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1. Premessa 

Lo studio, dopo una prima parte teorica, confronta alcuni modelli di producibilità al variare delle 

condizioni al contorno, la progettazione di un impianto fotovoltaico allacciato ad un’utenza 

industriale con l’analisi dell’influenza dello stesso sul fattore di potenza dello stabilimento. 

Il parco fotovoltaico è situato su un terreno accanto allo stabilimento dolciario della Maina 

Panettoni a Fossano (CN). L’impianto presenta una potenza installata pari a 902,59kWp su 

pensiline ad inseguimento monoassiale utilizzando moduli con tecnologia bifacciale da 655kWp al 

silicio monocristallino, inverter di stringa e la connessione tramite trasformatore alla rete MT 

aziendale. Lo stabilimento possiede inoltre, un sistema di cogenerazione a metano per la produzione 

di energia elettrica e di acqua calda progettato e gestito sempre dall’azienda Albasolar S.r.l. di Alba 

(CN). 

Albasolar è una delle storiche realtà italiane di progettazione e installazione di impianti fotovoltaici 

per abitazioni civili e per utenti industriali. 

2. Introduzione  

Il tema di ricerca affrontato si colloca nell’attuale tematica relativa allo sviluppo di nuove 

applicazioni in ottica Smart Grids, indispensabili per poter consentire l’effettiva diffusione 

della Generazione Distribuita (DG) da Impianti Alimentati a Fonti Rinnovabili (IAFR) e 

assimilati.  

In Italia, più di un terzo dell’energia elettrica prodotta deriva da fonti rinnovabili. La maggior parte 

dell’energia rinnovabile presente sul territorio nazionale è l’idroelettrico, a seguire c’è il 

fotovoltaico, successivamente si trovano le bioenergie, l’eolico e infine il geotermico. 

Nella classifica europea dei produttori di energia rinnovabile, l’Italia si posiziona al terzo posto. 

Questo grazie alla massiccia presenza di montagne che permettono lo sfruttamento dei salti per 



 

5 

l’alimentazione delle turbine idroelettriche. Vista la posizione strategica nell’Europa meridionale, 

l’Italia è un buon produttore di energia elettrica fotovoltaica. Infatti, questa tecnologia è molto 

diffusa nelle zone meridionali del Paese grazie alla minore latitudine e alla maggiore insolazione. 

L’energia eolica è diffusa soprattutto nelle grandi isole, come in Sicilia e in Sardegna, a cui si 

aggiunge sulla dorsale appenninica la Puglia, la Campania e Basilicata. L’energia geotermica, per 

caratteristiche geologiche, è molto sviluppata in Toscana. Quasi un dodicesimo dell’energia totale 

prodotta in Italia, rinnovabile e non, deriva da impianti fotovoltaici. 

Nell’ultimo decennio si è assistiti ad una crescita importante dello stesso, grazie al crollo del costo 

dell’energia che è sceso più dell’80%. Oltre ai classici moduli fotovoltaici, sono molto diffusi anche 

i pannelli solari termici, i quali sfruttano l’energia dei raggi del Sole per riscaldare un fluido come 

l’acqua. Questi, sono installati sia sui tetti delle abitazioni che in ambienti industriali per riscaldare 

l’acqua sanitaria e per le lavorazioni. 

Ad oggi, il fabbisogno elettrico italiano è di 320TWh/anno (in continuo aumento), di cui più di un 

terzo arriva da fonti rinnovabili. All’inizio del secolo, l’idroelettrico aveva il primato assoluto nel 

campo della produzione da energia rinnovabile. 

Invece, con il passare degli anni, il numero di impianti idroelettrici è rimasta pressoché costante a 

causa dei vincoli paesaggistici e dalla paura di catastrofi umanitarie a seguito della tragedia 

avvenuta nel Vajont nell’ottobre del 1963. Gli impianti fotovoltaici invece, negli ultimi 15 anni, 

hanno avuto una crescita molto importante grazie agli importanti incentivi statali ed europei come i 

Conti Energia e lo scambio sul posto. 

Successivamente alla pandemia, il fotovoltaico ha avuto nuovamente una ripresa importante grazie 

ai bonus edilizi del 110% per quanto riguarda le abitazioni, l’Agrisolare per le aziende agricole e le 
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politiche green richieste dall’Europa con il cosiddetto “Green Deal” ponendo come obiettivo la 

neutralità energetica entro il 2050. 

Nel futuro immediato, dal 2024, le nuove forme incentivanti per l’installazione di impianti 

fotovoltaici con lo scopo di massimizzare l’autoconsumo sono: 

• le Comunità Energetiche Rinnovabili (CER); 

• l’Industria 5.0; 

• l’Agrivoltaico. 

Secondo le tendenze, sembra che prossimamente, l’energia eolica possa superare la quota di energia 

prodotta dagli impianti fotovoltaici. 

Negli ultimi anni, la rendita economica di un impianto di produzione di energia a fonte rinnovabile 

non è più l’aspetto principale. La società è sempre più attenta alle tematiche ambientali, perciò, è 

disposta ad investire sugli impianti di produzione senza pretendere elevate rendite dallo stesso. 

Infatti, oggi, a livello industriale, accade che, il cliente richieda al proprio fornitore che una quota 

parte dell’energia utilizzata nella fabbricazione del prodotto derivi da fonte rinnovabile: pena la 

revoca del contratto di fornitura. 

Dunque, lo sviluppo delle fonti rinnovabili è una partita aperta. Si sta lavorando su molti fronti: 

• il primo è il miglioramento dell’efficienza degli impianti sfruttando nuove soluzioni e tecnologie. 

Basti pensare ad esempio come negli ultimi anni siano aumentati i rendimenti dei moduli 

fotovoltaici: i primi si aggiravano intorno al 7% per le tecnologie al silicio amorfo arrivando oggi a 

valori attorno al 50% in laboratorio. Le ultime tecnologie commerciali all’avanguardia sfruttano la 

bifaccialità dei pannelli per convertire la riflessione del terreno sottostante al modulo. 
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• Il secondo è lo studio di soluzioni efficienti ma meno costose, come nuovi metodi di installazione 

dove si può ottimizzare al massimo la conversione fotovoltaica: si pensi per esempio ad eventuali 

impianti sui satelliti in orbita. 

3. Aspetti teorici della radiazione solare e dei generatori fotovoltaici 

3.1. L’energia solare 

L’energia solare è inesauribile, pulita e disponibile per tutti. L’energia solare può essere utilizzata 

per la produzione di energia elettrica sfruttando l’effetto fotovoltaico oppure per la produzione di 

energia termica. 

La quantità di energia radiante, che incide su una superficie perpendicolare al Sole fuori 

dall’atmosfera della Terra, è quasi costante. Il suo valore per unità di tempo e superficie è pari a 

1,4kW/m
2
. 

La quantità di energia che arriva invece a colpire il terreno è inferiore a causa delle nubi e alle 

particelle inquinanti che causano perdite dell’energia solare lungo il percorso. Si considera dunque 

che il valore di irradianza sulla superficie terrestre sia pari a 1000W/m
2
. 

Definizioni: 

Radiazione solare: è l’energia che arriva dal Sole sulla Terra sottoforma di onde 

elettromagnetiche; 

Irradianza: è la potenza derivante da una radiazione elettromagnetica incidente su una superficie. 

L’unità di misura è W/m2; 

Irraggiamento: è l’energia derivante da una radiazione elettromagnetica incidente su una 

superficie. La sua unità di misura è kWh/m2. 
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La radiazione solare incidente sulla superficie terrestre è composta da 3 contributi: 

• Radiazione diretta: è la quota parte di radiazione che colpisce direttamente la superficie; 

• Radiazione diffusa: non ha una direzione vera e propria. Essa è formata dai raggi del Sole che 

vengono deviati dalle particelle presenti nell’atmosfera come le goccioline d’acqua delle nuvole 

oppure le particelle inquinanti che causano un ambiente 

• Radiazione riflessa (o albedo): si ha quando il raggio colpisce il terreno e gli oggetti circostanti 

permettono la riflessione verso un’altra superficie. Questo fenomeno può essere incrementato 

aumentando il fattore di riflessione con precisi accorgimenti. Per esempio, l’albedo massimo si ha 

con superfici molto chiare come la neve e la ghiaia bianca oppure con superfici riflettenti come gli 

specchi. 

Questa componente di radiazione è sfruttata dalla bifaccialità dei moduli ponendosi l’obiettivo 

quindi di aumentare il più possibile il fattore di albedo all’interno dell’impianto fotovoltaico. 

Sommando le tre tipologie appena rappresentate, si ricava la radiazione globale. Una giornata 

soleggiata e limpida si raggiungono i 1000W/m
2
. Questo valore viene anche superato qualora ci 

siano le cosiddette nuvole brillanti che ne aumentano la quantità diffusa.  

 

Figura 1: Componenti della radiazione solare 
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3.2. La radiazione solare e lo spettro elettromagnetico 

La radiazione solare all’interno dello spettro elettromagnetico ricade nella zona dell’ultravioletto 

(sigla “UV”), nella zona del visibile e nell’infrarosso (sigla “IR”). Il 99% dell’energia solare che 

raggiunge la Terra ha una lunghezza d’onda compresa tra gli 0,15µm e i 4µm. 

In particolare, la radiazione è ripartita nel seguente modo: 

• 9% nell’ultravioletto λ < 0.4 µm; 

• 49% nel visibile 0.4 < λ < 0.8 µm; 

• 42% nell’infrarosso λ > 0.8 µm. 

Nella Figura viene raffigurato lo spettro della radiazione solare rispetto alla lunghezza d’onda. Si 

noti come la potenza irradiata diminuisca oltrepassando l’atmosfera. In effetti, la radiazione a 

livello del mare è inferiore rispetto alla zona oltre l’atmosfera. Questo a conferma che, le particelle 

presenti nell’aria ostacolano il passaggio della radiazione diminuendo quindi la produzione 

fotovoltaica. 

Tuttavia, questo è un bene per la nostra salute siccome la radiazione diretta del Sole senza essere 

filtrata dall’atmosfera causerebbe danni enormi alla flora e alla fauna presente sul pianeta. 

La curva nera nella Figura rappresenta invece lo spettro di un corpo nero. 
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Figura 2: Spettro elettromagnetico 

 

3.3. La posizione del Sole rispetto alla Terra 

Per poter stimare con buona precisione la producibilità di un impianto fotovoltaico e le perdite 

dovute all’ombreggiamento, è indispensabile la conoscenza in ogni momento dell’anno della 

posizione del Sole rispetto alla Terra. 

Vengono così impiegati due angoli: 

• l’altezza solare α: corrisponde all’angolo compreso tra l’orizzontale e i raggi solari; 

• l’azimut solare ψ: rappresenta l’angolo formato dalla proiezione dei raggi solari su un piano e la 

direzione sud. 

Si fa presente che, in letteratura, questo angolo potrebbe venire anche definito rispetto al Nord. Lo 

zenith invece è definito come: 

 

Lo zenith indica quindi l’ampiezza dell’angolo tra il Sole e la verticale alla superficie terrestre. 
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Figura 3: Nomenclatura angoli del sole 

 

La radiazione solare, prima di raggiungere il terreno, deve attraversare l’atmosfera in cui i gas 

presenti come l’ossigeno, l’ozono e l’azoto assorbono una parte della radiazione. Questo fenomeno 

è accentuato tanto più la porzione di atmosfera da attraversare è maggiore. Per tenere conto di 

questo effetto si utilizza l’indice di Air Mass (AM). 

Lo strato d’aria è minimo quando il Sole è allo zenit (ovvero a 90° rispetto all’orizzonte) e aumenta 

via via che si abbassa. Si indica con: 

• AM0 la densità di radiazione solare extra-atmosferica; 

• AM1 la densità di radiazione solare allo zenit in una giornata soleggiata. 
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Figura 4: Rappresentazione AM 

3.4. La posizione del Sole durante l’anno 

 

Figura 5: Posizione del Sole durante l’anno 

 

Il valore della declinazione del Sole è lo stesso per tutti i luoghi della Terra. Varia da un massimo 

positivo d=+23°27’ durante il solstizio d’estate a un minimo di d=-23°27’ al solstizio d’inverno. 

Durante l’equinozio invece, d=0°. 

La posizione del Sole a mezzogiorno dipende dalla latitudine secondo le seguenti relazioni: 

• Equinozio di primavera e autunno: Altezza del Sole = 90° - latitudine; 

• Al solstizio d’estate: Altezza del Sole = 90° - latitudine + 23°27’; 

• Al solstizio d’inverno: Altezza del Sole = 90° - latitudine – 23°27’. 
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3.5. L’ombreggiamento e distanza tra i ricettori solari 

Quando si progetta un impianto fotovoltaico, è importante valutare gli ombreggiamenti per prendere 

eventuali precauzioni o effettuare scelte progettuali onde evitare di perdere eccessiva produzione 

fotovoltaica. 

Le ombre possono essere generate da alberi, edifici vicini, antenne, parafulmini, camini… L’analisi 

delle ombre viene svolta disegnando dei diagrammi del percorso solare in base al sito di 

installazione dell’impianto. 

Quando sono presenti file parallele di moduli (vele o ricettori), è necessario prestare attenzione alla 

distanza tra una vela e l’altra per evitare che una fila venga ombreggiata da quella successiva. 

Per calcolare la distanza minima tra le file, si può fare riferimento all’altezza minima del Sole 

analizzando quindi le condizioni peggiori. 

Come spiegato nel paragrafo precedente, l’altezza minima del Sole αmin si ottiene durante il 

solstizio d’inverno. 

 

Con: 

• H: lunghezza ricettore solare; 

•  : angolo d’inclinazione della vela; 

•     : angolo di altezza minima del Sole (alle ore 12 del 21 dicembre). 
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3.6. Mappa della distribuzione della radiazione solare in Italia 

 

Figura 6: Distribuzione della radiazione solare in Italia 

 

3.7. La misura dell’irradianza solare 

Solitamente, per poter monitorare effettivamente il rendimento di un impianto fotovoltaico è 

necessaria la misura dell’irradianza solare. Questa permette innanzitutto di tenere sotto controllo se 

una fluttuazione di energia prodotta è effettivamente derivata da una variazione di radiazione solare 

e rende possibile il calcolo del rapporto di performance (PR) ovvero l’indice del rendimento 

dell’impianto. Questo rapporto viene spiegato nei successivi capitoli. 

Il trasduttore per la misurazione dell’irradianza solare è il solarimetro. 

Per una misura accurata e precisa, l’installazione è consigliata in una posizione baricentrica e 

rappresentativa della produzione dell’impianto. In impianti molto estesi, oppure con diverse 

inclinazioni dei moduli, ne vengono installati in numero maggiore di uno. 
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Il solarimetro sfrutta una cella fotovoltaica al silicio monocristallino collegata ad uno shunt. La 

cella è progettata per avere un funzionamento paragonabile a quello di uno standard modulo 

fotovoltaico per riprodurre al meglio il comportamento dell’intero impianto. 

Lo shunt è composto da una resistenza di bassissimo valore permettendo alla cella di lavorare nel 

punto di cortocircuito. La corrente fornita dalla cella allo shunt è dunque proporzionale 

all’irradianza solare che la colpisce. 

Per ridurre gli effetti della temperatura sulla misura, il sensore è equipaggiato di una compensazione 

attiva della temperatura utilizzando un sensore di temperatura laminato posizionato nel retro della 

cella solare. 

È possibile aggiungere come accessorio il sensore di temperatura integrato posto sul retro della 

cella. Questa disposizione permette di quantificare con buonissima precisione la temperatura dei 

moduli presenti in campo. 

3.8. L’effetto fotovoltaico 

L’effetto fotovoltaico sfrutta i fotoni provenienti dalla luce solare per promuovere gli elettroni degli 

atomi di un materiale dalla banda di valenza a quella di conducibilità. Gli elettroni, in presenza di 

una forza elettromotrice si muovono in modo organizzato formando una corrente elettrica. 

Per promuovere gli elettroni dalla banda di valenza a quella di conducibilità, è necessario fornire 

dell’energia. Minore è il salto energetico tra le due bande, a pari radiazione incidente, maggiore sarà 

la quantità di corrente elettrica prodotta. 

La soglia energetica dipende dalla tipologia di materiale. In particolare: 
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- Materiali isolanti: possiedono la banda di conduzione e la banda di valenza separate da una 

soglia energetica, chiamata banda proibita o energy gap, molto ampia rendendo difficoltoso 

il salto degli elettroni tra le due bande. Infatti, la conduzione elettrica risulta improbabile; 

- Materiali semiconduttori: l’energy gap è piccolo e può essere superato anche grazie l’aiuto 

della temperatura. La conducibilità elettrica è crescente con la temperatura. Rispetto agli 

isolanti quindi, la conducibilità elettrica è agevolata; 

- Materiali conduttori (metalli): le bande di conduzione e di valenza sono sovrapposte. È 

presente una nube di elettroni liberi. A differenza dei materiali semiconduttori, la 

conducibilità elettrica è decrescente con la temperatura (fenomeno di scattering tra gli 

elettroni). 

 

Figura 7: Rappresentazione dell’energy gap su tipologie diverse di materiali 

Tra le 3 categorie di materiali sopra citate, quella utilizzata nelle celle fotovoltaiche è la seconda: i 

materiali semiconduttori. Il materiale semiconduttore che solitamente viene utilizzato è il silicio. 

Esso possiede 14 elettroni, 4 dei quali si trovano nella banda di valenza utili alle interazioni con gli 

altri atomi. 

L’atomo di silicio, all’interno di un cristallo puro, è legato con un legame covalente ad altri 4 atomi 

di silicio. Di conseguenza, due atomi di silicio puro vicini, mettono in comune una coppia di 

elettroni (vedere Figura): 
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Figura 8: Legami tra atomi di silicio 

Il legame covalente fra due atomi possiede un’elevata forza elettrostatica. Per spezzare un legame di 

questo tipo è necessaria una quantità di energia tale da permettere all’elettrone di passare ad un 

livello energetico superiore ovvero dalla banda di valenza alla banda di conduzione, superando 

dunque la banda proibita. 

Se l’elettrone riesce ad arrivare in banda di conduzione, è libero di muoversi, contribuendo al flusso 

di elettricità. Questo movimento però crea un “buco” chiamato lacuna. La lacuna può essere 

eventualmente occupata da un altro elettrone posto nelle vicinanze. 

Quando il flusso luminoso incide sul reticolo cristallino di silicio, si ha la liberazione di un certo 

numero di elettroni al quale corrisponde un uguale numero di lacune. Durante il processo di 

ricombinazione, gli elettroni che si trovano in prossimità di una lacuna, uno di essi può occuparla, 

restituendo così una parte dell’energia cinetica da lui posseduta sotto forma di calore. 

Un pezzo di materiale semiconduttore puro come ad esempio il silicio, l’arseniuro di gallio o il 

germanio possiedono la stessa concentrazione interna di elettroni e lacune. Di fatto il materiale è 

neutro. 

Inoltre, questi possiedono una resistività troppo elevata per poter essere utilizzati in modo efficiente 

nei dispositivi elettronici. Per le loro caratteristiche, questi materiali vengono chiamati 

semiconduttori intrinseci. 
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Per poter sfruttare il flusso di corrente è necessario creare un moto nello stesso verso degli elettroni 

(e delle lacune) mediante un campo elettrico interno alla cella. 

Il campo elettrico si realizza con particolari trattamenti chimici e fisici chiamati “drogaggi”. Il 

drogaggio consiste nel creare un eccesso di atomi caricati positivamente in una zona del 

semiconduttore ed un eccesso di atomi caricati negativamente nell’altra. 

In particolare, nel silicio (semiconduttore intrinseco) viene introdotta una piccola quantità di atomi 

(dell’ordine di una parte per milione), in modo tale da ottenere due tipologie differenti di strutture. 

Una, con un numero di elettroni eccessivo (caricata negativamente) ed una, con un numero di 

elettroni insufficiente, cioè con eccesso di lacune formando una struttura caricata positivamente. 

Normalmente, si utilizza il fosforo (appartenente al quinto gruppo della tavola periodica) per 

ottenere una struttura di tipo N (eccesso di elettroni) e il boro (appartenente al terzo gruppo) che dà 

origine ad una struttura di tipo P con eccesso di lacune. 

 

Figura 9: Drogaggio di tipo N (a sx) e di tipo P (a dx) 

Il fosforo (simbolo chimico P) è un atomo pentavalente ovvero possiede 5 elettroni di valenza. In 

questo modo è in grado di formare cinque legami differenti. Per costituzione del reticolo cristallino, 

l’atomo di fosforo è circondato da 4 atomi di silicio che possono legarsi ad esso. Il quinto legame 

non si può formare, dunque l’elettrone rimasto spaiato richiede una piccola quantità di energia per 
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essere libero. Per ogni atomo di fosforo si introduce quindi, un elettrone libero all’interno del 

reticolo. 

Il boro (simbolo chimico B) è un atomo trivalente possedendo solamente 3 elettroni di valenza. 

Introducendolo all’interno del reticolo cristallino di silicio, il singolo atomo di boro viene 

circondato da 4 atomi di silicio lasciando un legame incompleto. Questo crea dunque una lacuna. 

Sovrapponendo i due strati drogati, si forma la cosiddetta giunzione PN che è la base per la 

creazione della singola cella fotovoltaica. 

