materia controversa ma sicuramente rappresenta – almeno in linea teorica – una delle possibilità a disposizione del nostro mondo per cercare di dare una risposta al tema dei cambiamenti climatici.  
Dovrebbe a questo punto essere chiaro che le incertezze esistono sia sul lato dell’offerta (quali tecnologie prevarranno e a quali costi) sia sul lato della domanda.  
Non è nemmeno scontato che alla fine di questo lungo processo economico, tecnologico e di completa transizione sia l’idrogeno a emergere dal mazzo delle possibilità offerte dal mercato. È noto infatti che senza dover scomodare il caso della fusione fredda la storia anche recente dell’energia è piena di tecnologie che sembravano vincenti per poi sparire nell’arco di pochi anni (mesi nel caso della fusione fredda). Il caso citato può sembrare estremo ma val la pena di ripercorrerlo rapidamente perché paradigmatico di grandi speranze andate deluse. 
Come ricostruisce nel dettaglio la rivista «Wired», era il 23 marzo 1989 quando due pressoché sconosciuti, Pons e Fleischmann, ricercatori di un’università non proprio di primo piano (University of Utah) mostrano al mondo una macchina da laboratorio, dalle dimensioni relativamente contenute, a loro dire in grado di produrre una grande quantità di energia attraverso la fusione di due nuclei di deuterio (un isotopo pesante dell’idrogeno). Sostanzialmente, la macchina sarebbe riuscita (sempre a detta di Pons e Fleischmann) a riprodurre le reazioni nucleari che avvengono nel nucleo del Sole e delle altre stelle, a temperature di milioni di gradi, sprigionando così enormi quantità di energia. 
I due scienziati dissero di aver tenuto acceso il loro personale Sole per alcuni giorni, continuando a far circolare la corrente elettrica e aggiungendo di tanto in tanto acqua, e di aver osservato occasionali e improvvisi aumenti di temperatura del liquido che, spiegarono, non erano imputabili a reazioni chimiche note, ma per l’appunto a un meccanismo in cui due nuclei di deuterio si fondevano insieme formando un nucleo di elio (l’isotopo 3He) e contemporaneamente si verificavano la liberazione di un neutrone e l’emissione di raggi gamma. Ovvero, in altre parole, si trattava di un fenomeno di fusione nucleare. 
La fine è nota: se la scoperta di Fleischmann e Pons fosse stata confermata, si sarebbe immediatamente aperta una nuova felicissima era in cui avremmo risolto d’incanto tutti i problemi legati al cambiamento climatico e all’uso dei combustibili fossili. Avremmo raggiunto la fissione nucleare, meccanismo che, al contrario della fusione, coinvolge atomi pesanti e quindi molto radioattivi. 
Le dichiarazioni e soprattutto il protocollo di Fleischmann e Pons passarono sotto l’attento vaglio della comunità scientifica, che non impiegò troppo tempo ad accorgersi che non tutti i conti tornavano: i dati relativi all’emissione di neutroni, raggi gamma e l’eventuale presenza di elio non supportavano affatto l’idea di una reazione nucleare. Tutti i ricercatori che hanno cercato di riprodurre gli esperimenti di Fleischmann e Pons non sono riusciti a ottenere gli stessi risultati né tantomeno a rivelare la presenza di neutroni come prova dell’avvenuta reazione nucleare. Tanto che la rivista «Nature», a novembre del 1989, smentì ufficialmente la scoperta. E il Dipartimento dell’energia degli Stati Uniti dichiarò espressamente che non sussisteva alcuna base teorica né sperimentale per parlare di fusione fredda. Argomento chiuso e archiviato per sempre. 
Tornando all’idrogeno va anche detto che una delle principali obiezioni – ovvero il suo costo – non può essere una barriera insuperabile. Basti ricordare la storia del fotovoltaico che per anni è stato considerato inadatto a sostituire centrali elettriche tradizionali per ragioni legate al costo. Nel corso del tempo e grazie a feroci economie di scala la parità di costo in rete è diventata ormai piuttosto comune. 
[image: FIG. 5.1. La riduzione di prezzo del modello T collegata all’ampliamento della scala della produzione.]
FIG. 5.1. La riduzione di prezzo del modello T collegata all’ampliamento della scala della produzione. 
Fonte: General Motors.


Il grafico presentato nella figura 5.1 proviene dalle analisi della General Motors e si riferisce alla riduzione di prezzo del modello T collegata all’ampliamento della scala della produzione. Un fenomeno simile a quello vissuto con il settore fotovoltaico che di curve analoghe ne ha prodotte a decine (fig. 5.2). 
