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SOMMARIO  

Con il termine royalties si indica il pagamento di un compenso con lo scopo di poter sfruttare un dato bene ai fini 
commerciali; sono quindi adottate per la remunerazione di diritti ceduti a terzi. In campo industriale, con riferimento 
alle attività di ricerca e coltivazione di idrocarburi, esse sono applicate al valore della produzione e fanno parte del più 
generale sistema di prelievo statale. In Italia il sistema di prelievo fiscale sull’attività di esplorazione e produzione di 
idrocarburi combina royalties, canoni d’esplorazione e produzione, tassazione specifica e imposte sul reddito della 
società. Per tale ragione il semplice paragone con le royalties di altri Paesi deve essere compiuto considerando tutta la 
tassazione nel suo complesso.  

Il sistema fiscale italiano delle attività di ricerca e coltivazione degli idrocarburi tiene conto dei seguenti fattori: 

a) disponibilità di riserve di gas e petrolio (produzione di 11,6 milioni tonnellate equivalenti petrolio (mln.tep), 
dato 2010); 

b) forte vocazione di paese importatore: nel 2010 sono stati importati 128 mln.tep su un totale di consumi di 
140 mln.tep, pari a circa il 91% 

In Italia la royalty su terra è attualmente del 10% (a seguito dell’incremento del 3% introdotto nel 2009), mentre su 
mare è del 7% per il gas e del 4% per il petrolio, ed è applicata sul valore di vendita delle quantità prodotte. Per 
renderla confrontabile alle altre forme di tassazione sugli utili, occorre formulare ipotesi di costi che portano a 
elaborare un caso definito “situazione ideale” in Italia dove una royalty del 10% sui ricavi è equivalente ad una tassa 
sugli utili del 22% (vedi Figura “Tassazione sugli utili delle attività petrolifere in Italia (% dell’utile al netto delle tasse)). 

Per stabilire il prelievo fiscale totale sulle attività di estrazione e produzione di idrocarburi, alla royalty va aggiunta la 
tassazione sui redditi delle società, IRES, con aliquota al 27,5%, l’imposta regionale sulle attività produttive, IRAP, al 
3,9%, e la Robin tax, l’addizionale IRES introdotta nel 2008, aumentata nel 2009 e soprattutto nell’agosto 2011, al 
10,5%1; complessivamente la tassazione dell’Italia sulle attività petrolifere è in media pari al 63,9% (figura seguente). 
Inoltre, tenendo conto dell’addizionale IRES del 4% introdotta con la l. 7/2009, il prelievo complessivo può salire fino al 
68%. 

Tassazione sugli utili delle attività petrolifere in Italia (% dell’utile al netto delle tasse) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Rispetto agli altri Paesi con cui il confronto è possibile, sostanzialmente solo i membri OCSE, il livello di tassazione 
italiano dell’ordine del 63,9% è relativamente alto, in particolare se si considera che la produzione nazionale è in calo a 

                                            
1 Tale calcolo rappresenta un’approssimazione, poiché IRES e IRAP sono conteggiate su basi imponibili diverse, ma necessario ai fini del nostro 
studio. 

22,0%�

27,5%�

6,5%�

3,9%�
4,0%�

0%�

10%�

20%�

30%�

40%�

50%�

60%�

70%�

Aumento Robin tax agosto 
2011�

Imposta Regionale sulle 
Attività Produttive (IRAP)�

Robin tax sulle attività 
petrolifere�

Imposta sul Reddito delle 
Società (IRES)�

Royalty 10% sui ricavi�

63,9%�



 
Tassazione della produzione di gas e petrolio in Italia: un confronto

 

 
4 

fronte di riserve che possono svolgere ancora un ruolo strategico. Paragoni con i sistemi dei Paesi produttori, in 
particolare dell’area OPEC, non sono, infatti, possibili poiché questi presentano regimi contrattuali nettamente diversi 
da quello concessorio tipico delle nazioni non OPEC. 