Mettendo a contatto le due tipologie di strutture, tra i due strati si attiva un movimento di diffusione 

di elettroni dalla zona di tipo N alla zona di tipo P fino al raggiungimento di un punto di equilibrio 

elettrostatico. All’equilibrio, si determina un eccesso di carica positiva nella zona N dovuto agli 

atomi di fosforo con un elettrone in meno, e un eccesso di carica negativa nella zona di tipo P 

dovuto agli elettroni migrati dalla zona di tipo N. 

Questo fenomeno forma un campo elettrico (chiamato “campo elettrico di built-in”), di bassa 

intensità interno al dispositivo con un’ampiezza di pochi micrometri. 
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Figura 10: Andamento dei parametri elettrici della giunzione 

Quando un fotone proveniente dal Sole raggiunge una giunzione PN (zona N rivolta verso il Sole), 

può essere riflesso, assorbito oppure può attraversare il materiale. Ovviamente, l’effetto utile si ha 

quando il fotone viene assorbito dalla cella fotovoltaica. 

Se il fotone possiede una quantità di energia sufficiente, è possibile la promozione di un elettrone 

dalla banda di valenza alla banda di conduzione. Se il processo avviene vicino alla regione di carica 

spaziale, questa separa le cariche che, fluendo ai contatti esterni costituisce una corrente elettrica. 

Se invece il processo avviene lontano dalla regione di carica spaziale, le coppie elettronelacuna 

vagano in modo casuale nella cella fino a ricomporsi con un’altra carica di segno opposto. 

Collegando la giunzione PN ad un circuito esterno composto da conduttori e almeno un carico, si 

ottiene un flusso di elettroni che parte dallo strato N a potenziale maggiore, verso lo strato P a 

potenziale minore. 
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Lo spessore dello strato N deve essere tale da garantire il massimo assorbimento dei fotoni incidenti 

in prossimità della giunzione. Per il silicio, questo spessore deve essere di 0,5mm mentre lo 

spessore totale della cella non deve superare i 250mm. La chiusura del circuito elettrico è costituita 

dai contatti metallici installati sul lato anteriore e posteriore della cella, i quali hanno la funzione di 

captare il flusso di elettroni. 

Nella parte posteriore, i contatti sono estesi a tutta la cella (se monofacciali) mentre nella parte 

anteriore, poiché esposta alla radiazione solare i contatti si trovano sotto forma di griglia a 

filamenti, in modo tale di massimizzare la superficie esposta alla radiazione e minimizzare la 

resistenza elettrica. 

Ovviamente, non tutti gli elettroni riescono a raggiungere i contatti poiché alcuni si ricombinano 

con le lacune. Questo fenomeno causa perdite di efficienza del modulo. 

La probabilità che le cariche che circolano liberamente all’interno della banda di conduzione 

raggiungano i contatti metallici è determinata dalla distanza di diffusione. Maggiore è il suo 

valore, più elevata è la probabilità che le cariche riescano a contribuire all’effetto utile all’interno 

del circuito elettrico. 

All’interno della giunzione PN la corrente passa solo in un verso. Nel verso opposto il flusso è 

interdetto analogamente al funzionamento dei diodi utilizzati nei circuiti elettronici. La giunzione 

PN, grazie alle sue peculiarità viene utilizzata anche nei componenti elettronici quali diodi, tiristori 

e transistor. 

3.9. Limiti della conversione fotovoltaica 

L’energia di un fotone è rappresentata dalla formula di Planck: 
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con: 

- ℎ = 6,625 ∙ 10-34   ∙  : costante di Planck;  

-   [ ]: lunghezza d’onda del fotone;  

-   [  ]: frequenza della radiazione;  

-   = 3 ∙ 108 /  ∶ velocità della luce. 

Al crescere della frequenza della radiazione, dunque al diminuire della lunghezza d’onda, l’energia 

dei fotoni aumenta. L’energia ceduta dai fotoni agli elettroni che vanno a colpire, deve essere 

superiore al valore limite che coincide con l’energy gap Eg. 

Dalla relazione 5, è evidente che la radiazione solare superiore a   = 1,11 ∙ 10-6  (banda 

dell’infrarosso) non può produrre l’effetto fotovoltaico per il silicio. Sostituendo i numeri alle 

lettere si ricava un valore di energia circa pari a 1,12eV che è proprio il valore di energy gap del 

silicio, infatti: 

 

Questa parte dello spettro solare corrisponde a circa il 25% del contributo energetico totale! 

Per le radiazioni con lunghezze d’onda tali che riescono ad avere energia sufficiente a creare 

l’effetto fotovoltaico, cedono solamente la quota energia pari all’energy gap (Eg). La quota restante 

viene dissipata sotto forma di calore. 
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Figura 11: Energy gap per diverse molecole 

3.10. Le tecnologie delle celle fotovoltaiche: passato e presente 

Attualmente le tipologie di celle presenti sul mercato sono le seguenti: 

• Celle al silicio: è la tecnologia più sviluppata e che a livello di mercato trova maggiori 

applicazioni visti i buoni rendimenti e i costi contenuti. Il silicio è presente in grandi 

quantità sul pianeta Terra anche se si trova prevalentemente sotto forma di silice. Per essere 

utilizzato a scopi energetici, deve essere costituito da un’adeguata struttura molecolare e un 

buon grado di purezza. Con la tecnologia al silicio è possibile costruire due differenti 

tipologie di celle: celle al silicio monocristallino e al silicio policristallino. Nelle prime gli 

atomi sono orientati nello stesso verso e legati gli uni e gli altri allo stesso modo. In quelle 

policristalline sono aggregati in piccoli grani monocristallini orientati in modo disordinato. 

Oggi, tra le due tipologie possibili, quella più utilizzata è quella al silicio monocristallino 

poiché offre prestazioni migliori in termini di rendimento (fino al 23%) rispetto al 

policristallino. 

• Celle a film sottile in silicio amorfo: il film viene ottenuto tramite evaporazione su un 

supporto plastico o su un substrato polimerico. Vengono utilizzati composti di silicio che 

combinati con l’idrogeno formano il silano o il disilano. I principali vantaggi della 

tecnologia a film sottile consistono nella possibilità di sfruttare struttureflessibili facilitando 

l’installazione su ogni tipologia di superficie come, ad esempio, le vetrate di edifici 

architettonici. I valori di efficienza sono piuttosto bassi (ordine del 10%) a causa 
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dell’orientamento completamente casuale degli atomi all’interno della struttura. Le ultime 

novità per questa tecnologia utilizzano lo stesso concetto per la conversione fotovoltaica del 

silicio amorfo ma vengono realizzate con materiali innovativi che permettono di raggiungere 

efficienze maggiori come, ad esempio, la tecnologia CIS (CuInSe), CdTe. 

• Celle multigiunzione: questa tipologia di celle, è costituita da diversi materiali 

semiconduttori con ciascuno un energy gap diverso. I vari strati sono sovrapposti e collegati 

in serie. La multigiunzione permette di estendere il range utilizzabile dello spettro della 

radiazione solare aumentando l’efficienza totale di conversione e massimizzando la 

produzione energetica. I maggiori vantaggi si ottengono nelle installazioni in sistemi a 

concentrazione solare. 

La tecnologia che offre maggiori prestazioni è quella multigiunzione poiché riesce ad estendere la 

banda utile nello spettro della radiazione solare. Maggiori efficienze ovviamente vanno a discapito 

del prezzo. Le tecnologie più all’avanguardia e costose come le multi-giunzione vengono utilizzate 

nelle applicazioni aerospaziali e di ricerca. La via di mezzo si ha con le tecnologie al silicio. 

Tutt’oggi, infatti, a livello commerciale sono quelle più vendute. 

3.11. La cella fotovoltaica 

Dal punto di vista elettrotecnico, la cella fotovoltaica è rappresentabile come un generatore ideale di 

corrente continua e un diodo. Quest’ultimo ha la funzione di far scorrere la corrente in una sola 

direzione. 

L’effetto fotovoltaico è rappresentato dal generatore di corrente per la sua peculiarità di imporre la 

corrente elettrica all’interno del circuito. 

L’intensità di corrente è proporzionale alla radiazione totale incidente, all’efficienza di conversione 

e dipende dalla temperatura: 
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La giunzione PN invece è rappresentata da un diodo posizionato in parallelo al generatore ideale di 

corrente. 

 

Dove: 

•  0 è la corrente di saturazione inversa del diodo. In altre parole, equivale alla corrente che 

scorre all’interno del diodo se alimentato con polarità negativa; 

•    è la tensione ai capi del diodo; 

• T [K] è la temperatura; 

•   = 1,3806 ∙ 10-23 /  è la costante di Boltzmann; 

•   = 1,6022 ∙ 10-19  è la carica dell’elettrone; 

• n è il fattore di idealità del diodo. Esso tiene conto dei fenomeni di ricombinazione 

elettrone-lacuna che si verificano nella giunzione. Il suo valore può variare tra 1 e 2. 

 

Figura 12: Circuito equivalente della cella solare a 5 parametri 

Sono presenti anche elementi dissipativi che rappresentano le non idealità della cella fotovoltaica. 

In particolare, sono presenti due resistenze: 
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• Rsh: chiamata “resistenza di shunt”, che in posizione di parallelo rappresenta le perdite 

relative alla corrente generata che non riesce a raggiungere i cosiddetti busbar e finger sulla 

superficie e dunque non contribuisce all’effetto utile; 

• Rs: è una resistenza posta in serie e rappresenta le perdite ohmiche all’interno della cella 

fotovoltaica. Applicando l’equazione di Kirchhoff delle correnti al nodo superiore si ricava 

la seguente relazione: 

 

Mettendo a sistema l’equazione appena scritta con l’equazione alla maglia: 

 

Si ricava per via numerica la caratteristica corrente-tensione (I-V) della cella. 

 

Figura 13: Curve caratteristiche della cella fotovoltaica 

I due valori caratteristici della curva I-V, sono: 

• Isc: corrente di cortocircuito in assenza di carichi; 

• Voc: tensione a circuito aperto misurata tenendo la cella con i due poli aperti. 
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Moltiplicando punto-punto la tensione e la corrente della caratteristica, si ricava la curva 

rappresentata nel grafico P-V di Figura. 

Per massimizzare la potenza prodotta, è necessario cercare di lavorare sempre nel punto di massima 

potenza. Questo compito è delegato a dispositivi elettronici chiamati ottimizzatori di potenza. La 

discussione su questi componenti viene rimandata al capitolo III riguardante i convertitori. 

La resistenza serie Rs influisce sulla caduta di tensione, perciò i costruttori tendono a minimizzarla. 

La resistenza in parallelo invece, Rsh, influisce sulle perdite di corrente, perciò, si cerca di fare in 

modo che abbia un valore più alto possibile. 

Un altro parametro fondamentale per indicare le prestazioni di una cella fotovoltaica è il Fill Factor 

(FF) in italiano, fattore di riempimento. 

Un valore di FF prossimo a 1 indica che la caratteristica I-V è tendente ad un rettangolo. In termini 

fisici significa che i parametri dissipativi della cella sono trascurabili durante il normale 

funzionamento, ovvero che il pannello è in grado di erogare una corrente costante al variare della 

tensione della cella. Il parametro è definito come: 

 

I pannelli fotovoltaici di ultima generazione hanno un valore di FF>0,8. 

3.12. Influenza delle grandezze meteorologiche sulla curva caratteristica I-V 

I due parametri esterni che influenzano la corrente e la tensione di una cella fotovoltaica sono 

l’irradianza e la temperatura. 
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con ∆   =    - 25°  

Condizioni STC: G=1000W/m2, Tamb=25°C, AM=1,5 È importante sottolineare che le condizioni 

standard sono raramente riscontrabili durante il funzionamento reale a causa del riscaldamento delle 

celle, la scarsa pulizia oppure effetti di mismatch dei moduli. 

Con buona approssimazione si può considerare che l’irradianza influisca solamente sulla corrente 

fotovoltaica prodotta mentre la tensione dipenda soltanto dalla temperatura. 

È importante sottolineare il fatto che le due grandezze esterne non sono indipendenti: nella realtà si 

ha una variazione simultanea dell’irradianza e della temperatura. La temperatura della cella dipende 

dalla temperatura ambiente e dall’irradianza. 

In particolare, si osserva che la corrente varia secondo l’irradianza con un picco nelle ore centrali 

della giornata. La tensione invece risulta pressoché costante a meno di una leggera flessione 

negativa nelle ore centrali a causa dell’aumento della temperatura della cella dovuta alla maggiore 

irradianza. 

Nei grafici sotto raffigurati invece, sono rappresentate le caratteristiche statiche I-V al variare delle 

caratteristiche dell’ambiente esterno. 
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Variazione della tensione e della corrente al variare dell’irradianza: si noti che il valore di 

tensione a circuito aperto varia molto poco rispetto alla variazione di corrente. 

 

Figura 14: Dipendenza dei parametri elettrici della cella dell’irradianza 

Variazione della tensione e della corrente al variare della temperatura della cella. 

La corrente di cortocircuito rimane pressoché uguale al variare della temperatura. Si vede una 

marcata variazione invece della tensione. In particolare, maggiore è la temperatura, minore è la 

tensione a circuito aperto. Infatti, nelle caratteristiche tecniche dei moduli fotovoltaici, il 

coefficiente di dipendenza della tensione con la temperatura      è negativo. 

 

Figura 15: Dipendenza dei parametri elettrici della cella dalla temperatura 
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3.13. Dalla cella al modulo fotovoltaico 

La singola cella fotovoltaica può produrre una potenza dell’ordine di qualche watt (circa 5W) 

quindi non è sufficiente a generare un flusso di corrente di entità tale da poter essere convertito 

dagli inverter. 

Per risolvere questo problema si collegano in serie e in parallelo le celle formando quindi il modulo 

fotovoltaico. Quando vengono messe in serie, la corrente che le attraversa è la stessa per tutte le 

celle collegate. Per quanto riguarda la tensione invece, il suo valore sarà pari alla somma delle 

tensioni delle singole celle (somma delle caratteristiche della singola cella in orizzontale: Figura 

21). 

Il collegamento in parallelo invece, impone le tensioni delle celle coinvolte ad un valore fisso uguali 

per tutte, mentre la corrente risultante al nodo di parallelo è pari alla somma delle correnti delle 

singole celle (somma delle caratteristiche delle celle in verticale). 

Aggregando dunque celle in serie e in parallelo secondo le regole dell’elettrotecnica, si forma il 

modulo fotovoltaico che possiede una potenza fino ad oltre i 600W (caratteristica I-V tratteggiata di 

Figura). 

 

Figura 16: Effetti del collegamento delle celle sulla tenzione e corrente 
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Per incrementare maggiormente la caratteristica I-V, i pannelli fotovoltaici durante l’installazione a 

loro volta, vengono collegati in serie (formando la stringa) per aumentare la tensione, e in parallelo 

(formando l’array) per aumentarne la corrente al nodo. 

Per far funzionare in modo ideale l’insieme di celle oppure l’insieme di moduli in un impianto, le 

singole celle dovrebbero presentare le stesse caratteristiche elettriche. Purtroppo, a causa delle 

imperfezioni o delle condizioni esterne, non tutti i componenti presenti nel sistema assumono lo 

stesso comportamento. 

Questo causa le cosiddette perdite per mismatch. 

Quando si è in presenza di mismatch, alcune celle generano potenza ed altre eventualmente la 

assorbono dissipandola sottoforma di calore. A lungo andare questo surriscaldamento porta al 

danneggiamento della parte difettosa. Il fenomeno dissipativo è chiamato in inglese “hotspot”. 

Altre cause di mismatch possono essere riconducibili a fattori esterni come la sporcizia concentrata 

ad esempio le foglie di alberi precipitate sui moduli, gli escrementi dei piccioni, oppure le ombre. 

Il caso peggiore si ha quando su un set di celle solo una è in hotspot siccome quest’ultima deve 

dissipare la potenza generata da tutte le altre celle sane collegate ad essa. 

Per risolvere questo problema è sufficiente introdurre un diodo in antiparallelo alla cella, chiamato 

diodo di bypass, in modo tale che, se questa fosse affetta da qualche problema, il diodo devia la 

corrente dalla cella guasta verso di sé, preservandola. 

Purtroppo, inserire ad ogni cella un bypass, è troppo costoso, per cui vengono collegate allo stesso 

diodo di bypass un gruppo di celle. 

In condizioni normali, il diodo in antiparallelo non conduce perché è interdetto. Solo quando si 

presenta un mismatch sulle celle a cui fa riferimento, entra in conduzione (polarizzazione diretta). 
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3.14. Condizioni di guasto di un array fotovoltaico 

Collegando più celle o più moduli in parallelo, qualora una stringa fosse soggetta a guasto come, ad 

esempio un pannello in cortocircuito oppure un guasto del doppio isolamento, si determina una 

tensione Voc inferiore rispetto a quella a circuito aperto delle altre stringhe integre collegate in 

parallelo. La sezione con problemi viene attraversata da una corrente inversa generata dalle altre 

stringhe sane. 

In questo caso, il problema viene risolto inserendo dei diodi di blocco in serie alle stringhe. Come 

dice il nome, questo diodo va in interdizione (blocco) quando la stringa di appartenenza a causa del 

malfunzionamento inizia ad essere percorsa dalla corrente inversa. 

I diodi di bypass sono contenuti nella junction box del pannello fotovoltaico. 

I moduli di ultima generazione vengono solitamente corredati di 3 diodi di bypass. 

I diodi di blocco invece, sono aggiunti dall’installatore in appositi supporti qualora lo ritenesse 

necessario in base alla struttura degli arrays. 

Nel circuito sotto, sono raffigurati i diodi di bypass e di blocco di un array fotovoltaico: 

 

Figura 17: Diodi di bypass e di blocco 
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I diodi di bypass sono sempre necessari per le motivazioni spiegate nelle righe precedenti, per 

questo il produttore dei moduli dota il prodotto di uno o più bypass. 

I diodi di blocco invece, non sempre sono necessari: infatti qualora non si collegassero le stringhe in 

parallelo, non potrebbe crearsi la corrente inversa; dunque, il loro utilizzo sarebbe solo una fonte di 

perdita energetica e di riduzione dell’affidabilità. 

3.15. Struttura e tecnologia del modulo fotovoltaico bifacciale 

Le ultime tecnologie dei moduli fotovoltaici, sfruttano la bifaccialità per aumentare la densità di 

potenza producibile da un impianto. Questa, permette di sfruttare la riflessione dal terreno 

sottostante all’impianto aumentando di qualche punto percentuale (fino al 30% in più della taglia) la 

potenza nominale del modulo. Ovviamente questa, dipende dalle caratteristiche del terreno in 

particolare dal coefficiente di albedo. Ad esempio, su un terreno bianco (come la neve) l’albedo è 

molto più elevato rispetto ad un terreno erboso. 

Ne consegue che nel primo caso, l’effetto utile dovuto alla bifaccialità del modulo sarà più elevato. 

 

Figura 18: Faccia anteriore e posteriore di un modulo bifacciale 
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Particolare attenzione richiede l’installazione di questa tecnologia. Le strutture di fissaggio su cui 

poggiano i pannelli e i cablaggi dei cavi di stringa, devono essere progettate al fine di non 

ombreggiare la parte posteriore del pannello e limitare il più possibile l’effetto del mismatch 

posteriore. 

Ne consegue che, per un impianto integrato su un tetto, la bifaccialità non porta a particolari 

benefici poiché la breve distanza tra i moduli e la superficie del tetto non permette di creare nella 

parte posteriore un’ambiente sufficientemente “luminoso” necessario ad incrementare la potenza 

grazie alla bifaccialità. 

La tecnologia bifacciale, dunque, è adatta per le installazioni su strutture sollevate dal terreno: 

maggiore è l’altezza dal suolo, maggiore sarà l’effetto utile. Le componenti della radiazione solare 

che influiscono sulla produzione del retro del pannello sono 3: 

• La componente diffusa proveniente dal cielo e che colpisce il retro del pannello 

direttamente; 

• La componente diretta dei raggi del Sole riflessa dal terreno; 

• La componente diffusa riflessa dal terreno. 

 

Figura 19: Componenti della riflessione sulla faccia posteriore del modulo fotovoltaico 

La percentuale di guadagno bifacciale aumenta nelle giornate nuvolose dovuta alla radiazione 

riflessa. 
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Ad oggi, i comitati tecnici stanno ancora studiando un modo per normare la classificazione in 

termini di prestazioni di un modulo bifacciale. Infatti, i dati di targa di queste tipologie di pannelli 

tengono conto solamente delle prestazioni della faccia anteriore, ma i produttori mettono a 

disposizione documenti che forniscono indicazioni sul contributo della resa aggiuntiva della faccia 

posteriore in funzione dell’albedo, altezza dal suolo e inclinazione ottimale. 

Di seguito vengono indicati i materiali che compongono gli strati di un pannello fotovoltaico 

bifacciale ordinati dalla faccia anteriore a quella posteriore: 

• Una cornice in alluminio; 

• Un vetro temprato resistente agli impatti con lo scopo di lasciar passare la maggior quantità 

possibile di radiazione solare; 

• Strato di materiale incapsulante al silicone (EVA) che ha lo scopo di incapsulare le celle e i 

contatti; 

• La cella fotovoltaica; 

• Strato di materiale incapsulante; 

• Vetro per permettere l’aggiunta del contributo bifacciale; 

• Junction box in cui all’interno sono presenti i diodi di bypass e dalle quali fuoriescono i 

cavetti (polo + e polo -) per i cablaggi esterni con le altre stringhe. I cavetti possiedono 

appositi connettori ai loro estremi che permettono l’immediata connessione agli altri 

componenti dell’impianto senza particolari attrezzi. Questi, visti gli ambienti in cui 

dovranno essere installati, hanno un grado di protezione IP68. (a tenuta dalla polvere e 

protetti da immersione permanente). 