L’elenco totale di tecnologie che sono emerse con un certo successo nel corso degli anni e che hanno rappresentato i loro limiti abbastanza rapidamente sarebbe molto lungo. Può sembrare eccessivo, eppure la tecnologia che non ha dispiegato tutto il proprio potenziale (e che è costata milioni di dollari) è la tecnologia nucleare. Le ragioni sono diverse, tuttavia almeno due incidenti molto gravi non hanno aiutato la causa. L’era inaugurata con il programma americano Atom for Peace aveva caratteri peculiari per una ragione molto semplice: convinse le nazioni sconfitte nella Seconda guerra mondiale (Italia per prima) a guardare ad alcune tecnologie per il nucleare civile rispetto ad altre. Oltre a quella statunitense vi erano altre alternative (Gran Bretagna, Francia e Canada) ma gli Stati Uniti fornivano anche un contributo. 
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FIG. 5.2. La riduzione di prezzo nel settore fotovoltaico collegata all’ampliamento della scala della produzione. 
Fonte: U.S. Department of Energy.


Pur nel contesto conflittuale della seconda metà degli anni Cinquanta si realizzò in Italia la sfida alla costruzione di tre centrali nucleari con Edison, CNRN ed ENI come protagonisti. L’esito non irrilevante della competizione fu quello di aver attivato tre filoni tecnologici diversi e sperimentali. In Italia Edison prese per prima, nel 1955, la decisione di realizzare una centrale per la produzione di energia elettrica di fonte nucleare anche in ragione del percorso difficoltoso che avrebbe portato qualche anno più tardi alla nazionalizzazione del settore. L’impianto fu tuttavia l’ultimo dei tre a entrare in esercizio. Con un nucleo costituito da un reattore PWR (Pressurized Water Reactor) a uranio arricchito da 270 MWe (acquistato dall’americana Westinghouse), venne collocato a Trino Vercellese. La centrale iniziò a operare  nel 1964.  
Diverso e più complesso fu il caso della seconda centrale italiana, collocata in prossimità della foce del fiume Garigliano, con reattore BWR (Boiling Water  Reactor) a uranio arricchito, moderato e raffreddato ad acqua bollente, da 150 MWe (acquistato da General Electric). La costruzione della centrale del Garigliano prese l’avvio nel 1960 ed entrò in esercizio nel gennaio  del 1964. 
La terza centrale, collocata a Torre Astura, presso Borgo Sabotino (Latina), ideata per ultima, fu realizzata per prima, secondo le tempistiche accelerate tipiche dell’ENI di Enrico Mattei. Fu costruita dalla SIMEA (Società italiana meridionale per l’energia atomica), appositamente costituita nel 1957 dall’AGIP (Azienda generale italiana petroli) nucleare (con capitale al 75%, essendo il rimanente 15% in quota IRI), un’azienda a sua volta di recente formazione con la finalità di occuparsi del ciclo dei combustibili nucleari. Questa centrale rispondeva al piano ENI d’integrazione industriale rispetto alla produzione di energia elettrica con posizionamento tecnologico avanzato. L’ipotesi di un ente nazionale per la gestione complessiva del sistema energetico (ENE), sostenuta dall’ENI in quanto naturale ambito di suo insediamento e poi non concretizzata, ne completava il contesto in modo coerente. In ottemperanza alla strategia ENI di politica industriale autonoma per l’incremento delle capacità tecnologiche del paese, fu scelto un reattore con potenza di 200 MWe a uranio naturale, moderato a grafite e raffreddato a gas (GCR, Gas Cooled Reactors, MAGNOX), acquistato dall’inglese NPPC (Nuclear Power Plant Co.), che raggiunse la soglia di criticità il 27 dicembre 1962. La centrale iniziò a immettere energia elettrica in rete il 13 maggio 1963.  
Alla terza conferenza mondiale sull’energia atomica di Ginevra (svoltasi nel 1964), l’Italia si presentava come terza potenza nucleare per usi pacifici, dopo Stati Uniti e Gran Bretagna: nel 1965 la produzione dei 600 MWe nucleari installati fu di 3,5 miliardi di kWh, pari al 4,2% della produzione totale di energia elettrica. 
Per comprendere in modo molto sintetico quale sia stato il percorso dell’industria nucleare nel mondo – la principale ragione per cui si ritiene sia stato sostanzialmente un enorme insuccesso – ci si può riferire al grafico della figura 5.3, che mostra la capacità e la generazione elettrica dell’industria nucleare americana. Una crescita davvero imponente dagli anni della conferenza Atoms for Peace fino al grande incidente di Chernobyl. Da quel punto in poi la capacità sostanzialmente rimane costante, e la generazione di conseguenza, rendendo il peso dell’energia elettrica nucleare sul totale dell’energia elettrica prodotta negli Stati Uniti sempre più marginale. 