I Paesi europei confrontati con l’Italia sono Danimarca, Francia, Irlanda, Norvegia e UK, caratterizzati, però, da ampie 
differenze circa gli strumenti di prelievo fiscale, i livelli di produzione di idrocarburi e la reddittività degli investimenti. 
Dal raffronto emerge con chiarezza che gli Stati con maggiore prelievo fiscale sono in genere quelli con più alta 
produzione, dove le imprese riescono ad ottenere alta redditività e a garantire un alto flusso di investimenti ed 
occupazione nel tempo. In Italia, al contrario, la produzione è ridotta, la redditività contenuta con investimenti 
rallentati, ma la pressione fiscale è relativamente alta. Tra i Paesi europei con alta produzione, alta redditività ed alta 
tassazione troviamo, Norvegia e UK, con prelievi fiscali in media, rispettivamente, del 78% e tra il 68 e l’82%. Tra gli 
Stati con bassa produzione ma alta redditività degli investimenti troviamo l’Irlanda, il cui basso prelievo, in media tra il 
25 e il 45%, è volto a incentivare la produzione, attualmente sotto il mln.tep. La Francia è invece l’unico dei Paesi 
analizzati con bassa produzione, redditività media, e basso prelievo fiscale, in media tra il 37 ed il 50%, anche in questo 
caso diretto a favorire l’aumento della produzione. Infine, ridotta produzione, bassa redditività ma alta pressione 
fiscale sono riscontrabili in Danimarca e Italia, i cui prelievi sono in un range del 64-77,5% (Danimarca) e del 50-67,9% 
(Italia). 

Confronto rapporto pressione fiscale media sulle attività di esplorazione e 
sviluppo/produzione di idrocarburi 2010 (in mln.tep) in Europa 

 
Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Nel definire la convenienza ad investire, per le imprese, oltre alla pressione fiscale, altrettanto importanti sono i tempi 
autorizzativi. In Italia questi arrivano ad essere di gran lunga superiori alla durata media del resto del mondo. Per 
ottenere un’autorizzazione per la fase esplorativa si attende, infatti, oltre il 70% in più rispetto alla media globale, ed il 
ritardo aumenta ulteriormente per la fase di coltivazione, dove un’autorizzazione può essere concessa in oltre 9 anni, 
contro una media di 4 all’estero. Ciò comporta maggiori costi ed incertezze che impediscono alle aziende di investire. 
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Attività di esplorazione e sviluppo nel settore upstream e cash flow 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Prendendo a riferimento un caso tipico di sviluppo di un giacimento in Italia nelle migliori condizioni ipotizzabili, 
definito “situazione ideale”, senza compensazioni e ritardi, e confrontandolo con le condizioni reali di un progetto in 
Italia, caso definito “situazione di fatto”, caratterizzato da lunghi tempi e da compensazioni alte, emerge che le entrate 
per lo Stato e i profitti per le imprese sono entrambi minori rispetto al caso “situazione ideale”. Le peculiarità del 
sistema italiano penalizzano, pertanto, sia lo Stato che l’operatore. La seguente figura riporta il calcolo partendo da un 
giacimento tipico con prezzi del petrolio intorno ai 71 €/bbl, livello dei prezzi di agosto 2011 valido per un tipico 
greggio italiano.  

Ripartizione del valore del barile (€/bbl) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 
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Si riporta come riferimento il caso della Norvegia, uno dei Paesi, in Europa, più importanti per produzione di gas e 
petrolio, con livelli superiori di oltre 20 volte a quelli dell’Italia. Grazie ad un sistema di abbattimento del reddito 
imponibile, attraverso la possibilità di totale recupero dei costi esplorativi e un aumento consentito dei costi di 
sviluppo del 30% (uplift), e, le imprese possono sopportare un prelievo fiscale sugli utili relativamente alto, peraltro in 
assenza di royalties, eliminate a metà degli anni ’80. Il rischio geologico è per buona parte trasferito allo Stato, mentre 
l’alto grado di certezza del sistema fiscale ed il favorevole contesto industriale fanno sì che la Norvegia sia il Paese in 
Europa dove le compagnie petrolifere preferiscono investire. Vale ricordare come la Norvegia, proprio grazie al 
petrolio e alla sua fiscalità, sia lo Stato, in base agli indicatori ONU, che ha il tasso di sviluppo umano più alto al 
mondo. 
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1. IL CONTESTO 

 