4. Aspetti teorici dei convertitori elettronici 

Generalmente, un sistema di produzione di energia elettrica eroga la propria potenza adattandosi al 

carico elettrico a cui è collegato. La produzione fotovoltaica invece, a differenza di tutte le altre 
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generazioni, eroga potenza in funzione di quanto i pannelli sono in grado di produrre andando a 

massimizzare la potenza erogabile. 

Per questo, servono dei convertitori elettronici in grado di ricercare continuativamente il punto di 

massima potenza e convertirla in corrente alternata da poterla immettere in rete. In sostanza viene 

fatto variare il carico in modo tale che i moduli lavorino sempre nel punto ottimale. 

I convertitori presenti in un impianto fotovoltaico sono dunque di due tipi: 

• Convertitori DC/DC (ottimizzatori di potenza): hanno l’obiettivo di ricercare il punto di 

massima potenza (sulla caratteristica I-V) in ogni istante di funzionamento; 

• Convertitori DC/AC (inverter): hanno l’obiettivo di convertire la corrente DC ottimizzata, in 

corrente alternata in modo tale da poterla immettere sulla rete nazionale. 

I convertitori sono dispositivi elettronici che hanno come elemento base i transistor ad effetto 

campo (MOSFET). I transistor sono switch con l’attitudine di commutare ad alta frequenza secondo 

un preciso comando generato da un controllore opportunamente programmato. Le nuove frontiere 

di questi dispositivi tendono ad utilizzare tecnologie a semiconduttore che commutino a frequenze 

sempre maggiori riducendo quindi gli ingombri dei filtri. Per questo grandi investimenti vengono 

fatti su transistor basati sul SiC e il GaN. 

4.1. I convertitori DC/DC 

Sono dispositivi che convertono un segnale in ingresso in un altro di uscita nel modo più efficiente 

possibile. 

Questi, vanno a ricercare il punto di massima potenza dei moduli a cui sono collegati per 

ottimizzare la potenza erogabile dal sistema. 
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L’abilità di questo convertitore viene denominata in inglese “maximum power point tracking”. Per 

cui il convertitore viene anche chiamato “maximum power point tracker” (MPPT). 

L’algoritmo di ricerca più comune per la determinazione del punto di massima potenza è il 

cosiddetto “metodo perturba e osserva”. 

Il metodo in esame effettua continue variazioni di tensione del pannello fotovoltaico e moltiplica la 

tensione in quell’istante per la corrente. Ottenuta così la potenza all’istante k_esimo, viene 

confrontata con quella ottenuta nell’istante (k-1) esimo. Se la potenza tra i due istanti subisce un 

incremento, la perturbazione successiva avverrà nello stesso verso, altrimenti la variazione 

successiva avverrà nel verso opposto. Raggiunto il punto di massima potenza, l’algoritmo continua 

a far oscillare il valore di tensione intorno a quest’ultimo misurato. Queste oscillazioni causano 

perciò perdite del sistema poiché il punto preciso di massima potenza difficilmente viene trovato. 

Per questo, il parametro più importante è il passo della perturbazione: se fosse ampio, l’algoritmo di 

ricerca del MPP sarebbe veloce durante le perturbazioni meteorologiche però causa una perdita 

maggiore durante la fase di tempo stazionario poiché oscilla lontano dal vero punto di massima 

potenza. Questo metodo, quindi, può incorrere in zone di massimo locale creando una produzione di 

energia non ottimizzata (fallimento del concetto di ottimizzatore di potenza). 

Un altro metodo utilizzato è chiamato “metodo della conduttanza incrementale”. Questo calcola 

la derivata prima della potenza rispetto alla tensione. Quando diventa pari a zero, significa che si è 

sul massimo della caratteristica P-V del pannello fotovoltaico e dunque si è raggiunto il punto di 

massima potenza. A differenza dell’algoritmo perturba e osserva, una volta determinato il punto di 

massima potenza, la tensione rimane costante. 
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Questo algoritmo permette di avere efficienze maggiori rispetto al “perturba e osserva” perché evita 

le oscillazioni intorno al punto di massima potenza. Inoltre, è molto rapido nella reazione alle 

variazioni delle condizioni atmosferiche. 

I convertitori DC/DC (ottimizzatori) hanno un rendimento molto alto (98%-99%). I dati di targa di 

un ottimizzatore di potenza sono: 

• Rendimento; 

• Tensione nominale in ingresso; 

• Corrente massima in ingresso; 

• Tensione nominale in uscita; 

• Potenza nominale in uscita. 

Sul mercato esistono diverse filosofie di pensiero: alcune case costruttrici di convertitori progettano 

sistemi volti ad ottimizzare il singolo pannello fotovoltaico sulla stringa dunque dotando ogni 

modulo di un proprio ottimizzatore di massima potenza e convertitori AC/DC centralizzati per 

l’immissione in rete. 

Un’altra filosofia invece presenta all’interno di un unico dispositivo centralizzato molti ingressi in 

cui è presente sia l’ottimizzatore che il convertitore DC/AC (inverter). 

In particolare, si predilige la prima soluzione in quei casi in cui siano presenti ostacoli sparsi per cui 

è importante avere un’ottimizzazione puntuale addirittura sul singolo pannello della stringa 

evitando quindi di ridurre le performance di tutta la serie di moduli. Questa tecnologia offre inoltre 

molte informazioni sulla produzione. 

L’utilizzo degli ottimizzatori distribuiti permette la riduzione della tensione di stringa a pochi volt 

in condizioni di guasto mettendo in sicurezza gli operatori e riducendo notevolmente il rischio 

incendio per arco elettrico. 



 

39 

La seconda soluzione è utilizzata in impianti di grandi dimensioni in cui non sono presenti molti 

ostacoli, per cui l’ottimizzazione sul singolo modulo non è necessaria. In questo caso, gli inverter 

sono dotati di molti ingressi a cui corrisponde un ottimizzatore. Ogni ingresso può avere più di un 

canale. Ad ogni canale viene collegata una stringa. Con questa tecnologia è necessario “stringare” il 

campo fotovoltaico in modo tale che i moduli che si trovano in una posizione con caratteristiche 

ambientali simili siano appartenenti alla stessa stringa. Ad esempio, se una zona del campo 

fotovoltaico è ombreggiato, è opportuno stringare in modo tale che i moduli ombreggiati nello 

stesso istante facciano parte della stessa stringa. 

Queste tipologie di inverter appena citate vengono chiamate anche “inverter multi stringa”. 

 

Figura 20: Schema di principio di un inverter multi-stringa 

Esistono anche altri tipi di inverter come quelli centralizzati per impianti molto grandi, oppure 

tecnologie con inverter integrati direttamente nei moduli fotovoltaici.  

4.2. I convertitori DC/AC 

Gli inverter sono dispositivi elettronici basati su tecnologia a semiconduttore. 
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I componenti fondamentali sono i transistor di potenza in grado di commutare elevate correnti ad 

alta frequenza. Maggiore è la frequenza di commutazione, minori saranno i disturbi e le dimensioni 

dei filtri, quindi gli ingombri e il peso. Inoltre, una frequenza di commutazione elevata permette di 

ricostruire con una migliore approssimazione la forma d’onda sinusoidale ideale. 

La commutazione viene fatta utilizzando la tecnica PWM (Pulse Width Modulation) comparando 

una portante a forma di triangolo isoscele con una modulante ad onda sinusoidale. Esistono anche 

altre tecniche di modulazione con modulanti discontinue che permettono di ottimizzare e sfruttare al 

meglio le caratteristiche tecniche del convertitore. 

Gli inverter cosiddetti grid-connected lavorano a frequenza fissa 50Hz poiché per poter immettere 

in rete la potenza prodotta devono essere sincronizzati con il sistema elettrico nazionale. Il controllo 

del sincronismo viene fatto dal controllore interno al dispositivo, il quale prima di immettere 

energia in rete ricerca il sincronismo. 

I moderni convertitori hanno una serie di sensori che permettono di effettuare controlli interni sul 

corretto funzionamento del dispositivo. Tra questi, ad esempio, il controllo d’isolamento delle 

stringhe, il controllo della resistenza d’isolamento lato rete e la segnalazione di eventuali guasti 

verso terra. 

Se gli inverter rilevano un’anomalia, vanno in blocco finché il problema non viene risolto. Le 

efficienze di questi dispositivi sono molto alte (> 95%) ma inferiori rispetto agli ottimizzatori di 

potenza (99%). I dati di targa di un inverter sono: 

• La potenza attiva nominale; 

• La frequenza di rete nominale; 

• La tensione AC di uscita nominale; 

• La tensione DC di ingresso nominale; 
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• La corrente DC massima in ingresso. 

All’interno dell’inverter sono presenti anche delle protezioni come: 

• Protezione da sovracorrente AC; 

• Protezione contro la polarizzazione inversa DC; 

• Monitoraggio degli errori sulle array fotovoltaiche; 

• Scaricatori di sovratensione lato continua di tipo II; 

• Scaricatori di sovratensione lato alternata di tipo II; 

• Controllo della resistenza di isolamento lato continua; 

• Protezione contro l’isola non intenzionale. 

In passato, in presenza di impianti fotovoltaici di grandi dimensioni collegati alla rete, il distributore 

di energia elettrica richiedeva un trasformatore di isolamento per evitare che le componenti 

continue generate dagli inverters venissero immesse nella rete nazionale. 

La componente continua all’interno dei trasformatori causa la saturazione dei ferri, richiedendo 

quindi correnti elevate a parità di flusso nel ferro. 

Oggi, con gli inverter di ultima generazione, le componenti continue non vengono più generate 

dunque il trasformatore non è più indispensabile. 

Per quanto riguarda la protezione dalle sovratensioni, vicino alle apparecchiature vengono inseriti 

gli scaricatori di tipo II poiché progettati per proteggere dalle sovratensioni indotte dai fulmini 

oppure da quelle risultanti dalle manovre elettriche. Di solito sono a varistori, ovvero delle 

resistenze che diminuiscono il loro valore all’aumentare della tensione permettendo la scarica verso 

terra della sovratensione. In genere sono quindi auto-ripristinanti al cessare della tensione anomala. 
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Gli scaricatori di tipo I invece vengono installati all’origine dell’impianto per proteggere dalle 

correnti impulsive dei fulmini che colpiscono direttamente l’impianto: per esempio dalle linee 

aeree. 

Risulta di notevole importanza dotare i dispositivi delicati come gli inverter di protezioni da 

sovratensione visto che spesso si trovano all’aperto e le strutture metalliche di sostegno dei moduli 

fotovoltaici sono buoni captatori di fulmini. 

5. Modelli di producibilità fotovoltaica 

5.1. Sito di intervento e considerazioni sull’impatto ambientale dell’impianto 

L’impianto in esame è situato nel comune di Fossano in provincia di Cuneo (coordinate 44.604350, 

7.765828). Lo scopo dell’impianto è di coprire parte del fabbisogno energetico diurno dello 

stabilimento industriale dolciario Maina Panettoni situato dal lato opposto della strada rispetto al 

campo fotovoltaico. Purtroppo, la copertura dello stabilimento non permette di installare impianti 

fotovoltaici integrati, per cui è stato indicato l’appezzamento di terreno nella Figura 

 

Figura 21: Immagine satellitare del terreno su cui sorge l'impianto 

L’appezzamento ha una superficie di 1,36ha e si trova ad un’altitudine pari a 325m s.l.m. 
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Il terreno è un terreno agricolo, infatti, vengono effettuate scelte progettuali tali da non depauperare 

il terreno. Così facendo, a fine vita dell’impianto, il terreno potrà essere facilmente ripulito ed 

essere pronto per le eventuali coltivazioni. 

Per questo, le strutture di sostegno dei pannelli sono formate da pali piantati nel terreno da un 

sistema georeferenziato senza l’utilizzo di calcestruzzo. L’unica zona in cui viene fatto un battuto in 

cemento armato è la platea per il basamento della cabina elettrica fotovoltaica. 

I cavi elettrici vengono posati in tubi corrugati interrati interrotti in punti strategici da pozzetti 

prefabbricati ispezionabili. 

Per mitigare l’impatto estetico e paesaggistico, l’impianto verrà circondato nel perimetro da siepi 

sempreverdi e il terreno verrà mantenuto a prato. 

Inoltre, è presente una recinzione di protezione contro i furti (internamente alla siepe) tale da lasciar 

entrare e uscire dall’impianto la fauna selvatica di grande e piccola taglia. 

Questi elencati sono particolari accorgimenti per evitare di compromettere l’equilibrio naturale 

degli animali selvatici: è sempre bene riuscire a coniugare gli interessi economici ed energetici 

mantenendo come primo obiettivo il rispetto della natura. 

L’area d’impianto, inoltre, è dotata di un sistema di illuminazione perimetrale per emergenze 

notturne e di un sistema di antifurto di ultima generazione. 

In particolare, il sistema di allarme utilizza l’intelligenza artificiale per riconoscere gli eventuali 

corpi che entrano all’interno della zona protetta. Grazie all’utilizzo di radar, combinati a telecamere 

PTZ (a 360°) e termocamere, è possibile il riconoscimento di un corpo e l’inseguimento della sua 

posizione in tempo reale. In base al corpo riconosciuto, viene lanciato l’allarme a seconda delle 

impostazioni del sistema di protezione. 
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5.2. Fabbisogno energetico dello stabilimento industriale e fonti di generazione 

interne esistenti 

Lo stabilimento industriale ha una potenza in prelievo contrattuale pari a 800kW. 

Il distributore, senza effettuare lavori di adeguamento della rete, ha concesso all’utente attivo di 

immettere sulla rete elettrica nazionale al massimo 500kW. 

Inoltre, lo stabilimento ha in funzione un cogeneratore a metano, sempre progettato e gestito da 

Albasolar, con taglia 530kW elettrici e 601kW termici. 

Il motore primo dell’impianto di cogenerazione è composto da un motore a combustione interna con 

ciclo Otto ad alta efficienza elettrica alimentato a gas naturale. Esso è accoppiato ad un alternatore 

sincrono raffreddato ad aria con tensione nominale di 400V, 50Hz. L’erogazione della potenza 

elettrica è modulabile dal 50% al 100% della potenza di targa. 

Inoltre, mediante uno scambiatore termico il calore derivante dall’olio di lubrificazione e dalla 

camicia del motore viene ceduto alle utenze termiche sotto forma di acqua calda. 

L’energia meccanica prodotta dal motore primo viene convertita in energia elettrica. Qualora 

l’energia elettrica prodotta sia superiore al fabbisogno dello stabilimento, il surplus viene immesso 

in rete attraverso la connessione alla rete di distribuzione MT. Viceversa, se il fabbisogno fosse 

maggiore dell’energia prodotta dal cogeneratore, verrebbe prelevata energia elettrica dalla rete. 

Anche i fumi di scarico del motore vengono recuperati in un generatore di vapore a recupero per 

produrre vapore saturo. 

Alla cogenerazione, dunque, viene aggiunta la produzione fotovoltaica. 
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L’organizzazione della produzione dello stabilimento non è costante durante l’arco dell’anno. Nei 

periodi dell’anno in cui lo stabilimento è a pieno regime, l’attività lavorativa è suddivisa su tre turni, 

dunque, la richiesta di energia elettrica è elevata durante tutto l’arco della giornata. 

Il portale del distributore mette a disposizione i consumi di energia attiva e reattiva misurati ogni 

quarto d’ora dal contatore di energia elettrica. Dunque, scaricandoli, è possibile effettuare dettagliati 

studi sui consumi. 

In particolare, la produzione dello stabilimento è suddivisa durante i mesi nel seguente modo: 

• Gennaio, febbraio, marzo: il fabbisogno di energia elettrica è molto elevato per la 

produzione dolciaria delle festività pasquali; 

• Aprile, maggio, fino alla metà di giugno: il fabbisogno elettrico è molto basso poiché la 

produzione è ferma; 

• Dalla metà di giugno fino alla fine dell’anno: la produzione è a pieno regime su tre turni per 

la produzione delle festività natalizie, di conseguenza anche il fabbisogno energetico è 

molto elevato. 

Grazie alla produzione industriale distribuita su tutto l’arco della giornata, l’installazione di un 

impianto fotovoltaico permette di diminuire notevolmente nelle ore diurne l’energia prelevata da 

rete. 

Dati riassuntivi del fabbisogno energetico mensile dello stabilimento: 
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Figura 22: Grafico andamento mensile del fabbisogno energetico 

 

5.3. Analisi della producibilità al variare delle condizioni ambiente e della 

tecnologia di inseguimento 

Vista la particolare forma del terreno, per ottimizzare gli spazi e dunque la potenza installata si 

sceglie la tecnologia ad inseguimento monoassiale Est-Ovest. 

Questa, permette al mattino di avere la faccia frontale dei pannelli rivolti verso Est (dove sorge il 

Sole) mentre alla sera rivolti verso Ovest (dove tramonta). Durante le ore notturne, il sistema di 

tracking ritorna nella posizione di partenza aspettando nuovamente il sorgere del Sole. 

Questo accorgimento permette di avere la classica curva a campana della produzione giornaliera più 

“quadrata” simile ad un trapezio isoscele grazie all’aumento di produzione nelle ore a più bassa 

irradianza come al mattino e alla sera. 

Inoltre, la tecnologia bifacciale accoppiata all’inseguimento come spiegato successivamente 

permette di ottimizzare al massimo la potenza prodotta per unità di superficie. 
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Da osservazioni empiriche effettuate sui campi fotovoltaici progettati dall’azienda Albasolar, si nota 

che durante le prime ore mattutine e quelle serali, quando gli inseguitori si trovano con un’elevata 

inclinazione, il riflesso di una determinata vela, seppur ridotto per il particolare trattamento 

antiriflesso dei moduli, riflette i raggi del Sole su quella di fronte aumentando in questo modo 

l’albedo dell’ambiente. Questa è una valutazione qualitativa siccome è un fenomeno di difficile 

modellizzazione matematica. Ciò è difficile da quantificare basti pensare che nemmeno le case 

costruttrici dei pannelli forniscono informazioni dettagliate in merito alle varie situazioni di 

riflessione. 

Il software PVSYST: impostazioni della modellizzazione 

Con l’ausilio del software PVSYST viene impostato il parco fotovoltaico composto da 1378 moduli 

bifacciali da 655kWp e 5 inverter multi-stringa per una potenza complessiva di 955kW. 

Successivamente viene calcolata la produzione dell’intero impianto tenendo conto delle perdite 

partendo dai pannelli fotovoltaici arrivando alla cabina elettrica del cliente collegata alla media 

tensione. 

N.B.: Le impostazioni elettriche utilizzate per la modellizzazione fanno riferimento alle scelte 

progettuali descritte in modo approfondito nel capitolo V. 

Dunque, si inizia impostando l’orientamento e la tipologia degli inseguitori solari: 
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Figura 23: Orientamento e tipologia degli inseguitori 

Successivamente viene rappresentato il sistema fotovoltaico inserendo: 

1. Le caratteristiche dei pannelli. In base ai dati forniti sul datasheet, il software disegna i 

grafici rappresentanti le caratteristiche elettriche al variare dell’irradianza e della 

temperatura. 

2. La definizione del sistema bifacciale: 

3. Le perdite elettriche 

4. Le perdite per sporcizia accumulata sui moduli: 

5. Il decadimento delle prestazioni dei moduli 

6. L’indisponibilità del sistema 

7. Il fabbisogno energetico 

8. La disposizione 3D dei moduli 

9. Limitazione della potenza immessa in rete: l’ulteriore parametro di impostazione si riferisce 

alla massima potenza immettibile in rete che per questo produttore attivo è limitata per 

richiesta del distributore a 500kW. 
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5.4. Confronti di producibilità con l’ausilio del software PVSYST 

I confronti che si effettuano in questo capitolo, si pongono l’obiettivo di analizzare come, due 

differenti tipologie di terreno sottostante al parco fotovoltaico, influenzino la producibilità 

dell’impianto in presenza di moduli fotovoltaici bifacciali. 

In particolare, in base a come sarà l’impianto, si studia il caso in cui il campo sia un prato; quindi, si 

fa riferimento all’albedo dell’erba verde, e al caso in cui eventualmente si decida di posizionare 

della ghiaia bianca per aumentare l’albedo. 

Questo permette di aumentare l’albedo e massimizzare l’energia riflessa sulla faccia posteriore dei 

moduli. 

Successivamente, a pari condizioni del terreno, si analizza la differenza di producibilità in presenza 

del controllo delle vele in modalità “backtracking” oppure in assenza del controllo. 

Il backtracking è una tecnologia di controllo che permette di ridurre o addirittura azzerare 

l’ombreggiamento tra le vele adiacenti. 

In particolare, l’inseguimento con backtracking durante l’arco della giornata si svolge nel seguente 

modo: 

1. Prima che sorga il Sole, i pannelli si trovano in una posizione orizzontale circa parallela al 

terreno; 

2. Quando il Sole sorge all’orizzonte, i pannelli ruotano fino a quando la loro superficie 

frontale non sia perpendicolare ai raggi del Sole. L’angolo raggiunto dai pannelli è tale per 

cui non si abbia ombreggiamento tra le vele. Questa fase viene chiamata in gergo 

“aggancio”; 



 

50 

3. Inizia dunque la fase di inseguimento: i pannelli seguono il tragitto del Sole durante tutto 

l’arco della giornata finché non raggiungono l’inclinazione limite speculare a quella di 

partenza; 

4. Quando l’inclinazione diventa troppo ampia e dunque si crea ombreggiamento con la vela 

posteriore, il controllo regola nuovamente la diminuzione dell’angolo di inclinazione dei 

moduli per evitare ombreggiamenti indesiderati. 