Una storia per molti versi analoga è quella legata alle celle a combustibile (fuel cells), inventate nel 1839 da Sir William Grove. Sin dall’inizio del XIX secolo, famosi scienziati come Wilhelm Ostwald previdero la sostituzione dei motori termici con celle a combustibile per via dell’efficienza molto più elevata di queste ultime rispetto ai motori termici tradizionali. Come sappiamo, tuttavia, questa previsione non si è mai realizzata e i veicoli a combustione interna (ICE, nell’acronimo inglese) alimentati a carburante a basso costo a base di petrolio hanno largamente dominato il settore del trasporto su strada per tutto il Novecento. Ci sono state periodiche «rinascite» della tecnologia delle celle a combustibile sia per il trasporto su strada che per altre applicazioni durante il XX secolo, specialmente negli anni Cinquanta e Sessanta, quando la preoccupazione per il deterioramento della qualità dell’aria urbana nei paesi industrializzati rese le emissioni pulite delle celle a combustibile una soluzione allettante. Negli anni Settanta una percepita carenza di petrolio (la cosiddetta «crisi energetica») promosse la cella a combustibile altamente efficiente come probabile sostituto dei motori tradizionali nel trasporto su strada. Sfortunatamente, nei decenni successivi il costo estremamente elevato del sistema a celle a combustibile rispetto a quello dei motori tradizionali ha escluso ogni possibilità di concorrenza realistica da parte dei veicoli alimentati a celle a combustibile. Negli anni Novanta e fino a oggi è sorta una grave preoccupazione per la sostenibilità globale del trasporto su strada in termini di impatti ambientali negativi dell’auto e continuità delle forniture di petrolio. Di conseguenza c’è stato un ritorno di interesse per l’applicazione delle celle a combustibile nei veicoli stradali, in particolare in auto e autobus. E questa volta sembrerebbero esserci migliori prospettive di successo commerciale. Nell’anno 2000 (ormai vent’anni fa) Opel presentò la Zafira HydroGen1, un’anticipazione di ciò che nella visione della casa tedesca sarebbe stato il futuro della mobilità. La HydroGen1 fu realizzata sulla base della celebre monovolume compatta, che al posto del solito motore aveva un propulsore elettrico alimentato da celle funzionanti a idrogeno puro. Circondata da accessori vari era ben visibile la parte superiore del blocco delle pile a combustibile: un gruppo di 200 celle a combustibile collegate in serie che aveva dimensioni (lunghezza 590 mm, larghezza 270 mm, altezza 500 mm) paragonabili a quelle di un motore tradizionale. Ma anche ad altre case automobilistiche va il merito di aver investito sul motore a celle combustibili. Ad esempio la BMW Hydrogen 7 è una bellissima e costosissima vettura a 12 cilindri che però non ha per il momento visto il mercato. Meno ambiziose, ma non per questo meno importanti, vanno ricordate anche la Toyota Mirai, la Hyundai ix35 e molte  altre.  
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FIG. 5.3. Capacità netta e generazione elettrica dell’industria nucleare americana, 1957-2020. 
Fonte: U.S. Energy Information Administration, «Monthly Energy Review», marzo 2021, dati preliminari per il 2020, tab. 8.1.


Ci eravamo proposti di fare una sorta di sommario della situazione dell’idrogeno con particolare riferimento al mercato italiano, che in questo momento è certamente «frizzante» e attento alle molte possibili tecnologie che potranno essere sviluppate nell’arco dei prossimi dieci anni. Abbiamo anche cercato di spiegare che gran parte del problema dell’idrogeno risiede probabilmente nelle difficoltà nel prevedere la domanda futura. Mentre molto meno complessa è la suddivisione dei colori sulla base dei metodi di produzione. L’errore da evitare, come abbiamo cercato di evidenziare, è quello di puntare tutte le fiche in un’unica mano. Questo non solo perché come nella roulette il banco vince sempre, ma anche perché le incertezze sono ancora numerose. E quella che può sembrare una transizione energetica potrebbe non avere le caratteristiche che magari troppo semplicisticamente le stiamo attribuendo. Non è una questione banalmente nominalistica, come abbiamo cercato di spiegare sin dall’inizio. Chiamare le cose col proprio nome offre una chiarezza fondamentale per affrontare le difficoltà che ci troveremo davanti nei prossimi dieci anni. Non dovremmo mai dimenticare che il problema che abbiamo di fronte in questo momento è prima di tutto quello della decarbonizzazione, e che l’idrogeno può essere sicuramente uno strumento, insieme ad altri, per raggiungere gli obiettivi che ci vogliamo prefiggere. Idrogeno sì, dunque, ma con giudizio, evitando di credere che sarà la panacea dei guai che ci affliggono, che questa soluzione ci esoneri dal dover perseguire una politica attenta ai temi della decarbonizzazione e quindi al controllo delle emissioni e dunque all’incremento dell’efficienza energetica e alla riduzione dell’uso delle fonti fossili. Solo se riusciremo a inserire il tema dell’idrogeno in questo contesto, solo se riusciremo a capire che l’idrogeno è un piccolo mattoncino di una costruzione ben più complicata, riusciremo forse nell’arco dei prossimi dieci o vent’anni a impattare meno sul nostro pianeta, riservando a noi e ai nostri figli e nipoti un futuro meno drammatico dal punto di vista ambientale. 
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