1.1. Il settore del gas e del petrolio nel mondo e in Italia 
Nel mondo il petrolio e il gas sono da oltre 40 anni le due fonti principali a copertura del consumo totale di energia, 
rispettivamente con una quota del 30% e del 22% nel 2011. La produzione di petrolio nel 2010 è stata di 3,2 miliardi di 
tonnellate, circa il 24% in più rispetto a 20 anni prima. Quella di gas, i cui consumi crescono di più, è stata di 2,9 
miliardi di tonnellate equivalenti petrolio (tep), il 60% in più rispetto a vent’anni prima. In Italia, i consumi di gas e 
petrolio si attestano intorno a 140 mln.tep, circa 10 mln.tep in più rispetto a 10 anni fa, in quanto il calo di quelli di 
petrolio è compensato dall’aumento di quelli di gas. La produzione interna di gas e petrolio è in calo a 11,6 mln.tep, 
ossia 11 mln.tep in meno rispetto al picco del 1996. Tale dinamica (aumento dei consumi, diminuzione della 
produzione) tende ad aggravare il deficit energetico del nostro Paese. 

Figura 1 - Produzione e consumi di petrolio in Italia (mln.tep) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 
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Figura 2 – Produzione e consumi di gas in Italia (mln.tep) 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

L’attuale produzione di gas e petrolio nel mondo giunge da numerosi pozzi petroliferi realizzati in tutto il pianeta. In 
totale, quelli attivi di gas e petrolio su terra sono circa 1,5 milioni, mentre quelli su piattaforme in mare sono altri 30 
mila. Le statistiche dettagliate per Paese esistono solo per i pozzi di greggio, sia mare che terra, e ci restituiscono un 
totale di quasi 800 mila pozzi, di cui circa la metà negli Stati Uniti e con il valore dell’Italia superiore alle 200 unità. Fra 
i Paesi che consumano petrolio e che hanno ingenti riserve d’idrocarburi, la loro modesta presenza sul territorio 
italiano, fa sì che il nostro Paese giochi un ruolo minore.

Figura 3– Pozzi produttivi nel mondo al 31 dicembre 2010 (solo greggio) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati UNMIG e Oil & Gas Journal 

Altro indicatore significativo dell’attività dell’industria estrattiva sono le strutture di perforazione, o torri di 
perforazione (in inglese drilling rigs) le cui statistiche sono tenute dalla Baker Hughes, società di servizi all’industria 
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petrolifera. Su un totale di 3.257 strutture a metà 2011, in Italia ne erano presenti solo 7, valore che va confrontato 
con livelli intorno a 200 all’inizio degli anni ’90.  

Figura 4 – Impianti di perforazione (drilling rigs) attivi a giugno 2011 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati Baker Huges 

I pozzi di gas e petrolio attivi in Italia a settembre 2010, in base alle statistiche del Ministero dello Sviluppo Economico 
(MSE), erano 1.010, di cui 233 solo per petrolio e il resto a gas. Sempre nel 2010 hanno prodotto in totale 11,6 
mln.tep, il che equivale in media ad una produzione per pozzo di circa 11.500 tonnellate anno. Riferendo questa media 
produttiva alle importazioni di petrolio e gas dall’estero, pari a 128 mln.tep, è possibile stimare in circa 11.130 (128 
milioni diviso 11.500) i pozzi esistenti all’estero che estraggono idrocarburi da consumare in Italia. 

L’esplosione dei consumi di gas e petrolio in Italia all’inizio degli anni ’50, elemento essenziale del boom economico del 
Paese, aveva trovato riscontro nel forte incremento della produzione interna e della perforazione di nuovi pozzi. In 
quegli anni furono raggiunti record storici di perforazione con oltre 200 pozzi all’anno, grazie anche ad una intensa 
attività di ricerca sismica nel Paese per acquisire nuove conoscenze geologiche. Dagli anni ’60 si è assistito ad un 
sensibile decremento dell’attività, per lo spostamento dell’industria nazionale su giacimenti all’estero, nettamente più 
convenienti in termini di produzione. Le perforazioni in Italia ripresero sensibilmente negli anni ’80, anche per effetto 
delle politiche successive alle crisi energetiche volte a ridurre la dipendenza dall’estero, generando un deciso 
incremento della produzione nazionale. Dai primi anni ’90, tuttavia, è iniziata una diminuzione delle perforazioni, 
tuttora in corso, che contrasta nettamente con la continua crescita dei consumi. 
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Figura 5 – Pozzi perforati per anno (esplorativi, produttivi, non produttivi e stoccaggi) e 
consumi di petrolio e gas in Italia 