Con questo metodo però, l’angolo di incidenza tra i raggi del Sole e i pannelli in alcune fasi della 

giornata non è ottimale. Questo causa una diminuzione della produzione rispetto ad avere un angolo 

di inclinazione tra i raggi solari diretti e la normale ai moduli maggiormente vicino allo zero. 

Nel caso in cui non fosse presente il controllo del backtracking, le perdite dei pannelli non sono 

limitate solamente alla zona ombreggiata ma a tutta la superficie del modulo sottesa al diodo di 

bypass in cui sia presente almeno una cella ombreggiata. Senza un corretto controllo degli 

ombreggiamenti, le perdite elettriche dovute all’ombreggiamento peserebbero in modo importante. 

 

Figura 24: Suddivisione delle celle sui 3 diodi di bypass 

 

I moduli utilizzati, possiedono tre diodi di bypass come nella configurazione della Figura 55 

Questo permette in una disposizione a portrait, di dividere il pannello in 6 parti uguali in modo tale 

che, se una zona fosse ombreggiata, le restanti avrebbero potuto produrre in modo ottimale. Qualora 
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la metà inferiore del pannello fosse ombreggiata, i diodi permettono comunque la produzione di 

tutta la parte superiore. 

Per valutare l’efficienza di un impianto è utile definire l’indice di rendimento dell’impianto 

fotovoltaico in inglese performance ratio (PR): 

 

Questa relazione definisce il rapporto tra il rendimento effettivo e il rendimento teorico 

dell’impianto. Più il rapporto si avvicina al 100% e maggiore è la qualità dell’impianto. In inverno, 

il parametro tende ad assumere valori più elevati grazie alle basse temperature che permettono 

un’efficienza maggiore della conversione fotovoltaica. Di conseguenza in estate risulterà più basso. 

Un buon valore medio di PR si attesta tra il 60% e l’80%. Il PR solitamente diminuisce nell’arco di 

vita dell’impianto a causa del deterioramento delle prestazioni dei componenti. 

L’analisi del parametro su brevi periodi permette di individuare eventuali malfunzionamenti dovuti 

al degrado delle prestazioni dei componenti. 

In altre parole, il primo rapporto indica il numero di ore in cui l’impianto lavora alla sua potenza 

nominale per produrre l’energia misurata. Il secondo invece dimensionalmente è l’inverso del 

numero di ore necessarie a fare in modo che sull’impianto incida la radiazione misurata se 

l’irradianza solare fosse di 1000W/m
2
. 
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I grafici di sinistra, indicano la produzione normalizzata alla potenza di picco installata. Si nota 

ovviamente il caratteristico andamento a campana durante i mesi dell’anno della produzione 

fotovoltaica. Da notare però che le perdite dell’array fotovoltaico sono maggiori nei mesi estivi 

rispetto ai mesi invernali dovuto all’effetto delle temperature elevate delle celle. La stessa 

considerazione vale per le perdite di sistema in cui rientrano le perdite degli inverter. Qualora le 

temperature ambiente fossero molto elevate, gli inverter andrebbero in “derating”. Ciò significa che, 

per preservare i componenti interni dalle sovratemperature, il controllo del dispositivo riduce la 

potenza prodotta diminuendo di conseguenza l’energia fotovoltaica utile. È importante dunque 

posizionare gli inverter in luoghi freschi e al riparo dal Sole. Il derating accade con maggior 

frequenza anche quando la potenza di pannelli DC sia molto sovradimensionata rispetto alla 

potenza nominale dell’inverter. Questo perché in alcune condizioni si avrebbe un’eccessiva 

produzione di potenza, la quale creerebbe surriscaldamenti del convertitore che per autoproteggersi, 

inizierà a limitare la potenza prodotta. 

Dall’istogramma sopra rappresentativo del PR, seguono gli andamenti spiegati. Ovvero che, durante 

i periodi con temperature superiori il rapporto diminuisce rispetto ai periodi con temperature 

inferiori. Si nota che, nel caso di impianto su erba, il PR risulta inferiore (media 0,842) rispetto ad 

un impianto con un terreno ricoperto da ghiaia (media 0,869). Questo è dovuto al fatto che l’energia 

prodotta da un impianto su ghiaia è maggiore di un impianto su terreno lasciato incolto con erba. La 

motivazione risiede nel fatto che è presente una maggior riflessione sulla faccia posteriore dei 
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pannelli. Un impianto con maggiore albedo risulta quindi più performante rispetto ad un equivalente 

impianto con albedo inferiore.  

Sotto, vengono riportate le tabelle con i risultati complessivi ottenuti dalle simulazioni: 

 

È possibile estrapolare alcuni rapporti fondamentali riportati di seguito per comprendere quanta 

energia è utilizzata direttamente (autoconsumata) o venduta. 
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Per facilità di confronto, i risultati vengono inseriti nella seguente tabella: 

 

La differenza di energia prodotta tra il caso con erba e il caso con ghiaia è pari a 47,24MWh annui. 

Apparentemente sembrano pochi, ma nell’arco di vita trentennale di un impianto fotovoltaico, si 

arriva a produrre circa 1417MWh in più nel secondo caso. Ovviamente, questi risultati sono tanto 

più rilevanti quanto più si riesce ad aumentare il valore dell’energia riflessa sul retro. 

Questo aumento di energia prodotta è figlio dell’irraggiamento effettivo globale. Infatti, nel caso 

con ghiaia, i valori dell’irraggiamento effettivo globale aumentano grazie a valori di albedo al suolo 

superiori rispetto al caso con erba verde. 

In percentuale i valori non cambiano molto da una tipologia all’altra. Si ha comunque una riduzione 

della percentuale di energia acquistata di 0,45% nel caso in cui si depositi la ghiaia sul terreno. 

 

Dalla relazione precedente, si ottiene che l’incremento di produzione passando da un terreno con 

erba ad uno con ghiaia è pari al 3,1%. 

Da rilevamenti sperimentali, su impianti già in funzione da un paio di anni progettati da Albasolar 

S.r.l., confermano la differenza calcolata dalla simulazione tra un impianto bifacciale su terreno con 

ghiaia e un impianto con erba. 

CONFRONTO TERRENO ERBOSO CON E SENZA BACKTRACKING: 
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Figura 25: Erba con backtracking 
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Al termine del documento, vengono inseriti i diagrammi delle perdite delle 4 tipologie di impianto. 

Facendo un confronto tra le due simulazioni il PR è maggiore nel caso con backtracking perché si 

riesce ad ottimizzare meglio l’irraggiamento. Per contro, in base alle tabelle riassuntive dei valori, il 

sistema senza backtracking risulta più produttivo perché, nonostante le ombre che i moduli disposti 

sulla vela anteriore provocano sulla vela posteriore, durante le fasi in cui il Sole è basso, si trovano 

in una posizione maggiormente perpendicolare alla radiazione diretta. Complessivamente secondo 

questo algoritmo di backtracking, si riesce ad ottenere una produzione maggiore di energia elettrica 

rispetto al caso con backtracking. 

L’algoritmo che gestisce il backtracking, durante le ore in cui il Sole è più basso (al mattino e alla 

sera), posiziona i pannelli in modo piuttosto parallelo al terreno per evitare gli ombreggiamenti tra 

le vele. Questo riduce la quantità di radiazione solare diretta sulla superficie dei moduli aumentando 

in percentuale l’effetto della quantità diffusa. 

La radiazione diffusa fornisce un’energia inferiore rispetto a quella diretta creando dunque 

complessivamente una diminuzione di energia prodotta dall’impianto. 

SIMULAZIONE SENZA LIMITI DI IMMISSIONE IN RETE. 
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In questo caso il PR medio annuo risulta di valore superiore rispetto a tutti gli altri casi 

precedentemente analizzati. Questo è dovuto al fatto che, nei mesi di aprile e maggio, l’impianto 

può produrre alla massima potenza quindi, il rapporto di performance risulta elevato: in altre parole 

per ogni valore di radiazione esiste un valore proporzionale di energia prodotta. Inoltre, aprile e 

maggio sono due mesi in cui la produzione fotovoltaica risulta abbondante visto l’aumentare delle 

ore diurne e il buon irraggiamento a basse temperature. 

In questo caso, come illustrato nella Tabella 10 la quota autoconsumata e venduta subiscono in 

modo speculare una variazione di circa il 2%. 

 

La differenza di energia prodotta tra il caso con la limitazione di potenza in immissione di 500kW e 

il caso senza limitazione è pari a: 
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5.5. Analisi di producibilità al variare del parametro GCR 

Per poter spiegare meglio l’effettiva rendita di un sistema ad inseguimento monoassiale con 

backtracking e senza backtracking, si utilizza il parametro GCR definito nel seguente modo: 

 

Figura 26: Disposizione delle vele e rapporto di riempimento del suolo 

In questo progetto, siccome i moduli sono gli stessi per tutto l’impianto e la distanza tra le vele è 

fissata e pari a 5,25m, il GCR avrà un valore di: 

 

Il software propone un grafico dell’energia prodotta di un impianto al variare del parametro GCR. 

Dalla Figura 64, il backtracking risulta molto conveniente soprattutto nei casi in cui il GCR>65% 

ovvero quando le vele sono molto vicine e dunque l’ombreggiamento è molto invasivo sulla 

produzione. Ci sono però alcuni valori caratteristici in cui il controllo dell’inclinazione per 
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minimizzare l’ombreggiamento delle vele risulta ininfluente se non addirittura controproducente. I 

valori caratteristici sono: 

 GCR=35%; 

 GCR=45%; 

 GCR=65% 

Dal calcolo effettuato sopra, nel caso in esame, si riscontra che il GCR sia pressoché pari ad uno dei 

3 valori caratteristici appena elencati. Questo fatto è dimostrato dai confronti delle simulazioni 

effettuate nel caso di un impianto su prato con e senza backtracking. Si è ricavato infatti che la 

produzione nel caso sia presente il backtracking è leggermente inferiore a quella con il semplice 

algoritmo di inseguimento senza il controllo del backtracking. 

 

Figura 27: Disposizione delle vele e rapporto di riempimento del suolo 

6. Progettazione elettrica dell’impianto 

6.1. Le strutture di sostegno e la tecnologia ad inseguimento. 

La distanza di 5,25m tra le vele è stata individuata valutando la posizione del Sole durante le fasi 

dell’anno. 



 

60 

L’attenzione va riposta specialmente nei mesi invernali quando il Sole si trova ad un’altezza 

inferiore rispetto alle altre stagioni. Per valutare l’altezza del Sole, si è ricorso anche all’ausilio di 

un sito apposito “Sunearthtools” di cui viene riportato il link qui di seguito: 

https://www.sunearthtools.com/dp/tools/pos_sun.php.  

 

Figura 28: Altezza del Sole durante i mesi 

La condizione peggiore per la valutazione dell’ombreggiamento si ha il 21 dicembre che 

corrisponde al solstizio d’inverno. In questo giorno, alle 12, il Sole si trova all’altezza minima 

rispetto a tutti gli altri giorni dell’anno. Siccome l’impianto in esame avrà il controllo di 

backtracking, il calcolo sulla distanza delle vele viene effettuato tenendo in considerazione 

l’inclinazione ridotta gestita dal controllo. 

 

Figura 29: Rappresentazione degli angoli di inclinazione 

https://www.sunearthtools.com/dp/tools/pos_sun.php
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con: 

•  : lunghezza del ricettore solare (2,384m); 

•  : angolo massimo raggiungibile rispetto all’orizzontale del ricettore solare (55°); 

•     : è l’altezza del sole calcolata alle ore 12 del 21 dicembre. Si può ricavare nel seguente 

modo: 

 

con: 

•  : latitudine del sito fotovoltaico. In questo caso   vale 44,6°. 

Dunque: 

 

Sostituendo i valori nella relazione 46 si ottiene che nel caso peggiore, per non ottenere 

ombreggiamento tra le vele la distanza minima sarà pari a      = 4,85  . 

Tuttavia, per conformazione del campo si sceglie di distanziare le vele con una distanza pari a   = 

5,24  . 

La struttura è in acciaio zincato. L’aspetto importante è che non richiede basamenti in cemento 

quindi a fine vita i componenti sono smantellabili completamente, perciò, non è richiesta una 

bonifica del terreno. 
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L’installazione della struttura avviene piantando i pali di sostegno con l’ausilio di una macchina 

apposita che, grazie ad un sistema georeferenziato, pianta i pali nelle posizioni prefissate. 

Successivamente viene montato manualmente il telaio in acciaio a forma tubolare che ha la 

funzione di supporto dei moduli fotovoltaici. 

In ultima istanza, vengono collegati e cablati i pistoni elettrici che hanno lo scopo di attuare 

l’inseguimento del Sole. 

La compensazione del baricentro della vela è a carico degli stabilizzatori inerziali costituiti da 

zavorre in cemento che controbilanciano il peso della struttura. 

L’automazione delle vele è gestita tramite controllers che si scambiano informazioni sulla corretta 

posizione attraverso onde radio. In particolare, ogni vela possiede un pistone elettrico (attuatore) 

gestito dalla propria centralina situata accanto al pistone. Questa, riceve il segnale riguardo alla 

posizione ottimale e comanda il moto della vela. 

A monte del controllo di campo, è presente un sistema centrale che raccoglie le informazioni dalle 

vele e impartisce ordini sulla posizione ottimale dei pannelli sfruttando un algoritmo di 

ottimizzazione della producibilità. La comunicazione tra i due livelli (il campo con la centralina 

principale) avviene in modalità wireless. Ogni nodo può comunicare con gli altri e fungere da 

ripetitore per i nodi più distanti. 

Il motore elettrico a bordo vela che gestisce un pistone, è dotato di un sistema di diagnostica interna 

che comunica al sistema centrale un’eventuale anomalia. 

L’angolo di esposizione è monitorato costantemente da un inclinometro che fornisce un riscontro in 

tempo reale sulla corretta posizione della vela. 

Qualora la comunicazione venisse interrotta, viene generato un allarme. 
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Il controllo principale è gestito da un orologio astronomico, che grazie ad un database interno 

fornisce le informazioni sull’esatta posizione del Sole nell’arco della giornata ricavata grazie al 

GPS. 

Le centraline di campo installate sulle vele vengono alimentate dal centro di controllo principale, il 

quale possiede un alimentatore per la carica delle batterie e l’alimentazione istantanea delle cassette 

sparse per il campo. 

Le batterie hanno lo scopo di fornire continuità qualora ci fosse un’interruzione dell’energia 

elettrica proveniente dalla rete. 

È importante avere un’alimentazione continua per motivi di sicurezza. Basti pensare alla fortuita 

situazione in cui ci sia il vento forte e le vele rimangono bloccate con un’angolazione elevata perché 

rimaste senza alimentazione. Questo creerebbe snervamenti alle strutture e rotture dei moduli. 

Perciò risulta necessario riuscire a gestire in ogni situazione la posizione delle vele. 

Per far fronte alla problematica delle raffiche di vento, il sistema possiede anche un anemometro. 

Nel caso in cui ci fossero raffiche di vento, per evitare danni ai moduli e alle strutture, il sistema di 

movimentazione, inclina le vele in posizione di “bandiera” rispetto al vento. 

Come già introdotto, l’algoritmo del sistema di inseguimento, è dotato del cosiddetto “controllo del 

backtracking”. Questo sistema permette di mantenere la massima inclinazione possibile dei pannelli 

senza creare ombre sui moduli delle file posteriori. In particolare, questo controllo viene in aiuto al 

mattino e alla sera, riducendo l’angolo di inclinazione dei pannelli. 

6.2. La disposizione delle vele 

Le vele, ossia l’insieme di moduli disposti su una stessa fila, essendo montate su strutture ad 

inseguimento monoassiale Est-Ovest, vengono organizzate in modo tale che siano parallele alla 
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retta parallela al Nord e al Sud. In questo modo, i pannelli, grazie al movimento, riescono ad 

inseguire il Sole ad Est durante le ore mattutine fino ad Ovest al tramonto. 

Vista la forma particolare del campo su cui sorge il parco fotovoltaico, per aumentare la densità di 

potenza installata per unità di superficie e per rispettare le fasce di rispetto dai confini, si è costretti 

ad organizzare le vele con lunghezze irregolari: sono dunque presenti vele di lunghezze differenti. 

Sotto, viene rappresentata la planimetria con il posizionamento delle vele e dunque dei pannelli. 

 

Figura 30: Disposizione delle vele 

I moduli vengono installati in disposizione a “portrait”, di conseguenza, le strutture avranno il telaio 

organizzato in modo tale da riuscire ad installare i pannelli in questa configurazione. 
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6.3. Scelta dei pannelli fotovoltaici 

I moduli bifacciali utilizzati per questo impianto fotovoltaico sono della Canadian Solar con una 

potenza nominale di 655W. Il codice del modello del modulo è CS7N655MB-AG. Il numero totali 

di moduli utilizzati è pari a 1378 per una potenza totale di 902,59kWp. 

Sotto, nelle tabelle, vengono rappresentate le caratteristiche elettriche dei moduli ricavate dalla 

scheda tecnica ufficiale: 

 

 

Essendo bifacciali, viene anche definito il fattore di bifaccialità: 

 

Sotto, sono rappresentate invece le caratteristiche meccaniche dei moduli: 
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Le curve I-V fornite dal costruttore in funzione dell’irradianza e della temperatura rispecchiano le 

regole spiegate nell’introduzione della cella fotovoltaica utilizzando i tassi di variazione della 

corrente e della tensione in funzione della temperatura indicate nella Tabella. 

In particolare, si può notare che, l’incremento di irradianza provoca un significativo aumento di 

corrente fotovoltaica prodotta mentre una diminuzione della temperatura provoca un aumento della 

tensione. Per contro, la variazione di corrente prodotta in funzione della temperatura è di entità 

modesta per cui solitamente viene trascurata questa dipendenza. Stesso discorso vale per la 

variazione della tensione in funzione dell’irradianza. 

Queste dipendenze sono verificabili dai due grafici seguenti. 

Si può dunque intuire come, nei mesi primaverili come aprile e maggio, si abbia un’elevata 

produzione fotovoltaica grazie alle temperature moderatamente basse e la presenza di un buon 

irraggiamento. 



 

67 

 

Figura 31: Caratteristiche dei moduli scelti 

6.4. La scelta degli inverter 

Gli inverter adottati per la conversione DC/AC sono della tipologia chiamata “multi-string inverter” 

della Huawei. 

Per un corretto dimensionamento della potenza degli inverter con moduli bifacciali è necessario che 

venga rispettata la condizione      <          . Per questo la scelta è ricaduta su: 

• 1x SUN2000 215KTL-H0: P=215kW; 

• 4x SUN2000 185KTL-H1: P=185kW. 

Si ottiene quindi così una potenza           = 955   >      = 902,59   . 

Segue schema di principio dell’inverter scelto. 
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SCHEMA DI PRINCIPIO: 

 

Figura 32: Schema elettrico interno all'inverter 

Dati elettrici SUN2000 185KTL-H1: 

 

Come riportato nel grafico di figura 33, la curva del rendimento dell’inverter al variare della 

potenza erogata è piuttosto piatta a valori molto elevati. Però, siccome l’inverter non lavora sempre 

nelle condizioni migliori, grazie al parametro chiamato “rendimento europeo” si riesce a tenere 

conto delle prestazioni medie dell’inverter non basandosi solo sul rendimento massimo. 
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Perciò, il rendimento europeo è definito nel seguente modo: 

         = 0,03 ∙  5% + 0,06 ∙  10% + 0,13 ∙  20% + 0,10 ∙  30% + 0,48 ∙  50% + 0,20  ∙ 

 100% 

La relazione rappresenta un rendimento ponderato definendo i coefficienti moltiplicativi in base al 

punto di lavoro che statisticamente l’inverter andrà a funzionare. 

 

Figura 33: Curva di efficienza 

Gli ingressi degli inverter sono 18, suddivisi su 9 MPP trackers. 

Durante la progettazione, è fondamentale dimensionare le stringhe in modo tale da non superare la 

corrente massima in ingresso all’inverter (indicato sul datasheet) e fare in modo che la tensione di 

stringa, durante il normale funzionamento, abbia un valore compreso nel range di lavoro 

dell’ingresso MPPT. 
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Possibilmente sarebbe opportuno lavorare intorno al valore di tensione nominale in ingresso (1080V 

in questo caso). Dal grafico della curva di efficienza si vede che il rendimento è maggiore per 

tensioni di funzionamento maggiori. 

Per quanto riguarda l’uscita in corrente alternata, il datasheet indica come dev’essere la 

distribuzione elettrica: in questo caso tre fasi con l’aggiunta del conduttore di protezione (PE). 

La peculiarità di questi inverter è che erogano una tensione in uscita alternata pari a 800V 

richiedendo un adeguamento del suo valore tramite un trasformatore per poter essere allacciato alla 

rete. Verranno svolti approfondimenti nel paragrafo di riferimento sulla cabina elettrica. 

Lato DC 

L’inverter è dotato di 3 sezionatori a cui corrispondono 6 ingressi ciascuno. Questi, permettono di 

interrompere la corrente continua con l’obiettivo di sezionare gli ingressi durante le operazioni di 

manutenzione ordinaria e straordinaria per mettere in sicurezza elettrica il dispositivo. 

In ingresso, è bene verificare che la massima corrente erogata dalle stringhe collegate al 

determinato ingresso non superi il valore massimo consentito dal convertitore. Un valore troppo 

elevato in ingresso, oltre ad una certa soglia può rendere indeterminato il punto di funzionamento 

del convertitore DC/DC o, peggio ancora, danneggiarne l’input. 

Per quanto riguarda la tensione, sul datasheet viene indicato un range di funzionamento in cui 

l’ottimizzatore di potenza può lavorare. Oscillazioni di tensione delle stringhe dovute a condizioni 

meteo, ma contenute all’interno del range, non generano problemi al funzionamento efficiente 

dell’ottimizzatore. 

Sul datasheet è indicata la tensione di avvio: questa rappresenta il valore minimo di tensione che la 

stringa fotovoltaica deve avere per poter attivare la conversione della potenza dell’ottimizzatore. 
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La tensione massima indicata (pari a 1500V) informa il progettista che oltre quel valore, possono 

esserci problemi di isolamento a causa della sovratensione. 

Questi parametri di massima corrente in ingresso e di tensione permettono al progettista di 

organizzare l’array fotovoltaica in modo tale da far lavorare l’inverter sempre nelle sue condizioni 

nominali. 

Scelta la tipologia del pannello fotovoltaico, secondo le leggi dell’elettrotecnica, il parallelo delle 

stringhe deve fare in modo che la corrente risultante non sia superiore a quella massima ammissibile 

in ingresso all’inverter e che la serie dei moduli non crei una tensione superiore alla massima 

ammissibile. 

Per una progettazione a regola d’arte, è opportuno calcolare questi valori massimi nelle condizioni 

peggiori ovvero: alla massima irradianza per quanto riguarda la corrente fotovoltaica e alla minima 

temperatura per quanto riguarda le tensioni di stringa. 

Lato AC 

Dalla Tabella 16 si nota che la particolarità di questi inverter sia la tensione in uscita pari a 800V. 

Un valore di questo tipo, maggiore rispetto alla classica tensione trifase industriale di 400V, 

permette di dimezzare la corrente circolante nei cavi AC riducendo i costi dei cavi (siccome 

diminuisce la sezione) e riducendo anche le perdite per effetto Joule. In compenso però, un 

impianto dotato con questa tipologia di inverter, richiede un trasformatore per adattare la tensione 

da 800V a 400V oppure per elevarla a 15kV (in media tensione) come in questo progetto. 

I convertitori lavorano con fattori di potenza prossimi ad 1, però nel caso di grandi impianti, il 

distributore può richiedere di partecipare alla regolazione della potenza reattiva immettendo o 

assorbendo potenza reattiva. Infatti, il datasheet indica un range di fattore di potenza fino a ±0,8. 
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Da normativa, viene indicato anche il parametro THD che viene regolamentato ad un valore minore 

del 3%. Questo, permette di quantificare la distorsione armonica fornita dal convertitore alla rete 

elettrica. La distorsione si crea a causa della commutazione dei transistor all’interno dell’inverter 

che, se non dotati di filtri opportuni, rischiano di ridurre la qualità della tensione generando disturbi 

come ad esempio il flicker. 

Il THD è definito nel seguente modo: 

 

Dalla relazione, si nota che un dispositivo che lavora a basse tensioni e/o correnti, risulta 

maggiormente complicato possedere un THD basso poiché la fondamentale in proporzione possiede 

un valore inferiore rispetto alle altre componenti. 

Protezioni interne al convertitore 

La protezione anti-isola ricopre un ruolo fondamentale per la sicurezza dei lavoratori addetti alla 

manutenzione delle linee elettriche. Questa, permette di disconnettere l’inverter qualora ci fosse una 

mancanza di rete. 

 

Il distributore richiede questa protezione perché nel caso in cui ci fosse un guasto sulla rete e un 

manutentore intraprenda un lavoro sulla stessa, se tutti gli utenti attivi non fossero disabilitati 
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all’immissione di potenza in rete, l’operatore si troverebbe la linea in tensione rendendo fatale il suo 

intervento. 

Sono presenti anche protezioni di sovracorrente sul lato AC e protezioni contro la polarità inversa 

sul lato DC. 

Notevole importanza ricoprono gli scaricatori di sovratensione installati sia sul lato AC che quello 

DC. In un impianto fotovoltaico, vista la sua esposizione agli agenti atmosferici, nonostante gli 

accorgimenti durante il montaggio per limitare le tensioni indotte, gli inverter sono dotati delle 

protezioni contro le sovratensioni di manovra e atmosferiche. 

Un ruolo fondamentale ricopre la rilevazione della resistenza d’isolamento sul lato continua. Questa 

permette di rilevare se ci fossero delle perdite di isolamento sulle stringhe. Una perdita 

dell’isolamento creerebbe delle correnti continue vaganti che causerebbero la corrosione dei 

materiali metallici oppure addirittura dei cortocircuiti di stringa con un danneggiamento permanente 

del convertitore. 

Questa verifica viene svolta una volta al giorno appena prima dell’attivazione dei canali di ingresso. 

Qualora la resistenza di isolamento fosse inferiore a 35kΩ, il convertitore va in errore fino a quando 

il sistema non viene riparato. 

I dati meccanici 

Per questa tipologia di convertitori di potenze rilevanti, si sottolinea anche il raffreddamento ad aria 

forzata. L’inverter è dotato internamente di ventole, che in base alla temperatura interna del 

dispositivo, e quindi in base alla potenza convertita, ruotano a velocità variabile asportando il calore 

generato internamente. Un locale con basso ricircolo d’aria crea surriscaldamento alla macchina 

causando perdite di potenza maggiori inficiando il rendimento dell’impianto. 
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Questi dispositivi sono adatti anche per installazioni esterne preferibilmente in zone non esposte 

direttamente ai raggi del Sole. Infatti, possiede un grado di protezione (IP66) completamente 

ermetico a polveri e fumi e protetto contro forti getti d’acqua da qualsiasi direzione e da acqua di 

mare. 

 

 

Grazie alle nuove tecnologie di commutazione, i convertitori elettronici non immettono più 

componenti continue in rete, dunque non risulta più necessario dotare i dispositivi di trasformatori 

di isolamento. 
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6.5. Collegamento elettrico tra i moduli fotovoltaici: la “stringatura” 

La stringatura consiste nel collegare in serie un determinato numero di pannelli fotovoltaici in modo 

tale da avere una tensione in ingresso all’inverter adeguata all’accensione dell’ottimizzatore. 

Qualora si decidesse di collegare più stringhe in parallelo, la matrice di pannelli viene chiamata 

“array”. 

Come spiegato nella parte teorica, i collegamenti serie devono essere organizzati in modo tale che i 

pannelli collegati siano esposti il più possibile a condizioni ambiente omogenee. 

Inoltre, è necessario fare in modo di limitare la lunghezza dei cavi in corrente continua per 

diminuire le perdite per effetto Joule e il costo degli stessi. 

Questa tipologia di moduli possiedono due cavi di lunghezza 50cm ciascuno dotati all’estremità di 

connettori maschio o femmina nel caso in cui il polo sia positivo o negativo. Ormai, ogni pannello 

possiede i connettori in modo tale da velocizzare la procedura di collegamento tra pannelli oppure 

tra i cavi di stringa. 

È buona pratica non effettuare aggiunte di cavi all’interno della stringa ma sfruttare al meglio quelli 

in dotazione dai moduli per limitare le perdite, i costi ed eventuali guasti. Aumentando il numero 

delle giunte, aumentano anche i punti deboli dell’impianto con probabili guasti. 

I connettori in dotazione ai moduli sono del tipo MC4 autocrimpanti. Questa tecnologia di 

connettore rende univoco il collegamento serie tra i pannelli dal momento che l’accoppiamento tra 

due connettori della stessa specie risulta impossibile. Questo permette dunque, di non creare 

collegamenti errati all’interno delle stringhe. 

Vista la disposizione “a portrait” in una fila di pannelli sulle vele, il collegamento sul retro più 

opportuno è rappresentato nella Figura seguente. 
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Figura 34: Esempio tipico di collegamento serie dei moduli 

Si vede come venga realizzata la serie dei moduli ottimizzando al massimo la lunghezza del cavo in 

dotazione ai pannelli. Durante i cablaggi, è necessario che all’interno del connettore non entri 

umidità o gocce d’acqua che potrebbero danneggiare il sistema elettrico creando dispersioni verso 

terra. 

Inoltre, l’operatore deve assicurarsi che i cosiddetti maschio e femmina dei connettori autocrimpanti 

vengano inseriti correttamente in modo tale che la guarnizione presente alla base del connettore 

maschio faccia aderenza su quello corrisposto e non permetta l’ingresso di umidità o acqua. 

In questo impianto fotovoltaico, vista la tecnologia bifacciale, è necessario prestare attenzione alla 

disposizione dei cavi di stringa sul retro dei pannelli. Infatti, è consigliabile far correre i cavi lungo 

le cornici dei pannelli oppure nella fascia di mezzeria “non fotovoltaica” del modulo per non creare 

ombreggiamenti concentrati e ottimizzare il fattore di bifaccialità. 

Inoltre, per evitare sovratensioni indotte da origine atmosferiche, come i fulmini, è importante 

evitare ampie maglie con i cavi di stringa: quindi durante i cablaggi, il polo positivo e negativo delle 

stringhe dovrebbero correre lungo il campo il più vicino possibile. 

L’organizzazione della stringatura 

La stringatura del campo fotovoltaico avviene secondo i criteri di accoppiamento dell’inverter a cui 

fa riferimento. È necessario prendere le specifiche di tensione e corrente in ingresso degli inverter 
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scelti e fare in modo che le dimensioni della stringa siano compatibili con i limiti elettrici 

dell’inverter e dei cavi utilizzati. 

I valori da tenere in considerazione per il corretto dimensionamento sono i seguenti: 

• Corrente massima in ingresso per MPPT dell’inverter; 

• Tensione massima di ingresso; 

• Tensione di avvio dell’ottimizzatore di massima potenza; 

• Range operativo di funzionamento dell’ingresso; 

• Massima corrente di cortocircuito in ingresso per MPPT. 

Per questi inverter, se la corrente massima in ingresso fornita dai pannelli fosse maggiore di quella 

nominale a causa di un elevato irraggiamento, il convertitore limiterebbe il valore di corrente al 

valore massimo in ingresso senza causarne danni. Questo è valido finché non si supera la massima 

corrente di cortocircuito in ingresso. 

Per quanto riguarda le tensioni, il MPPT può ricercare il punto di massima potenza all’interno del 

range di tensioni indicate nella scheda tecnica del prodotto. È necessario avere in serie un numero di 

pannelli tali che forniscano una tensione maggiore della tensione di avvio del convertitore DC/DC 

posto all’interno dell’inverter. Il datasheet fornisce come indicazione anche un valore di tensione 

nominale come riferimento per un corretto dimensionamento della stringa. Sotto vengono riportate 

le tabelle con i valori di corrente e tensione delle stringhe del campo fotovoltaico progettato: 
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La tensione massima sopportabile dagli inverter in ingresso è pari a 1500V. Nella colonna 

denominata “tensione DC massima” è il valore di tensione a circuito aperto della stringa 
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fotovoltaica in seguito alla correzione per temperatura e irradianza. L’idea è di mettersi nelle 

condizioni peggiori per effettuare un buon dimensionamento. 

Si noti che, alcuni valori di tensione, sono superiori ai 1500V ammessi dagli inverter ma, si 

ritengono accettabili dal momento che la temperatura a cui avviene il calcolo è di -10°C (molto 

bassa) e l’apertura della stringa in ingresso all’inverter succede molto raramente. 

Nell’inverter 1, si nota che nell’MPPT3 e nell’MPPT4 la corrente in ingresso al singolo 

ottimizzatore è superiore alla corrente nominale in ingresso pari a 30A. Questo è accettabile a patto 

che non venga superata la massima corrente di cortocircuito in ingresso all’inverter vincolata a 40° 

(par. V.4: Tabella 16: Dati elettrici inverter). 

Qualora per questioni di ombreggiamento la corrente in ingresso superasse i 30A nominali, essa 

verrebbe limitata dal convertitore al valore limite. 

Come sottolineato nella spiegazione teorica sul funzionamento del sistema fotovoltaico, siccome il 

numero di MPPT è pari a 9, è opportuno collegare in serie i moduli aventi caratteristiche di 

installazione simili. 

Per esempio, se una zona è ombreggiata, è conveniente collegare in serie i moduli che appartengono 

alla stessa “tipologia” di ombra. Se la serie non fosse sufficiente, sarebbe possibile effettuare il 

parallelo in campo oppure utilizzare il secondo ingresso in dotazione all’inverter afferente allo 

stesso MPPT. 

Inoltre, il parallelo di stringhe con comportamento di ombreggiamento simile vanno collegate allo 

stesso MPP in modo tale che solo una frazione dell’inverter resti penalizzata dalla produzione. In 

questo modo, gli altri ottimizzatori potranno lavorare a pieno regime e ottimizzare la produzione 

fotovoltaica. 
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Nel caso di vele ad inseguimento monoassiale, la stringatura viene effettuata per vele. In altri 

termini, i moduli fotovoltaici installati su una vela saranno tendenzialmente collegati in serie. È 

opportuno non collegare in serie moduli appartenenti a due vele distinte perché a causa del 

movimento indipendente, l’eventuale differenza di inclinazione potrebbe causare perdita di 

rendimento su una porzione di stringa compromettendone l’intero collegamento. Solo in caso in cui 

la vela sia molto corta, vengono effettuati collegamenti serie ad un’altra vela ma, si avrà 

l’accortezza di rendere i movimenti delle due controllate allo stesso modo per evitare di avere 

fenomeni di mismatch. 

Al termine del documento viene riportata la planimetria rappresentante la stringatura. 

6.6. La posa dei cavi: le canaline grigliate e i tubi corrugati 

I cavi di stringa vengono alloggiati in canaline grigliate poste al di sotto dell’albero rotante delle 

strutture fotovoltaiche mentre i cavi di potenza degli inverter vengono posati interrati in tubi 

corrugati protettivi. 

Le canaline grigliate per i cavi di stringa sono costituite da acciaio saldato e zincate a caldo. Al di 

sopra viene posizionato un coperchio. La griglia permette l’entrata e l’uscita dei cavi in modo 

agevole e in qualsiasi punto lungo la sua lunghezza. Inoltre, permette una buona ventilazione per la 

dissipazione del calore dei cavi. La canalina utilizzata è rappresentata sotto nella foto: 

 

Figura 35: Canalina grigliata 
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La posa dei cavi interrati avviene all’interno di tubi corrugati in PVC appositamente progettati per 

la posa interrata di cavidotti. A seconda della quantità e della sezione dei cavi da posare all’interno, 

è necessario scegliere la sezione opportuna del corrugato. Le dimensioni interne dei tubi di 

protezione, dopo la posa interna dei cavidotti, devono permetterne la “sfilabilità” degli stessi (rif. 

norma CEI 64-8). 

Il diametro interno dei tubi circolari protettivi deve essere almeno 1,3 volte il diametro esterno 

circoscritto al fascio di cavi posati internamente. 

La guida 64-100/2 invece, richiede un diametro interno pari a 1,5 volte il diametro esterno 

circoscritto. 

 

Figura 36: Riempimento del tubo corrugato 

Il dimensionamento dei tubi corrugati posati deve essere effettuato nel seguente modo: 

• Stabilire il numero di cavi da posare internamente; 

• Determinare il diametro esterno di ogni cavo; 

• Definire il diametro medio del cerchio circoscritto che compone il fascio di cavi; 

• Moltiplicare per 1,5 volte il diametro trovato e scegliere un corrugato di diametro interno 

non inferiore al valore trovato. 

Un corretto dimensionamento del corrugato facilita la dissipazione del calore prodotto dai cavi 

diminuendone il deperimento degli stessi. I tubi corrugati, seguono un codice colore apposito. 
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Nel caso della distribuzione dell’energia elettrica il colore definito è il grigio. 

Ogni inverter in questo caso, possiede il suo corrugato dedicato alla posa dei propri cavi. 

I cavi di potenza degli inverter hanno una sezione per la fase pari a 185mm2 (vedere 

dimensionamento cavi di potenza). I cavi unipolari di fase vengono posati a trifoglio. 

 

Figura 36: Posa a trifoglio dei cavi 

La disposizione a trifoglio permette di rendere i mutui accoppiamenti tra le fasi simmetrici. Nel 

caso di una posa in piano invece, le mutue induttanze tra le fasi risultano diverse e quindi il 

comportamento magnetico dei cavi non è equilibrato. Purtroppo, nella realtà, durante la posa di cavi 

unipolari, si rende difficile mantenere i cavi in posa a trifoglio. Per questo si procede alla legatura 

degli stessi a passo di qualche metro. 

Il diametro circoscritto medio equivalente dei cavi è conservativamente calcolato pari a: 

D   = 2 ∙       = 2 ∙ 22,6 = 45,2   

Quindi il diametro interno del corrugato dovrà avere un valore di: 

                   = 1,5 ∙     = 2 ∙ 45,2 = 90,4   

In base ai calcoli appena fatti, il corrugato scelto avrà un diametro esterno pari a 125mm e un 

diametro interno pari a 106mm. In questo modo si rispetta la norma riguardante i cavi caricati e si 

ha lo spazio per il conduttore di terra. Quindi il rapporto: 
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La norma è rispettata! 

La posa dei corrugati interrati viene eseguita a seguito dello scavo grazie all’ausilio di un 

escavatore. La profondità di posa solitamente, essendo in un campo viene impostata a 0,8-1m. 

Nella sede dello scavo, viene gettato uno strato (o letto) di sabbia fine in modo da evitare lo 

sfregamento diretto tra il corrugato e il terreno. 

Successivamente, viene posato il tubo, gettata altra sabbia a formare un altro strato con la stesura di 

un nastro segnaletico di colore rosso come avvertimento per la presenza di cavi elettrici in tensione. 

La funzione di quest’ultimo, permette ad eventuali lavorazioni del terreno successive, di avvertire 

gli operatori che, al di sotto è presente un tubo con all’interno cavi elettrici. 

Il tutto viene poi ricoperto con la terra e ricompattato. 

In alcuni punti strategici del campo, vengono interrati anche pozzetti di ispezione in cui afferiscono 

i corrugati. Questi, facilitano le pose, gli eventuali sfili dei cavi ed hanno anche lo scopo di 

ispezionare facilmente tratti di tubazioni elettriche. 

6.7. I cavi solari 

I collegamenti tra i moduli e gli inverter, viene effettuata utilizzando i cavi solari con sigla 

H1Z2Z2-K. 

Questa tipologia di cavi possiede caratteristiche tali per poter essere installati in ambienti interni ed 

esterni anche bagnati e sono progettati per resistere ai raggi UV in modo continuativo. Garantiscono 

un funzionamento ottimale per almeno 25 anni (compatibile con il tempo di vita di un impianto 

fotovoltaico) in normali condizioni d’utilizzo. 
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Figura 37: Cavi solari 

Caratteristiche costruttive: 

• Conduttore: rame stagnato ricotto; 

• Isolante: elastomerico reticolato non tossico di qualità Z2; 

• Colore: naturale; 

• Guaina esterna: elastomero reticolato non tossico di qualità Z2; 

• Colore: Nero RAL 9005 (polo negativo) – Rosso RAL 3013 (polo positivo); 

• Classe di reazione al fuoco: Cca-s1b, d1, a1; 

• Zero alogeni; 

• Non propagante la fiamma; 

• Resistente ai raggi UV. 

Caratteristiche funzionali: 

• Tensione nominale Uo/U: 1/1 kVac, 1,5/1,5 kVdc; 

• Tensione massima Um: 1,2kVac, 1,8kVdc; 

• Tensione di prova: 6,5kVac, 15kVdc; 

• Massima temperatura di esercizio: 90°C; 

• Temperatura minima di posa: -25°C; 

• Temperatura massima di cortocircuito: 250°C; 

• Raggio minimo di curvatura: 6 volte il diametro del cavo. 

Segue tabella delle caratteristiche meccaniche ed elettriche di un cavo solare: 
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6.8. Criteri di dimensionamento dei cavi DC 

Per dimensionare correttamente una conduttura, è necessario verificare se la portata del cavo scelto 

è adeguata alla corrente di impiego e verificare che la caduta di tensione non sia maggiore di una 

certa soglia. La prima verifica è chiamata “criterio termico” mentre la seconda “criterio elettrico”. 

Criterio termico: 

In questo caso è richiesta la verifica della seguente disuguaglianza: 

   ≤    

Con: 

•   : corrente di impiego del circuito; 

•   : portata del cavo dipendente dalle condizioni ambiente e di posa. 

Nel caso del fotovoltaico: 

   = 1,25 ∙   ∙     
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•    : corrente di corto circuito del modulo fotovoltaico; 

• 1,25: è un fattore che tiene conto di un’irradianza superiore a 1000W/m2; 

•  : è il numero di stringhe del sottocampo poste in parallelo: nei calcoli di questo elaborato 

sarà posto pari ad 1 poiché non vengono collegate in parallelo stringhe in campo. 

   =   ∙  0 

•  : fattore equivalente che tiene conto delle condizioni ambiente e delle modalità di posa: 

Tabelle CEI UNEL 35026; 

•  0: portata del conduttore indicata dalla norma dei cavi solari in aria libera. 