 
Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati UNMIG 

1.2. Effetti del blocco degli investimenti
Il mancato sfruttamento del’intera potenzialità di greggio e gas deve essere interpretata come una limitazione allo 
sviluppo del Paese per le seguenti ragioni: 

1. le maggiori importazioni dall’estero peggiorano il deficit energetico, il più alto fra i Paesi industrializzati; 

2. vengono trasferite all’estero risorse finanziarie che si sarebbero potute investire in Italia, creando maggiore 
ricchezza e lavoro; questi investimenti sono stimati in oltre 5 mld.€ in grado di generare circa 34 mila addetti, 
su un periodo di 4 anni (NE Nomisma Energia/Assomineraria - 2009)2; 

3. non vengono sfruttate le riserve di gas e petrolio già scoperte, che non vengono valorizzate per via dei 
continui rinvii nella messa in produzione.  

E’ possibile quantificare economicamente tale impoverimento stimando le mancate entrate da royalties e da altra 
tassazione che si sarebbero generate in seguito ad una maggiore produzione. La produzione potenziale in Italia 
potrebbe essere allineata ai livelli già raggiunti all’inizio degli anni ’90, intorno ai 20 mln.tep, in ragione delle riserve 
scoperte e pronte per essere sfruttate. Pertanto, il possibile aumento di produzione può essere cautelativamente 
stimata in oltre 8 mln.tep. Su questa mancata produzione, per proporzione, le entrate da royalties sarebbero
nell’ordine di oltre 500 mln.€.  

A queste vanno aggiunte le mancate tasse, che si sarebbero applicate sull’attività di produzione ed esplorazione. In base 
all’analisi incrociata dei dati dei bilanci aziendali e dei livelli di tassazione IRES, IRAP e Robin tax, nel 2010 le mancate 
entrate sono state di oltre 500 mln.€. In totale nel 2010, le minori entrate da fiscalità in Italia per mancato 
sfruttamento delle potenzialità di produzione sono stimabili in 1,1 mld.€. Nei prossimi 10 anni si tratta di mancate 
entrate dell’ordine di oltre 11 mld.€. 

                                            
2 Questo valore risulta da uno studio condotto da NE Nomisma Energia per conto di Assomineriaria che quantifica l’impatto occupazionale degli 
investimenti nel settore dell’esplorazione, produzione e stoccaggio di idrocarburi in Italia.  
Partendo da un ammontare di investimenti potenziali di 5,4 mld.€, attraverso indagine diretta con gli operatori di mercato è stato possibile 
quantificare un impatto occupazionale totale di quasi 34.000 addetti da ripartire su 4 anni impiegati nelle imprese che forniscono servizi al settore 
E&P, con un rapporto medio di 6 occupati creati per mln.€ di investimento.  
Il rapporto di 6 deriva da interviste dirette, ma è confortato da analisi macro tramite l’impiego delle tavole input output, da cui risulta che, per 
l’intera economia, allargando cioè il perimetro degli effetti anche a servizi indiretti (come alberghi e pulizie), il rapporto sale a 11, per un totale di 
58.800 addetti impiegati in tutti i settori (in 4 anni). 
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Figura 6 - Produzione potenziale e effettiva di petrolio e gas in Italia (mln.tep) 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Figura 7 - Entrate da royalties in Italia (mln.€) 

 
Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 
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Una delle ragioni del mancato sfruttamento dell’intera potenzialità estrattiva in Italia è da ricondurre alle 
caratteristiche proprie del sistema burocratico, caratterizzato da alta laboriosità e da frammentazione delle 
competenze.  