In questo progetto, le stringhe vengono posate in canaline grigliate poste al di sotto dell’albero 

rotante delle vele. Dunque, il fattore k nel caso di posa su passerella perforata è composto da: 

  =  1 ∙  2 

Dove: 

•  1: fattore di correzione per temperature ambiente diverse da 60°C. La peculiarità dei cavi 

solari è che le tabelle indicano la portata nominale del cavo a temperature maggiori rispetto 

a quelle dei cavi comuni vista la loro caratteristica di dover resistere all’esposizione dei 

raggi UV e alle alte temperature presenti al di sotto dei moduli; 

•  2: fattore di correzione per gruppi di circuiti installati sullo stesso strato. 

Le 3 sezioni a cui si fa riferimento solitamente per il dimensionamento dei cavi di stringa sono il 

4mm
2
, il 6mm

2
 e il 10mm

2
. 

Solitamente, a livello di stringa, viene posta molta attenzione al criterio elettrico rispetto al criterio 

termico. Questo perché, le correnti di stringa in gioco generate dai pannelli sono relativamente 

basse e dell’ordine dei 10-20A. 
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Nella Tabella seguente, vengono riportati i risultati del criterio termico per il dimensionamento 

delle sezioni opportune del cavo solare. Le sezioni indicate, sono quelle a seguito dei ragionamenti 

sul contenimento della caduta di tensione spiegati successivamente nel paragrafo. 

I valori dei fattori correttivi utilizzati per il dimensionamento sono: 

•  1 = 0,92 -> si assume che la massima temperatura raggiungibile dai cavi posti all’ombra dei 

moduli, oppure in alcune zone alla radiazione diretta del Sole non superi i 70°C. 

•  2 = 0,72 -> il numero di circuiti massimo sullo stesso strato in cui un cavo di stringa può 

trovarsi a contatto è pari a 9. Di conseguenza il fattore di riduzione in questione avrà il 

valore indicato. 
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Nella Tabella proposta, le sezioni utilizzate per calcolare la portata del cavo sono state scelte in base 

al calcolo della caduta di tensione. La portata indicata da norma viene moltiplicata per i fattori 

correttivi. La corrente di impiego    viene moltiplicata per 1,25 per tenere in considerazione il fatto 

che ci possa essere un’irradianza superiore ai 1000W/m2. Inoltre, si effettua la verifica della portata 

considerando anche l’incremento del 20% indicato dal datasheet del modulo dovuto al guadagno 

della bifaccialità. 

In tutti i casi, il valore di portata del cavo è soddisfatto. Si è dimostrato come, per queste sezioni, il 

criterio maggiormente vincolante è la caduta di tensione dovuta alle elevate distanze. La formula 

per calcolare la caduta di tensione è: 

 

con   =  + +  -. In realtà, per un dimensionamento più accurato, viene calcolata la caduta di 

tensione utilizzando: 

•                    ; 

• •               in condizioni STC. 

 

Il coefficiente 1,25 serve per tenere conto di un’irradianza superiore a 1000W/m
2
. Per il calcolo 

della caduta di tensione, viene utilizzata la corrente nominale del modulo senza ulteriore incremento 

dovuto alla bifaccialità. 
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Dai calcoli effettuati sul foglio Excel le cui tabelle sono riportate sotto, indicano i valori di caduta di 

tensione per tre sezioni di cavo (4mm
2
, 6mm

2
, 10mm

2
). 

L’obiettivo è di avere un valore di caduta di tensione percentuale almeno sotto l’1,5% in modo tale 

da ripartire la restante differenza di caduta di tensione percentuale sui cavi dall’inverter al quadro di 

parallelo fotovoltaico in cabina per arrivare al 3% complessivo. Dunque, in base alla lunghezza 

della stringa viene scelta la sezione opportuna. 

Minore è la caduta di tensione percentuale e maggiore sarà il rendimento dell’impianto fotovoltaico. 

NB: La lunghezza di stringa in fase progettuale, viene misurata tramite la planimetria in scala sul 

software di Autocad. La misura avviene sovrapponendo le polilinee al passaggio reale dei cavi 

effettivi. Al valore trovato, viene aggiunto un 10% per tenere conto della posa reale che richiede 

maggiore ricchezza dei cavi di collegamento. Sotto, vengono indicate la caduta di tensione 

percentuale nelle condizioni peggiori per le 3 sezioni di cavo adeguate. La scelta della sezione 

opportuna a causa della caduta di tensione riporta la cella colorata in verde. Successivamente, per 

ogni inverter viene calcolata la caduta di tensione percentuale media nelle due condizioni, in base 

alla scelta di sezione effettuata. 

Seguono tabelle Calcolo cadute di tensione sulle stringhe 
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6.9. Dimensionamento dei cavi di potenza degli inverter (pag.137) 

I cavi dimensionati in questo paragrafo permettono il collegamento tra gli inverter e la cabina 

fotovoltaica con all’interno il quadro di parallelo di bassa tensione. 

Come spiegato nel capitolo relativo ai corrugati, questi cavi vengono posati in tubi a contatto nel 

terreno. La relazione per il dimensionamento della portata del cavo è: 

 

Con: 

-   : è la corrente di impiego del circuito scelta pari alla massima corrente alternata erogabile 

dall’inverter: il valore è indicato sul datasheet; 

-  0: è la portata del conduttore che dipende solamente dalle condizioni di posa; 

-   : è la portata del cavo dipendente dalle condizioni ambiente e di posa; 
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Nel caso di posa interrata, il fattore moltiplicativo k si arricchisce di ulteriori due coefficienti 

rispetto alla posa in aria. Dunque, in formule: 

 

Dove: 

-  1: fattore di correzione per temperature del terreno diverse da 20°C; 

-  2: fattore di correzione per gruppi di circuiti installati sullo stesso piano o nello stesso 

corrugato; 

-  3: fattore di correzione per profondità di posa diversa da 0,8m; 

-  4: fattore di correzione per resistività termica diversa da 1,5 ( ∙ )/  

Il cavo di collegamento inverter e cabina fotovoltaica è in alluminio. Secondo la norma CEI UNEL 

35026 per i cavi interrati per calcolare la portata di un cavo in alluminio, è sufficiente moltiplicare 

la portata del conduttore in rame per il fattore 0,78. Infatti, prendendo ad esempio un cavo di 

sezione pari a 185mm2 in rame in posa interrata a 20°C si ha una portata pari a 323A. 

Moltiplicando per 0,78 si ottiene una portata di 252A nelle stesse condizioni di posa. Questo è 

anche confermato dal software utilizzato in azienda per il dimensionamento delle condutture. 

Viene di seguito calcolata la portata dei cavi di potenza di collegamento degli inverter con la cabina 

fotovoltaica avendo scelto un cavo di sezione da 185mm
2
: 

 

Le assunzioni per il dimensionamento dei cavi sono le seguenti: 



 

93 

-  1 = 0,89 siccome si considera una temperatura del sottosuolo gravosa fino a 35°C; 

-  2 = 1 per considerare 3 cavi caricati a contatto all’interno del corrugato;  

-  3 = 0,89 si considera una profondità di posa media pari a 1m; 

-  4 = 1 considerando una resistività termica del terreno pari a 1,5 ( ∙ ) / . 

La portata del cavo I0 viene considerata per una posa di un cavo interrato a 20°C. La 

determinazione dei coefficienti di riduzione della portata, spesso sono difficili da determinare. Si 

pensi ad esempio la resistività termica del terreno è di difficile determinazione senza un’analisi 

approfondita sulle caratteristiche del terreno. 

Anche per quanto riguarda la profondità di posa, ad esempio, si può stimare un valore medio 

siccome nella realtà, è difficile determinare con precisione in ogni situazione la giusta profondità. 

6.9.1. Calcolo della caduta di tensione 

Per quanto riguarda la tratta di cavo dai convertitori alla cabina, ci si pone l’obiettivo di avere una 

caduta di tensione inferiore o uguale all’1,5% in modo tale da rimanere nel 3% complessivamente 

tra circuito DC e circuito AC. 

 

La formula per calcolare la caduta di tensione trifase è la seguente: 

 

Dove: 

-  : resistenza per unità di lunghezza [Ω/  ]; 

-  : reattanza per unità di lunghezza [Ω/  ; 
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-  : corrente di impiego del convertitore [A]; 

- cos   , sin  : fattori che dipendono dallo sfasamento di tensione e corrente. Gli 

- inverter lavorano a cos   ≅ 1 di conseguenza il contributo reattivo del cavo è poco influente 

sulla caduta di tensione percentuale; 

-  : lunghezza della tratta [m]; 

-  : tensione di funzionamento. In questo caso è pari a 800V. 

Utilizzando la relazione sopra descritta, si crea la Tabella seguente per il calcolo della caduta di 

tensione. 

 

Si nota che, la caduta di tensione per ogni convertitore è al di sotto del limite impostato pari 

all’1,5% perciò, la sezione del cavo è adeguata all’applicazione. Qualora il valore relativo alla 

caduta di tensione fosse maggiore dell’1,5%, è necessario aumentare la sezione. 

In realtà, la norma prevede che la caduta di tensione massima ammissibile sia al massimo pari al 

4%. È facilmente intuibile che minore è la caduta di tensione sui cavi, maggiore sarà l’efficienza del 

sistema. 

6.9.2. Tipologia di cavo AC 

Per quanto riguarda i cavi di potenza di collegamento degli inverter alla cabina, vengono utilizzati 

cavi di tipologia ARG16R16 della Baldassari Cavi. Esso, possiede le seguenti caratteristiche 

meccaniche: 

- Conduttore flessibile di rame rosso ricotto classe 5; 
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- Isolamento in HEPR di qualità G16; 

- Riempitivo in materiale non fibroso e non igroscopico; 

- Guaina in mescola termoplastica tipo R16; 

- Temperatura massima di esercizio: 90°C; 

- Temperatura massima di cortocircuito per sezioni fino a 240mm2: 250°C; 

- Temperatura massima di cortocircuito per sezioni oltre 240mm2: 220°C; 

- Temperatura minima di esercizio (senza shock meccanico): -15°C; 

- Temperatura minima di installazione e maneggio: 0°C. 

Le caratteristiche elettriche sono: 

- Tensione nominale U0=600V(AC)/1800V(DC); 

- Tensione nominale U=1000V(AC)/1800V(DC); 

- Tensione di prova 4000V; 

- Tensione massima Um=1200V(AC)/1800V(DC); 

- Classe di prestazione di reazione al fuoco CPR: Cca-s3, d1, a3. 

6.9.3. Dimensionamento degli interruttori 

Gli inverter internamente possiedono la protezione contro le sovracorrenti lato AC, ma è necessario 

inserire a protezione degli stessi e dei cavi i dispositivi di protezione quali interruttori 

magnetotermici oppure fusibili. 

I dispositivi di protezione posti a monte dei generatori vengono battezzati secondo la CEI 0- 16 e la 

CEI 0-21 “dispositivi di generatore” (abbreviati “DDG”). 

In questo progetto, i dispositivi di generatore utilizzati sono interruttori magnetotermici scatolati. 

Per la scelta degli interruttori, è necessario che siano rispettate le seguenti condizioni: 
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Con: 

-   : corrente di impiego; 

-   : corrente nominale dell’interruttore; 

-   : portata della conduttura; 

-   : corrente convenzionale di sicuro intervento. 

La     è legata alla corrente nominale    del dispositivo. Le norme per gli interruttori 

magnetotermici, CEI 17-5 per gli interruttori regolabili, e la CEI 23-3 per gli interruttori non 

regolabili, stabiliscono che: 

 

  : taratura dell’interruttore regolabile. Essa al massimo sarà pari a   . Scegliendo quindi un 

interruttore con corrente nominale inferiore a    si è quindi sicuri che: 

 

Se un interruttore è costruito seguendo le norme, non è necessario conoscere il valore di   . Diverso 

invece è il caso dei fusibili. Gli altri parametri da prendere in considerazione per il 

dimensionamento di un interruttore sono: 
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- Potere di interruzione nominale di servizio in cortocircuito (Ics): la norma CEI EN 60947-2 

fornisce la seguente definizione: “È il valore della massima corrente di cortocircuito che 

l’interruttore è in grado di stabilire ed interrompere per 3 volte (secondo il ciclo O-t-CO-t-

CO), alla corrispondente tensione nominale di impiego.” Normalmente questo valore è 

dichiarato dal costruttore in percentuale rispetto al potere di interruzione estremo di 

cortocircuito Icu; 

- Potere di interruzione nominale in cortocircuito (Icn) (norma CEI 23-2): “È il valore della 

massima corrente di cortocircuito assegnato dal costruttore che l’interruttore è in grado di 

interrompere per 2 volte (secondo il ciclo O-t-CO), sotto specifiche condizioni; queste non 

comprendono, dopo la prova, l’attitudine dell’interruttore a portare una corrente di carico.” 

L’Icn necessita un corrispondente potere di cortocircuito di servizio; 

- Potere di interruzione nominale estremo in cortocircuito (Icu): CEI EN 60947-2: “È il valore 

della massima corrente di cortocircuito che l’interruttore è in grado di stabilire ed 

interrompere per 2 volte (secondo il ciclo O-t-CO), alla corrispondente tensione nominale di 

impiego. Le condizioni previste per la verifica dell’interruttore dopo il ciclo di interruzione 

O-t-CO “non includono” l’attitudine dell’interruttore stesso a portare con continuità la sua 

corrente nominale.” Questo valore è indicato come la corrente di cortocircuito presunta 

interrotta espressa in kA. In corrente alternata, è il valore efficace della componente 

simmetrica. 

Un interruttore se subisce correnti di cortocircuito inferiori ad Ics rimane in servizio. Per valori di 

corrente comprese tra Ics ed Icu l’interruttore è in grado di aprire il circuito ma potrebbe non essere 

idoneo a riprendere il normale servizio. 

Quindi, per il dimensionamento di un interruttore è necessario conoscere la corrente di cortocircuito 

massima alla barratura per poter dimensionare correttamente il dispositivo. In questa condizione, il 
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cortocircuito peggiore che possa accadere si ha appena a valle del dispositivo di protezione in cui la 

resistenza del circuito di guasto è minima e quindi la corrente è la massima possibile. 

In questo caso, avendo il trasformatore che eleva la tensione da 800V a 15000V, la corrente di 

cortocircuito è determinata dallo stesso. Come verrà spiegato nel seguito, la corrente di 

cortocircuito dipende dal valore della Vcc% del trasformatore che in questo caso sarà pari a: 

 

Inoltre, è necessario verificare che l’energia specifica passante dell’interruttore sia inferiore a quella 

massima tollerabile dal cavo ( 2  ≤  2 2
) nell’ipotesi di adiabaticità del cavo. Utilizzando lo stesso 

dispositivo per la protezione contro il sovraccarico e il cortocircuito, l’energia specifica passante 

dell’interruttore non incrocerà mai la curva del cavo nella zona termica. La verifica va effettuata 

nella parte relativa al cortocircuito. In realtà, gli interruttori di ultima generazione sono limitatori di 

corrente, dunque, la disuguaglianza risulta essere facilmente soddisfatta. 

Il dispositivo di protezione che soddisfa tutte le disuguaglianze sopra riportate è il T4V-HA 250 

TMA 200-2000 3p F F 800V AC dell’ABB. 

L’interruttore, dotato di sganciatore magnetotermico, possiede i seguenti dati di targa: 

- In=200A; 

- Icu=Ics=25kA; 

- V=1000V. 

L’interruttore è dotato di sganciatore TMA200 con cui è possibile, tramite una vite, regolare la 

soglia termica (Ir) e la soglia magnetica (Im). 

La soglia termica è regolabile in 5 step partendo da 0,7In fino al valore massimo che equivale ad In. 

La soglia magnetica invece, a sinistra, permette di regolare l’intervento magnetico da 5In fino a 
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10In. Con quest’ultimo valore, si ottiene un funzionamento equivalente alla cosiddetta curva C. In 

questo progetto è stata scelta la prima tipologia di sganciatore. 

La protezione dei cavi in alternata e del convertitore, in base a quanto detto nei capitoli dedicati, si 

sceglie dunque la regolazione mostrata in Tabella seguente. 

 

Per quanto riguarda invece la soglia di intervento magnetico, la regolazione si imposta al valore di 

10Ir. A monte dei dispositivi di generatore, viene inserito un dispositivo generale di quadro che 

funge da dispositivo di interfaccia (DDI) come richiesto dalla norma CEI 0-16. 

Questo dispositivo, oltre al normale compito di protezione magnetotermica generale di quadro, è 

affiancato alla protezione di interfaccia (PI). Quest’ultima, istante per istante, controlla i parametri 

di rete come imposto dal distributore di energia elettrica e, qualora i parametri uscissero fuori dal 

campo di accettazione, invia il segnale di apertura del DDI. 

Il dispositivo di interfaccia scelto è ABB E2.2S E9 1250 EkipDip LSI con i seguenti dati di targa: 

- In=1250A; 

- Icu=50kA; 

- Im=15kA; 

- V=1000V 

La chiusura dell’interruttore è governata da una molla che viene caricata opportunamente da un 

motore presente internamente. L’interruttore è dotato di sganciatore elettronico in corrente alternata 

(EKIP/DIP-LSI) con l’aggiunta di quattro contatti ausiliari in posizione di aperto e chiuso. 
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Questi contatti solitamente vengono utilizzati per ricevere o fornire informazioni sullo stato 

dell’interruttore oppure per comandare tramite relè altri dispositivi in funzione dello stato 

dell’interruttore. 

La corrente massima che è tenuto a sopportare è pari a: 

 

La corrente regolata sarà dunque pari a: 

 

Il valore di corrente relativo alla soglia magnetica: 

 

6.9.4. La protezione differenziale 

Il sistema di distribuzione è a tre poli del tipo TN-S ma con il neutro non distribuito. 

Qualora il calcolo della corrente di cortocircuito fase-terra calcolata tramite l’anello di guasto 

risultasse inferiore alla soglia magnetica impostata negli interruttori, è obbligatorio inserire una 

protezione differenziale. 

In questo impianto, almeno una protezione differenziale viene inserita, quindi non risulta necessario 

il calcolo della corrente di guasto circolante in un anello di guasto. 
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Per potenze elevate, viene scelto un differenziale esterno con toroide separato il quale rileva 

eventuali dispersioni verso terra della corrente. Interviene dunque, qualora la corrente dispersa sia 

superiore alla soglia impostata. 

Il toroide avvolge completamente la barratura del quadro. In assenza di dispersioni il flusso interno 

è nullo quindi il funzionamento è corretto. Qualora il flusso fosse diverso da zero, significa che è 

presente un’anomalia e interviene la protezione differenziale. 

Siccome i convertitori modulano ad alta frequenza, è necessario tenere la soglia impostata in 

corrente ad un valore almeno superiore a quella indicata sui datasheet degli inverter. 

Durante un guasto a terra, gli inverter potrebbero generare corrente DC quindi sarebbe necessario 

un differenziale di tipo B sensibile anche a questa componente. 

I costruttori dei moderni inverter, seppur senza trasformatore, dichiarano che i propri prodotti non 

generano corrente DC dunque, il costoso tipo B può essere sostituito da un normale tipo A 

Gli inverter SUN2000-185KTL-H1 genera verso terra una corrente di dispersione di 1850mA 

mentre il SUN2000-215KTL-H0 2150mA. 

La corrente dispersa dai convertitori è causata dalle sollecitazioni delle capacità parassite verso terra 

che, a causa dell’elevata frequenza di commutazione, la loro impedenza diminuisce creando quindi 

per le armoniche una richiusura nel terreno facilitata. 

Dunque, la corrente dispersa complessiva sarà pari a: 
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Di conseguenza, sarà necessario impostare la soglia differenziale ad un valore appena superiore al 

valore di corrente   . La soglia impostata sarà pari a 9,7A. 

6.9.5. Schema unifilare di potenza della cabina fotovoltaica 

Viene riportato di seguito un pezzo di schema unifilare di cabina riguardante la parte interessata di 

potenza degli inverter. 

 

6.9.6. Il trasformatore 

Il trasformatore viene dimensionato in modo tale da massimizzare il suo rendimento durante la 

normale produzione fotovoltaica. Lo scopo del trasformatore è quello di elevare la tensione da 

800V in uscita dagli inverter al valore di 15000V per l’allacciamento in cabina MT dell’utente. 

Questa soluzione viene inoltre adottata anche per fare in modo di limitare le perdite di trasporto dal 

momento che le correnti circolanti su un cavo di media tensione, a pari potenza sono inferiori a 

quelle in bassa tensione. 

Per il corretto dimensionamento del trasformatore, le condizioni da rispettare sono le seguenti: 

 

Per avere il massimo rendimento della macchina, si dimostra che     =    . 
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La potenza dell’impianto è pari a: 

 

La potenza nominale degli inverter è pari a: 

 

Per avere invece un buon sfruttamento della macchina durante le fluttuazioni di produzione 

fotovoltaica, si dimensiona la potenza nominale del trasformatore tale che: 

 

Come carico convenzionale (Cconv) si sceglie la potenza DC installata. Come scelta è valida in 

modo tale da far lavorare intorno al punto di massimo rendimento il trasformatore durante la piena 

produzione. Le variazioni di produzione oscilleranno intorno al punto di lavoro nominale. 