Per chiarire la complessità tecnica del settore, di seguito si riporta una breve descrizione delle fasi di un progetto tipo 
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0�

2�

4�

6�

8�

10�

12�

14�

16�

18�

20�

22�

24�
19

26
�

19
30

�

19
34

�

19
38

�

19
42

�

19
46

�

19
50

�

19
54

�

19
58

�

19
62

�

19
66

�

19
70

�

19
74

�

19
78

�

19
82

�

19
86

�

19
90

�

19
94

�

19
98

�

20
02

�

20
06

�

20
10

�

20
14

�

20
18

�

20
22

�

20
26

�

20
30

�

Produzione potenziale�

Produzione effettiva�

Previsioni 

 - �

 100 �

 200 �

 300 �

 400 �

 500 �

 600 �

 700 �

 800 �

 900 �

19
70

�
19

72
�

19
74

�
19

76
�

19
78

�
19

80
�

19
82

�
19

84
�

19
86

�
19

88
�

19
90

�
19

92
�

19
94

�
19

96
�

19
98

�
20

00
�

20
02

�
20

04
�

20
06

�
20

08
�

20
10

�
20

12
�

20
14

�
20

16
�

20
18

�
20

20
�

20
22

�
20

24
�

20
26

�
20

28
�

20
30

�
Entrate potenziali�

Entrate effettive�

Previsioni Previsioni 



 
Tassazione della produzione di gas e petrolio in Italia: un confronto

 

 
12 

• autorizzazione: il MSE conferisce di intesa con la regione un permesso di ricerca

• esplorazione: dopo aver ottenuto l’autorizzazione, la compagnia petrolifera effettua delle rilevazioni geologiche 
e geofisiche, quali carotaggi e indagini sismiche. I dati così acquisiti vengono elaborati e interpretati, e se l’area 
sembra essere promettente, vengono eseguiti dei pozzi esplorativi. A seconda della posizione del pozzo, 
possono essere utilizzate una torre di perforazione, una nave di perforazione, una piattaforma 
semisommergibile, una piattaforma di perforazione o un sistema flottante di produzione; 

• valutazione: se viene individuato un giacimento di idrocarburi, vengono perforati nuovi pozzi, detti di 
delineazione, per stabilire la quantità di olio recuperabile, i meccanismi di produzione e il tipo di struttura. 
Vengono effettuati gli studi di fattibilità e la pianificazione, e viene elaborato un piano preliminare di sviluppo 
per stimare i costi di sviluppo; 

• sviluppo: se le perforazioni valutative danno un esito positivo e viene presa la decisione di procedere, la fase di 
sviluppo comincia prendendo in considerazione dati geotecnici e ambientali in merito al giacimento esplorato. 
Al fine di procedere con le successive attività di coltivazione occorre ottenere tutte le autorizzazioni da parte 
delle autorità governative. Di norma, dopo le istruttorie del MSE e l’approvazione della valutazione d’impatto 
ambientale da parte dell’autorità competente in materia, ottenuta la concessione di coltivazione da parte del 
MSE di intesa con la regione, si procede con la perforazione dei pozzi di coltivazione e con la costruzione delle 
infrastrutture di produzione e di trasporto; 

• coltivazione: terminata la perforazione dei pozzi e la costruzione delle infrastrutture di produzione e 
trasporto, comincia la fase di coltivazione. Per assicurare una produzione costante dei pozzi, devono essere 
effettuati regolarmente degli interventi di manutenzione e di ricondizionamento.  

• cessazione: la decisione di cessare l’attività estrattiva arriva alla fine della vita utile del giacimento, che di solito 
corrisponde al momento in cui i costi di produzione eguagliano i ricavi. La pianificazione della rimozione delle 
strutture utilizzate per la coltivazione avviene solitamente uno o due anni prima della data prevista per lo 
smantellamento. 

In Italia l’iter autorizzativo è complesso: nel caso in cui vi sia una sola impresa interessata ad acquisire il permesso di 
ricerca, per legge dovrebbero passare, dal momento della presentazione dell’istanza al momento del conferimento del 
permesso, tra i 10,5 e 18,5 mesi. Per la perforazione del pozzo esplorativo volto a individuare l’eventuale giacimento di 
idrocarburi la legge prevede il rilascio di una autorizzazione in una tempistica che va dai 3 ai 5 mesi. Per il 
conferimento della concessione di coltivazione, sempre secondo quanto previsto dalla normativa, le tempistiche 
dovrebbero essere comprese tra i 10,5 i 12,5 mesi. Ciononostante, i tempi d’autorizzazione effettivi nel nostro Paese 
sono molto più elevati, arrivando a toccare i 41,4 mesi per la fase esplorativa ed i 110,4 mesi per la fase di coltivazione, 
durate fino a 10 volte superiori a quanto previsto. 