Ovviamente, quando si ha poca produzione fotovoltaica la macchina lavorerà in un punto non ideale 

a livello di rendimento. Dunque: 

 

Il coefficiente     tiene conto della cifra di perdita del trasformatore. In questo caso la si sceglie: 

 

Scegliendo un trasformatore di taglia: 
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Allora la relazione: 

 

è verificata. Ora prendendo in considerazione la seconda relazione: 

 

che, numericamente: 

 

Tutte le disuguaglianze da rispettare per il corretto dimensionamento sono rispettate dunque la 

taglia corretta del trasformatore è pari a 1250kVA. La potenza nominale del trasformatore scelto è 

maggiore rispetto alla taglia dell’impianto in ottica futura di nuovi ampliamenti dell’impianto 

fotovoltaico. Tuttavia, ad oggi, questo dimensionamento permette al trasformatore di lavorare per 

un elevato numero di ore ad una potenza compresa tra il 50% e il 70% della sua taglia. In questo 

range il rendimento risulta massimo. 

Il trasformatore scelto avrà le seguenti caratteristiche tecniche: 

- Tensione: 0,8/15kV; 

- Potenza 1250kVA; 

-     = 950 ; 

-     = 10  ; 

-    % = 6%; 
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-  0 = 0,2%; 

-      =1 = 99,18%; 

- Tensione di isolamento 24kV; 

- Sistema di raffreddamento: ONAN (olio naturale, aria naturale). 

Trascurando l’impedenza di rete a primario, con buona approssimazione, la corrente di cortocircuito 

trifase al secondario avrà un valore pari a: 

 

Da questo dato appena ricavato è stato possibile quindi dimensionare il potere di interruzione degli 

interruttori del quadro di bassa tensione della cabina fotovoltaica. Il potere di interruzione degli 

interruttori dovrà essere superiore alla corrente di cortocircuito massima    2 appena calcolata. 

In realtà, conoscendo la tipologia dei cavi che collegano il locale consegna con la cabina 

fotovoltaica, è possibile calcolare l’impedenza equivalente che limita la corrente nel caso di un 

cortocircuito trifase appena a valle del trasformatore. Sotto vengono riportate le formule con a 

seguire le tabelle riassuntive dei risultati: 

 

Dalla norma CEI 11-25 (CEI EN 60909-0): 
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Nella Tabella seguente vengono calcolati i valori di impedenza relative ai collegamenti dalla cabina 

di consegna alla cabina fotovoltaica: 

 

Dalla Tabella che segue, invece, vengono effettuati i calcoli per calcolare i valori di impedenza dai 

dati di targa del trasformatore: 
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Nella Tabella successiva vengono sommati i contributi di resistenza e reattanza riportati a 

secondario del trasformatore: 

 

 

Si noti come la corrente di cortocircuito a secondario Icc2 sia di poco inferiore a quella calcolata 

con il metodo semplificato ottenendo il valore di 15,05kA. 
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Il metodo semplificato è utile per stimare in modo conservativo la corrente di cortocircuito di un 

trasformatore. 

6.9.7. Dimensionamento della cella di media tensione 

La cella di media tensione in uscita dalla cabina deve avere le seguenti caratteristiche elettriche: 

 

La cella però presenta le seguenti caratteristiche: 

 

La progettazione di una cella di media è standard. 

In questo caso la cella è molto compatta: presenta un arrivo linea da rete e una partenza con 

interruttore verso il trasformatore. Dall’arrivo linea è presente un sezionatore per l’eventuale messa 

a terra durante le operazioni di manutenzione. Nella cella della partenza verso il trasformatore è 

presente un interruttore automatico (QAB) gestito dalla protezione generale (PG) (Figura 96). La 

PG ha lo stesso compito della PI nel quadro di bassa tensione. 

La protezione generale, presenta le seguenti protezioni: 49-50/51-50N/51N-59N-67N-BF. 

Per la continuità del servizio, è presente un UPS il quale permette di mantenere alimentato il 

sistema di protezione anche in assenza di rete. Qualora venisse meno la continuità della rete, viene 

immediatamente aperto l’interruttore generale QAB della cella. 
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6.9.8. Dimensionamento dei cavi di media tensione 

Un cavo di media tensione solitamente è costituito da: 

- il conduttore: solitamente rame o alluminio a forma rotonda o settoriale; 

- strato semiconduttivo interno con lo scopo di uniformare il campo elettrico evitando 

intensificazioni locali dovute alla rugosità superficiale; 

- isolante: in gomma EPR o XLPE; • semiconduttore esterno; 

- Schermo metallico che collegato a terra confina il campo elettrico all’interno del cavo; 

- Armatura realizzata da fili o nastro in acciaio per fornire ulteriore resistenza meccanica; 

- Guaina esterna in Politene, PVC o ad esempio AFUMEX di colore rosso. A livello elettrico, 

è necessario considerare le tensioni nominali e la portata. 

- Tensione U0: tensione nominale di riferimento per l’isolamento a frequenza di esercizio tra 

un conduttore isolato e la terra (tensione di fase); 

- Tensione U: tensione nominale di riferimento per l’isolamento a frequenza di esercizio 
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- Tensione Up: tensione di tenuta dell’isolante a un impulso atmosferico. Questo parametro è 

espresso in kV alla cresta dell’impulso. 

Come per i cavi in bassa tensione, l’altro parametro fondamentale è la portata del cavo. Essa 

dipende da: 

- Tipologia di isolante; 

- Le perdite nel conduttore, nell’isolante e nella guaina; 

- La temperatura ambiente; 

- Il tipo di posa: interrata, in aria, in tubo; 

- La modalità di posa: verticale, orizzontale, numero di conduttori adiacenti. fra due 

conduttori isolati del cavo (tensione concatenata); 

6.9.9. Scelta dei cavi in funzione delle tensioni 

Un cavo è caratterizzato dalle tensioni U0/U in kV efficaci. Oltre a queste tensioni nominali, è bene 

tenere in considerazione che, nei sistemi a neutro isolato o connesso a terra mediante impedenza 

durante un guasto fase-terra, la tensione sulle fasi sane aumenta fino a 1,73 volte la tensione 

concatenata. Questo, sollecita il dielettrico del cavo tanto più è la durata del guasto riducendone 

quindi la vita del cavo. 

In commercio, si trovano cavi con i seguenti valori di U0/U: 

- 1,8/3kV; 

- 3,6/6kV; 

- 6/10kV; 

- 8,7/15kV; 

- 12/20kV; 

- 18/30kV. 
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Rispettivamente, la massima tensione concatenata che può svilupparsi tra due conduttori di fasi 

diverse alla frequenza di esercizio ha i seguenti valori: 

- 3,6kV; 

- 7,2kV; 

- 12kV; 

- 17,5kV; 

- 24kV; 

- 36kV. 

Siccome la tensione MT per questo impianto è pari a 15kV, la tensione di riferimento di isolamento 

per il cavo scelto è il 12/20kV. Si noti che la tensione nominale in modo tale da riuscire a resistere 

ad eventuali sovratensioni di guasto. La posa dei cavi MT unipolare avviene con disposizione a 

trifoglio, interrati, a 1 metro di profondità. 

Il cavo unipolare avrà la seguente sigla: RG7H1R. In cui: 

- R: conduttore a corda rigida rotonda, normale o compatta; 

- G7 (natura dell’isolamento): mescola a base di gomma etilenpropilenica ad alto modulo con 

temperatura caratteristica di 90°C; 

- H1 (schermo): schermo a nastri o piattine o fili di rame; 

- R (guaina): guaina a base di polivinilcloruro, qualità TM1, TM2, qualità Rz. 

La lunghezza di cavo necessaria per collegare la cabina fotovoltaica alla cabina di consegna del 

cliente sono pari a 250 metri. Ricordando che, la corrente di impiego MT è pari a: 

 

Si sceglie un cavo di sezione 1x95mm
2
. 
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Questo, da norma, a temperatura ambiente di 20°C, profondità di posa 0,8m, resistività termica del 

terreno 1,5 ∙ / , temperatura massima del conduttore 90°C, ha una portata pari a 276A. Anche in 

questo caso il calcolo della portata va eseguito secondo i criteri utilizzati per il dimensionamento 

dei cavi BT: 

 

Con: 

-   : è la corrente di impiego del circuito; 

-  0: è la portata del conduttore che dipende solamente dalle condizioni di posa; 

-   : è la portata del cavo dipendente dalle condizioni ambiente e di posa; 

Nel caso di posa interrata, il fattore moltiplicativo k si arricchisce di ulteriori due coefficienti 

rispetto alla posa in aria. Dunque, in formule: 

 

Dove: 

-  1: fattore di correzione per temperature del terreno diverse da 20°C; 

-  2: fattore di correzione per gruppi di circuiti installati sullo stesso piano o nello stesso 

corrugato; 

-  3: fattore di correzione per profondità di posa diversa da 0,8m; 

-  4: fattore di correzione per resistività termica diversa da 1,5  ∙ /  . 

Per il dimensionamento si prendono in considerazione i seguenti valori di riduzione della portata: 
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-  1 = 0,93 considerando una temperatura diversa dai 20°C; 

-  2 = 1 il cavo verrà posato in un tubo corrugato in assenza di altre condutture; 

-  3 = 0,8 il cavo verrà posato ad una profondità media del terreno con una profondità 

superiore a 0,8m; 

-  4 = 1 si assume una resistività termica del suolo pari a 1,5 ∙ / . 

La portata sarà dunque pari a: 

 

6.9.10. Calcolo delle correnti di cortocircuito 

Per i cavi MT è necessario determinare le correnti di cortocircuito che percorrono la conduttura per 

verificare la tenuta al cortocircuito della conduttura. 

 

dove: 

-    : corrente di cortocircuito [A]; 

-  : tempo di eliminazione del guasto [s]: il distributore impone 1s; 

-  : costante caratteristica dei cavi che dipende dal materiale conduttore e dal tipo di isolante 

scelto secondo la norma CEI 11-17. Con il conduttore in rame scelto il fattore K=143; 

Come corrente di cortocircuito, viene considerato il valore massimo della corrente di cortocircuito 

in partenza del quadro MT della cabina di consegna dell’utente. In questo modo si considera il caso 

peggiore in assoluto. La corrente di cortocircuito, si calcola utilizzando la potenza di cortocircuito 

della rete fornita dal distributore. Il valore fornito è pari a 325MVA. 
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6.9.11. Calcolo della caduta di tensione: 

Successivamente, è necessaria la verifica della caduta di tensione per rimanere nei limiti ammessi 

dalla normativa. La formula è identica a quella della bassa tensione: 

 

I parametri della relazione sono quelli già spiegati nella parte dedicata alla caduta per la bassa 

tensione. 

-   = 0,246 Ω/  ; 

-   = 0,12 Ω/  ; 

-   = 15  ; 

-   = 250 ; 

-   =    = 36,80 ; 

- cos  = 0,99. 

Sostituendo nella relazione di cui sopra si ha: 
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Anche in questo caso, siccome il sistema lavora a fattore di potenza pressoché unitario, il contributo 

della reattanza sulla caduta di tensione è modesto rispetto alla resistenza. Quindi, tutte le verifiche 

sono andate a buon fine e la sezione scelta pari a 95  2
 è corretta. 

6.9.12. Locale di consegna del distributore 

Lo stabilimento dispone di un locale di consegna e di misura chiamata Cabina n°1 con arrivo dal 

distributore con una tensione di 15kV. Sono presenti due montanti nella cabina N1 in cui da un lato 

è presente la partenza verso l’impianto fotovoltaico e l’altra va ad alimentare i carichi dello 

stabilimento. Sono presenti quindi due sistemi di protezione generale (SPG). Al di sotto del 

montante dei carichi, sono presenti due cabine di trasformazione MT/bt alle quali sono collegate 

tutte le utenze. 

Con la configurazione a doppio montante, le tarature SPG delle due partenze sono indicate dal 

distributore nel regolamento di esercizio dell’impianto. Con un sistema siffatto, secondo la CEI 0-

16 art. 8.4.2 le soglie I> e I>> devono essere suddivise su entrambi i montanti in modo tale che 

sommate risultino al massimo al valore indicato dal distributore. 

Per quanto riguarda invece le soglie di I>>>, I0>, I0>> o 67N ogni montante può avere impostato 

direttamente il valore indicato sul regolamento d’esercizio. 
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6.9.13. Impianto di messa a terra 

Per quanto riguarda la messa a terra, tutte le masse vengono collegate a terra in modo tale da creare 

un unico collegamento equipotenziale. 

In particolare, viene messo a terra: 

- Il centro stella del trasformatore di impianto è collegato a terra direttamente; 

- Per la cabina elettrica, intorno al basamento della cabina, viene posata una treccia di rame 

nuda di sez. 25mm2 con agli estremi del rettangolo i picchetti dispersori. In cabina, le masse 

vengono quindi collegate alla bandella di terra a sua volta collegata alla maglia esterna; 

- Le strutture di sostegno dei moduli fotovoltaici essendo piantate nel terreno, sono 

considerate anch’esse a terra; 

- I pannelli fotovoltaici di per sé essendo in classe II (doppio isolamento) non necessitano del 

collegamento a terra però, non riuscendo a garantire l’isolamento tra il pannello e la 

struttura, anche loro sono collegati all’impianto di terra comune; 

- Le carcasse degli inverter sono collegate a terra; 

- Lo schermo metallico del cavo MT è messo a terra; 
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Un sistema così fatto equivale quindi ad un collegamento TN-S. Per il circuito di potenza il neutro 

di fatto non è distribuito visto il collegamento tripolare degli inverter però risulterebbe in ogni caso 

messo a terra qualora ce ne fosse la necessità. 

6.9.14. Dispositivi necessari per la connessione di un impianto di 

generazione alla rete (riferimenti alla norma CEI 0-16) 

Questo paragrafo tratta i principali componenti utilizzati per la connessione di un impianto di 

generazione alla rete elettrica in media tensione. Questo ha lo scopo di giustificare le scelte 

effettuate nel capitolo relativo alla progettazione rendendo evidente la conformità dell’impianto alla 

norma CEI 0-16. 

Protezione di interfaccia (PI) 

Insieme di protezioni utilizzate per il monitoraggio dei parametri di frequenza e di tensione della 

rete del DSO. La Protezione di Interfaccia è richiesta nel caso di impianti produttori eserciti in 

parallelo con la rete del DSO e agisce sul DDI tramite relè a logica positiva (ossia eccitati con 

paramenti della rete all'interno dei limiti prefissati e in condizioni di presenza della tensione 

ausiliaria). 

Qualora i parametri della rete del DSO uscissero dei limiti prefissati, la PI: 

- provoca l'apertura del DDI e nel caso di mancata apertura dello stesso la logica determina 

l'apertura del DDR; 

- inibisce l'eventuale ingresso in parallelo dei gruppi di generazione. 

Le finalità della PI sono quelle di: 

- consentire la de-energizzazione di eventuali guasti sulla rete locale del DSO; 

- evitare la formazione di isole indesiderate sulla rete; 
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- evitare che eventuali richiusure dei dispositivi presenti sulla rete del DSO o sulla rete di 

trasmissione possano provocare danni alle persone e alle apparecchiature. 

La PI, capace di ricevere segnali dal DSO include anche una funzione di teledistacco il cui 

intervento è subordinato a un comando proveniente dal DSO. 

Dispositivo di interfaccia (DDI) 

Una (o più) apparecchiature di manovra la cui apertura (comandata da un apposito sistema di 

protezione) assicura la separazione dell’impianto di produzione dalla rete, consentendo all’impianto 

di produzione stesso l’eventuale funzionamento in isola sui carichi privilegiati. 

Dispositivo di rincalzo (DDR) 

Apparecchiatura con idonea capacità di manovra, apertura e sezionamento, la cui apertura separa la 

rete del DSO dai gruppi di generazione del produttore nel caso di intervento delle Protezioni di 

Interfaccia e di mancata apertura del DDI. 

Il rincalzo è obbligatorio nel caso in cui la potenza installata dell’impianto di generazione sia 

superiore a 400kW. Il ripristino del dispositivo di rincalzo deve avvenire solo manualmente. 

Sistema di Protezione di Interfaccia (SPI) 

Sistema di protezione associato al Dispositivo Di Interfaccia, composto da: 

- trasformatori/trasduttori di tensione, con le relative connessioni al relè di protezione; 

- relè di protezione di interfaccia (PI); 

- circuiti di apertura dell’interruttore (DDI). 

Il DSO si riserva di imporre altri tipi di regolazioni della protezione di interfaccia in base a 

particolari esigenze di esercizio della “zona elettrica” in cui si trova l’impianto di generazione. 
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Inoltre, l’SPI deve avere la capacità di ricevere segnali su protocollo serie CEI EN 61850 con 

l’obiettivo di gestire il comando di teledistacco. Il distributore, dunque, può in qualsiasi momento 

per esigenze di esercizio della rete comandare il distacco di un impianto di produzione. 

6.9.15. Schema di massima per l’allaccio alla rete elettrica nazionale MT 

un impianto di produzione fotovoltaica (CEI 0-16) 

Lo schema di collegamento di un impianto di generazione previsto dalla CEI 0-16 è indicato in 

Figura seguente a dimostrazione delle scelte effettuate sui componenti dell’impianto studiato in 

questa tesi. 

 

7. Analisi della riduzione del fattore di potenza di uno stabilimento industriale 

Con l’evolvere della generazione distribuita e quindi con il variare dell’assetto della rete, i 

distributori di energia elettrica (DSO) in accordo con il gestore della trasmissione (TERNA) e 

l’Autorità di Regolazione per Energia Reti e Ambiente (ARERA) aggiungono e modificano le 

norme per fare in modo di limitare le perdite sulle reti e aumentarne l’affidabilità. 

Un esempio riguarda le modifiche circa l’energia reattiva prelevata e immessa in rete. 
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La delibera ARERA del 28 dicembre 2023 616/2023/R/eel ha definito le tariffe per l’anno 2024 che 

hanno subito modifiche rispetto all’anno precedente. 

Nel 2023 sia per gli utenti BT e sia per quelli in media tensione i corrispettivi hanno subito una 

leggera riduzione. Le utenze in bassa tensione (BT) che abbiano una potenza contrattuale superiore 

a 16,5kW: 

- per energia reattiva oltre il 33% della attiva (F1 e F2): 1,169 c€/kvarh [1.274 nel 2023]; 

- per energia reattiva immessa in fascia F3: 1,169 c€/kvarh [1.689 nel 2023]. 

Le utenze in media tensione (MT) invece: 

- l’energia reattiva oltre il 33% della attiva (F1 e F2): 0,408c€/kvarh [0.456 nel 2023] 

(cos =0,95); 

- l’energia reattiva immessa in fascia F3: 0,408 c€/kvarh [0.606 nel 2023]. 

Il mancato rispetto delle disposizioni indicate, può portare alla sospensione del servizio. 

L’immissione dell’energia reattiva in rete in fascia F3 viene penalizzata dal 1° aprile 2023. In fascia 

F3, tendenzialmente le linee elettriche si trovano a lavorare a basso carico quindi con un 

comportamento già capacitivo, che causa un aumento di tensione. L’eventuale aggiunta di 

componente reattiva capacitiva peggiorerebbe la situazione. 

Inoltre, con la maggiore diffusione delle fonti di generazione distribuita, la potenza circolante sulle 

linee di trasmissione nazionale sta diminuendo causando quindi un aumento del periodo di tempo in 

cui funzionano a basso carico. 

L’energia reattiva in eccesso viene immessa in rete prevalentemente dagli utenti industriali durante 

le ore non lavorative o nei giorni festivi quando i motori (carichi induttivi) sono pochi e la potenza 
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rifasante non viene ridotta. È necessario avere un rifasatore controllato, in modo tale che escluda o 

inserisca le batterie di condensatori con l’obiettivo di mantenere un fattore di carico prossimo ad 1. 

Le nuove tecnologie di rifasatori automatici, per evitare il problema dell’immissione in rete sono 

provvisti di un blocco dedicato. È opportuno, periodicamente, effettuare la manutenzione al sistema 

onde evitare che restino incollati i contatti dei contattori di inserimento dei banchi. 

Alcune utenze particolari come Data center, UPS, uffici, showroom siccome sono costituiti da un 

elevato numero di componenti elettronici, generano potenza reattiva capacitiva in condizioni di 

basso carico induttivo provocando l’aumento dell’energia penalizzata. 

7.1.  Tipologie di rifasamento 

Esistono vari metodi per rifasare un impianto: 

• rifasamento distribuito: consiste nell’installare una o più batterie di condensatori in prossimità 

del carico da rifasare. Questa tipologia di rifasamento è utilizzata per rifasare le lampade 

fluorescenti: infatti, ognuna di esse contiene un condensatore interno. 

Il rifasamento distribuito è la tecnologia migliore perché permette di ridurre la potenza reattiva 

circolante nell’impianto elettrico aumentandone quindi l’efficienza. Per contro è molto costoso dal 

momento che richiede un elevato numero di componenti. 

Un buon compromesso è il rifasamento per gruppi di carico con caratteristiche elettriche simili o 

per settori di impianto; 



 

122  

• rifasamento per gruppi: in questo caso i carichi vengono suddivisi per gruppi e viene installata 

la capacità necessaria al rifasamento voluto. Ovviamente, la parte di impianto sottesa alla batteria di 

condensatori non sfrutta i benefici sulla riduzione delle correnti dovute alla circolazione di potenza 

reattiva; 

 

• rifasamento centralizzato: è un’organizzazione del rifasamento veloce ed economico. Si installa 

un’unica batteria di condensatori a monte dell’impianto regolando la potenza reattiva a livello 

complessivo di stabilimento. Lo svantaggio di questo metodo è che l’intera componente reattiva 

circola per l’intero impianto causando correnti maggiori nei cavi. Il beneficio si ha circa le penali 

imposte dall’ARERA ma le perdite sulle linee dell’impianto, rimangono le stesse. 



 

123  

Generalmente, negli impianti si utilizza un sistema di rifasamento centralizzato oppure a gruppi di 

utenze. A causa della variabilità dei carichi sottesi alla batteria di condensatori, per non immettere 

energia reattiva in rete (eccesso di rifasamento) oppure per rifasare ad un valore di fattore di 

potenza accettabile dalle norme, è necessario che il rifasatore abbia un’inserzione e disinserzione 

automatica. 

La regolazione avviene tramite un regolatore di tipo varmetrico che determina istante per istante il 

valore di potenza reattiva rifasante necessaria. Il regolatore è composto da un relè che confronta il 

valore del fattore di potenza di riferimento con quello reale della parte di impianto al quale fa 

riferimento. In base alla differenza tra il riferimento e quello misurato, il controllo comanda i 

contattori dedicati all’inserimento e il disinserimento dei banchi di condensatori con l’obiettivo di 

minimizzare l’errore del fattore di potenza (vedi figura seguente). 
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La misura del fattore di potenza istantaneo dell’impianto, avviene tramite l’utilizzo di un 

trasformatore di corrente (TA) posizionato a monte del rifasatore. La tensione viene misurata 

tramite trasformatori voltmetrici (TV) se la misura è effettuata in media tensione, oppure tramite 

inserzione diretta se la tensione da misurare è pari a 400V. La misura di corrente viene effettuata su 

una fase mentre quella di tensione sulle altre due fasi. 

Senza opportuni accorgimenti sul controllo, il sistema di rifasamento rischia di andare in 

pendolazione ovvero di effettuare il cosiddetto “attacca-stacca” provocando danni ai condensatori 

dovuto alle correnti di inrush e una conseguente usura dei contatti dei contattori. Dunque, questa 

condizione creerebbe una situazione di instabilità con oscillazioni intorno ai valori di riferimento. 

Un modo semplice ed efficace per risolvere questa problematica è quello di impostare tempi di 

risposta ritardati (utilizzando un’isteresi) e intervalli di non intervento dipendenti dalla corrente 

nominale. 

Inoltre, durante l’inserzione delle batterie di condensatori, la scarica di una può risultare dannosa 

per quella che va ad inserirsi: questo fatto risulta più problematico quando la taglia delle due 

batterie coinvolte è molto diversa. 

Si noti che, il valore di capacità regolabile di un banco di condensatori è discretizzata, perciò 

l’obiettivo della regolazione è quella di scegliere una configurazione di capacità e quindi di potenza 

reattiva capacitiva tale da minimizzare la differenza tra il fattore di potenza di riferimento e quello 

netto dell’impianto reale. 

Di conseguenza, è facile intuire che maggiore è il numero di combinazioni e maggiore sarà la 

precisione del sistema di rifasamento. 

7.2. Effetti del fotovoltaico sul fattore di potenza. 

La potenza elettrica in alternata è formata da tre componenti: 
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Queste 3 grandezze vengono rappresentate nel triangolo delle potenze in questo modo: 

 

Gli inverter utilizzati in questo impianto, hanno la possibilità di regolare il fattore di potenza da 0,8 

capacitivo a 0,8 induttivo. Solitamente però, le impostazioni adottate, utilizzano come valore di 

riferimento 1. Questo perché si delega ad altri componenti la fornitura di energia reattiva. 

Si nota infatti dai monitoraggi di impianti esistenti come la quota parte di energia reattiva generata 

da un impianto fotovoltaico sia trascurabile rispetto all’energia attiva. 

Di conseguenza, quando viene introdotto un impianto di generazione fotovoltaica all’interno 

dell’impianto industriale si va a ridurre la quota di potenza attiva (quindi di energia attiva) 

acquistata dalla rete rimanendo quindi invariata la potenza reattiva acquistata (o energia reattiva). 

Dunque, come rappresentato nella Figura seguente, il fattore di potenza dell’impianto diminuisce 

tanto più la potenza fotovoltaica è elevata rispetto ai carichi. Graficamente la situazione viene 

rappresentata nei due triangoli vettoriali delle potenze sotto: 
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La potenza attiva P1 rappresenta la potenza attiva necessaria allo stabilimento in assenza 

dell’impianto fotovoltaico. Quindi questa, equivale all’energia attiva acquistata da rete. 

Q1 invece è il fabbisogno reattivo delle utenze. 

In questa configurazione si presuppone che il fattore di potenza dell’impianto sia nei limiti 

normativi dell’ARERA per non incorrere al pagamento di penali in bolletta. 

Introducendo l’impianto fotovoltaico, quindi la sola componente attiva di potenza Pf, la potenza 

acquistata in un determinato istante risulta dunque: 

 

Per quanto detto sopra e per verifiche sperimentali, la potenza reattiva in un certo istante in 

presenza ed in assenza di fotovoltaico risulta invariata: 

 

Di conseguenza, il fattore di potenza successivamente all’installazione dell’impianto fotovoltaico 

risulta inferiore rispetto al caso senza fotovoltaico: 

 



 

127 

È buona norma, dunque, ogni qualvolta venga allacciato un impianto di produzione di energia 

elettrica presso un’utenza verificarne l’impatto sul fattore di potenza sullo stabilimento. 

7.3. Fattore di potenza medio mensile prima e dopo l’installazione 

dell’impianto fotovoltaico 

Dal portale del distributore, è possibile ricavare il fabbisogno di energia reattiva ed attiva nelle fasce 

F1 F2 ed F3 dello stabilimento. Dalle tabelle seguenti, si illustrano i valori medi mensili del fattore 

di potenza relativamente alle fasce F1 ed F2 per le quali è prevista una penalizzazione 

sull’eccessivo assorbimento dell’energia reattiva dalla rete. 
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Di seguito invece vengono riportate le tabelle (Tabella 35) relative al fattore di potenza medio 

mensile previsto per ogni mese dell’anno e stimato successivamente all’installazione dell’impianto 

fotovoltaico con le seguenti ipotesi: 

- Energia prodotta dall’impianto fotovoltaico presa dalla simulazione di PVSYST nel caso in 

cui si abbia il terreno erboso e il controllo del backtracking; 

- L’energia prodotta mensilmente ipotizzata nelle fasce F1 ed F2 è calcolata dividendo 

l’energia prodotta globale mensile per i giorni del mese. Questo permette di ricavare una 

produzione media giornaliera mensile. Dunque, la prodotta nelle fasce F1 ed F2 sarà 

l’energia prodotta mensilmente, sottratta al numero di giorni festivi presenti nel mese. 

 

      =    ,    , … ,    . 

Il fattore di potenza viene calcolato utilizzando l’energia attiva acquistata ottenuta sottraendo il 

fabbisogno totale con l’energia prodotta mensilmente in fascia F1 e F2. Questo calcolo risulta 
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realistico dal momento che nella fascia F3 notturna non si ha produzione fotovoltaica e quindi 

quella da tenere in considerazione è solo quella dei giorni festivi. 

 

Con l’introduzione dell’impianto fotovoltaico e con le ipotesi sopra descritte, la tabella dei fattori di 

potenza si modifica nella forma seguente: 
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Come ipotizzato, si noti come il contributo dell’impianto di produzione da fonte rinnovabile, crei 

una riduzione del fattore di potenza medio mensile al di sotto dei limiti stabiliti dall’ARERA per 

non incappare in penali. 

7.4. Dimensionamento del rifasatore 

Il dimensionamento delle batterie di condensatori viene effettuato considerando di installare un 

unico rifasatore concentrato a monte di tutto lo stabilimento. 

Il calcolo per il corretto dimensionamento della potenza rifasante avviene con la seguente formula: 
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Con: 

-   : potenza reattiva necessaria per rifasare al valore di fattore di potenza scelto come 

riferimento; 

-  : potenza attiva installata; 

- tan  1: tangente dell’angolo di sfasamento della corrente sulla tensione prima del 

rifasamento; 

- tan  2: tangente dell’angolo di sfasamento della corrente sulla tensione al valore voluto; 

- Nel grafico:   =potenza reattiva induttiva prima del rifasamento,   ′=potenza reattiva 

- induttiva dopo il rifasamento,  =potenza apparente prima del rifasamento,  ′=potenza 

- apparente dopo il rifasamento (ridotta). 

Per comodità, alcuni costruttori di rifasatori, mettono a disposizione una tabella con elencati i 

coefficienti necessari a moltiplicare il valore di potenza P per ottenere il valore di    data una 

determinata condizione di partenza del fattore di potenza. 

La relazione si riduce dunque a: 

 

Si noti che il coefficiente   è pari a:  

 

Per quanto riguarda il valore di potenza   viene preso il valore di potenza contrattuale del contatore 

pari a 800kW. Questo causa un leggero sovradimensionamento della potenza rifasante a causa della 

produzione fotovoltaica, ma si ritiene ragionevole per futuri incrementi di carichi induttivi. 
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Come spiegato nei paragrafi precedenti, sarà il controllo del rifasatore che si occuperà della 

regolazione istantanea in modo da minimizzare la differenza tra il fattore di potenza di riferimento e 

quello realmente misurato. 

Questa capacità di rifasamento viene aggiunta alle eventuali capacità già presenti nello stabilimento. 

Questo non crea problemi nel dimensionamento siccome la condizione di partenza attuale senza 

fotovoltaico non è sufficiente a rispettare le disposizioni della delibera ARERA. 

Si sceglie come riferimento un fattore di potenza pari a cos  2 = 0,97 conservativo rispetto alla 

norma. 

Per il dimensionamento del condensatore, si tiene conto del mese in cui il fattore di potenza è 

minore in assoluto in modo tale da riuscire a rifasare al valore voluto anche nella condizione 

peggiore. 

Di conseguenza, dalle Tabelle, il mese in cui si ha il fattore di potenza minore è agosto con un 

cos 1 = 0,63. 

 

La potenza rifasante necessaria per portare il fattore di potenza a 0,97 è di 785,6kvar. 

Il rifasatore scelto da catalogo della ICAR ha una potenza reattiva rifasante a 400V pari a 825kvar. 

Ovviamente, la scelta è ricaduta su una macchina che possa erogare una potenza superiore rispetto 

ai 785,6kvar. Altrimenti, a rigor di logica, non si riuscirebbe a rifasare al fattore di potenza voluto. 

Il modello di rifasatore su cui ricade la scelta è il MULTImatic TC10 IN0AKF388050700. Esso 

possiede banchi di condensatori organizzati in questo modo: 2 × 82,5 - 4 × 165      
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Il numero di combinazioni possibili è 10. Il regolatore quindi, in base ai criteri spiegati 

precedentemente imposta il valore di capacità in modo da minimizzare l’errore con il riferimento 

impostato. 

Per questo stabilimento, i trasformatori presenti sono già rifasati per la loro quota parte di 

energia reattiva prelevata. Quindi non si entra nel merito del rifasamento dei gruppi di 

trasformatori. Qualora bisognasse rifasare anche i trasformatori, la potenza rifasante viene 

calcolata con la seguente formula: 

 

con: 

-  0%: corrente percentuale assorbita a vuoto dal trasformatore; 

-    [   ]: potenza apparente di targa del trasformatore. 

7.5. Dimensionamento del trasduttore di corrente (TA) 

Il TA deve essere scelto in funzione della corrente assorbita dai carichi da rifasare. Il primario 

del trasformatore amperometrico deve avere una corrente nominale almeno uguale o superiore 

alla massima corrente che può assorbire il carico. Se però il TA risultasse sovradimensionato, 

nel caso in cui le correnti da misurare siano basse, si indurrà una corrente al secondario di basso 

valore rendendo così difficoltosa l’elaborazione del segnale da parte del regolatore. 

Solitamente, il secondario del TA ha un fondo scala pari a 5A; La potenza apparente erogabile 

dal trasduttore (chiamata prestazione) va dimensionata in base alla distanza tra il trasduttore e il 

rifasatore. La classe del TA va scelta in modo tale da ottenere una buona precisione del 

regolatore. Una classe ottimale può essere 1 o 0,5. 
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Il cavo di collegamento tra il trasduttore e il rifasatore deve avere una sezione tale da non 

indebolire il segnale proveniente dallo stesso: per distanze intorno ai 10mt la sezione opportuna 

è un 4mm2 oltre, è meglio utilizzare un 6mm
2
. 

La sezione del cavo dipende dalla prestazione del trasduttore. Infatti, la potenza apparente 

dissipata per ogni metro lineare di cavo è indicata nella Tabella seguente: 

 

Nel progetto in esame, si ipotizza di installare un TA 2000/5A da 20VA. 

Poiché la distanza tra il rifasatore e i trasduttori è di circa 15mt, si sceglie un cavo di sezione di 

6mm2, infatti, tramite la Tabella 36 si avrebbe la seguente perdita: 

 

Il rifasatore internamente è già predisposto per avere le prese di tensione collegate alle prese 

delle linee L2 ed L3. Di conseguenza, il TA va collegato alla linea L1 per misurare la corrente 

in quadratura alle tensioni. 

7.6. Impianti elettrici e armoniche 

È necessario prestare particolare attenzione alle armoniche presente negli impianti elettrici dello 

stabilimento. 

Queste sono generate dai carichi non lineari come, ad esempio, i convertitori elettronici 

(inverter, raddrizzatori, chopper…), i trasformatori con il nucleo in saturazione oppure da 
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carichi che possiedono un assorbimento non continuativo come, ad esempio, le saldatrici ad 

arco. 

Queste armoniche tendono a creare assorbimenti eccessivi e quindi perdite aggiuntive nei 

componenti interessati. Per esempio, un eccessivo contenuto armonico crea nei trasformatori 

l’aumento delle perdite nel ferro e nel rame diminuendone l’efficienza e creando 

surriscaldamenti. 

Nelle macchine rotanti invece, si creano coppie parassite che in alcuni casi si oppongono alla 

coppia principale funzionando quindi da freno oltre al relativo riscaldamento indesiderato. 

Spesso, i convertitori elettronici datati, iniettano componenti continue in rete che causano la 

saturazione dei nuclei magnetici con conseguente aumento di corrente magnetizzante ed 

eccessive perdite Joule per quanto riguarda i trasformatori e i motori. 

L’effetto delle armoniche sui condensatori dei rifasatori creano anche per questi componenti un 

surriscaldamento e un aumento di tensione creando un invecchiamento precoce. 

Inoltre, il rifasamento composto solamente dai condensatori, incrementa il contenuto armonico 

contribuendo a peggiorare la situazione. 

Il rifasamento di carichi con contenuto armonico elevato richiede particolari accorgimenti. 

Introducendo una capacità all’interno di un circuito ohmico-induttivo, per determinate 

armoniche il sistema capacitivo con quello induttivo possono andare in risonanza parallelo 

causando tensioni e correnti di valore molto elevato con la conseguenza dello scoppio dei 

condensatori. 

La condizione di risonanza è rappresentata dalla seguente relazione: 
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Nello schema riportato sotto, viene rappresentato un sistema elementare dotato di trasformatore, 

batteria di condensatori per il rifasamento, inverter e motore. Il sistema è convertito poi nello 

schema elettrico sotto. L’induttanza solitamente è rappresentata dall’induttanza di cortocircuito 

del trasformatore. 

 

L’ordine armonico della risonanza si calcola dunque con la seguente formula: 

 

-  : ordine armonico multiplo della frequenza di rete; 

-   : Potenza rifasatore; 

-    %: Tensione di corto circuito percentuale del trasformatore; 

-  : Potenza apparente del trasformatore. 

Se nel sistema elettrico fossero presenti armoniche di valore simile ad N, si presenta il pericolo 

della risonanza tra induttanze e capacità. Per spostare l’ordine armonico di risonanza a 
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frequenze lontane dalle armoniche presenti, si aggiunge in serie ai condensatori di rifasamento 

un’induttanza aggiuntiva. Infatti, la formula della frequenza di risonanza assumerà la seguente 

forma: 

 

-    : induttanza di corto circuito del trasformatore; 

-   : induttanza serie aggiuntiva alla batteria di condensatori; 

-  : capacità di rifasamento. 

 

Con l’induttanza    si cerca di ridurre la frequenza di risonanza ad un valore sotto i 250Hz ovvero 

sotto alla quinta armonica spesso presente negli impianti elettrici. 

Per filtrare invece alcune tipologie di armoniche, vengono progettati appositi filtri aventi come 

frequenza di risonanza lo stesso ordine dell’armonica da filtrare. In questo modo sono in grado di 

“intrappolare” l’armonica “incriminata” siccome alla frequenza di risonanza questi sistemi 

presentano un’impedenza molto bassa. 

Dunque, questi, oltre a fungere da “trappola” per alcune armoniche, riescono a fornire potenza 

reattiva capacitiva per quanto riguarda l’armonica fondamentale. 

Questi particolari dimensionamenti sui filtri per ridurre le armoniche richiedono un’analisi 

approfondita tramite inserimento nell’impianto di strumenti adatti alla misurazione delle armoniche 
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e della qualità della tensione, Dopo il campionamento per periodi di tempo è possibile dimensionare 

correttamente i filtri. 

La lunghezza del periodo di tempo in esame cambia in base alla rappresentatività delle misure. In 

altre parole, il monitoraggio ha lo scopo di permettere uno studio globale delle armoniche per cui è 

necessario che i dati raccolti tengano in considerazione il maggior numero di situazioni che possono 

presentarsi. 

La tecnologia costruttiva delle batterie di condensatori che permettono di resistere anche alle 

sollecitazioni causate dalle armoniche sono in film di polipropilene metallizzato. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

139 

Conclusioni 

Dopo gli aspetti introduttivi iniziali in cui vengono spiegati i principi fisici che regolano la 

produzione fotovoltaica si è passati a confrontare varie tipologie di installazione a terra. Dalle 

simulazioni effettuate, grazie alla bifaccialità dei moduli, il valore aggiunto di un impianto 

fotovoltaico si ottiene massimizzando il fattore di albedo del suolo. In particolare, se si depositasse 

uno strato di materiale bianco come ad esempio la ghiaia, l’impianto, annualmente, riuscirebbe a 

produrre il 3,13% in più rispetto ad un impianto installato su prato. 

L’algoritmo Matlab scritto in questo documento permette di effettuare uno studio di producibilità 

durante la fase di progettazione preliminare. Infatti, incrocia le curve di carico dello stabilimento 

industriale con quelle di producibilità scaricate da PVGIS calcolando la quantità di energia 

autoconsumata, venduta, acquistata e l’indice di rendimento dell’impianto. 

Questo strumento è utile in fase di preventivo a cui seguirà poi uno studio approfondito su un 

software dedicato come PVSYST con il quale si potrà entrare nei dettagli modellizzando le ombre e 

gli oggetti circostanti che potrebbero influenzarne la produzione annua. 

Un impianto di produzione efficiente necessita una progettazione elettrica specifica volta a 

minimizzare le perdite utilizzando componenti ad elevati rendimenti e dimensionando i cavi in 

modo tale da contenere le cadute di tensione attraverso di essi. Non meno importante è la sicurezza 

elettrica. Per questo sono state dimensionate le protezioni al fine di evitare surriscaldamenti dei 

componenti e pericoli alle persone dai contatti diretti e indiretti. 

Quando si introduce un impianto di produzione di energia elettrica di taglia paragonabile a quella 

del carico complessivo dell’utenza, risulta necessario considerare l’impatto della fonte di 

generazione sul fattore di potenza. Spesso questo aspetto viene trascurato incappando in penali in 

bolletta per l’eccessivo prelievo di energia reattiva. 
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Per questo nel documento viene affrontata anche la progettazione dei rifasatori al fine di adeguare 

l’utente alle norme. Il target di cos   impostato è di 0,97 con l’obiettivo di avere un margine 

rispetto alla delibera ARERA per eventuali prossime modifiche ai carichi di stabilimento. 

Ormai, gli impianti di produzione fotovoltaica in cessione totale non hanno più la convenienza di 

alcuni anni fa. Oggi, il prezzo dell’energia elettrica varia durante il giorno in funzione della 

domanda e della disponibilità delle fonti di generazione non programmabili. Infatti, la quota 

fotovoltaica inizia ad avere un peso rilevante tant’è che nelle fasce centrali della giornata il PUN 

(Prezzo Unico Nazionale) scende. Addirittura, in alcuni Paesi il prezzo dell’energia in alcuni 

momenti della giornata arriva ad essere negativo a causa della sovrapproduzione delle fonti non 

programmabili e non regolabili. Quindi, senza particolari incentivi in questo caso il ritorno 

d’investimento risulta di difficile ammortamento. 

Tuttavia, per quanto riguarda un impianto progettato per l’autoconsumo si ottengono elevati 

margini di guadagno con periodi di ammortamento in generale inferiori ai 5 anni riuscendo perciò a 

ridurre la quantità di energia elettrica acquistata. 

A causa dell’elevata variazione durante il giorno del PUN, si stanno studiando soluzioni volte a 

contribuire ai servizi di rete sfruttando accumulatori elettrochimici per immagazzinare l’energia 

elettrica quando il prezzo è basso e venderla nelle fasce orarie di bassa produzione in cui il prezzo è 

maggiore. 

Negli ultimi anni, la sensibilità sul tempo di ritorno dell’investimento di un impianto fotovoltaico è 

passata in secondo piano lasciando spazio agli aspetti ambientali. Infatti, l’obiettivo degli 

imprenditori è quello di diminuire le emissioni di CO2 per offrire al mercato prodotti sostenibili 

lavorando sull’efficientamento dell’impianto riducendo i consumi e l’autoproduzione dell’energia. 
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