Come evidenziato dalla seguente figura, in Italia i tempi di autorizzazione sono sensibilmente più alti rispetto alla media 
mondiale, e questo gap continua a crescere negli anni. Per ottenere un’autorizzazione per la fase esplorativa si attende 
oltre il 70% in più rispetto alla media globale; il ritardo aumenta ulteriormente per la fase di coltivazione, dove 
un’autorizzazione può essere concessa in oltre 9 anni, contro una media di 4 all’estero. Si tratta di ritardi che vanno ad 
aumentare i costi, in particolare di quelli finanziari per lo sviluppo dei giacimenti. 
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Figura 8 - Tempi di autorizzazione 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

1.1.1. Effetti dei ritardi in Italia 

Le figure che seguono riportano le diverse fasi di sviluppo nel tempo rispetto all’andamento dei ricavi e dei costi 
generati da un progetto nel settore upstream in diversi casi. Le linee, quella tratteggiata e quella continua arancione, 
raffigurano il totale dei ricavi, con l’area verde (Italia) e l’area grigia (media mondiale) che rappresentano le entrate per 
lo Stato; la differenza tra la linea tratteggiata e la parte grigia (o, per il caso italiano, tra la linea arancione e la parte 
verde) riproduce il profitto netto per l’impresa. Nelle prime fasi, quelle dell’ottenimento della concessione e della 
successiva esplorazione, i costi sono crescenti e non compensati da ricavi. Questi arrivano solo quando inizia la 
produzione dai giacimenti, nella fase di coltivazione, mentre i canoni cominciano ad essere pagati prima, già nella fase di 
esplorazione. La produzione e i relativi ricavi iniziano a fluire solo nella fase di coltivazione, quella temporalmente più 
lunga e quella che consente di generare entrate per lo Stato attraverso le royalties. Una volta avviata, la produzione 
sale velocemente raggiungendo un picco da cui inizia una più lenta decrescita, interrotta brevemente solo da un 
marginale recupero ottenuto, in questo caso tipo, attraverso manutenzioni straordinarie. Dopo la cessazione della 
produzione, inizia la fase finale di abbandono e ripristino del giacimento alle condizioni preesistenti, con costi che non 
sono compensati da nessun ricavo.  

La figura mette a confronto le condizioni normali di un giacimento nel resto del mondo con quelle tipiche dell’Italia, 
segnate da ritardi che rimandano nel tempo lo sfruttamento del giacimento, aumentandone i costi e riducendo le 
entrate per lo Stato. 
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Figura 9 - Attività di esplorazione e sviluppo nel settore upstream e cash flow 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

I Paesi produttori con sistemi fiscali evoluti, oltre ad avere tempi di realizzazione dei progetti certi, spesso molto 
contenuti permettono anche la restituzione immediata di una parte o di tutti gli investimenti effettuati in esplorazione. 
Questo è il caso della Norvegia, Paese che spicca in Europa per efficacia del sistema fiscale su un’industria che 
continua a mantenere alti gli investimenti peraltro in aree sempre più difficili. La seguente figura vuole evidenziare 
come inizialmente lo Stato restituisca parte degli investimenti di esplorazione attraverso la loro deducibilità 
dall’imponibile su cui sono state calcolate le tasse sul reddito d’impresa. 

Figura 10 - Attività di esplorazione e coltivazione nel settore upstream e cash flow - Caso 
Norvegia 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 
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2. LA RENDITA MINERARIA E LA SUA TASSAZIONE 

 
La rendita mineraria, e la sua tassazione, sono concetti fondamentali della teoria economica tuttavia, nel tempo si sono 
perse alcune distinzioni fondamentali, e nel linguaggio odierno, anche in quello specialistico, si confonde la rendita con 
i profitti, mentre, ai fini del presente lavoro, occorre tenerli bene distinti. 

Tabella 1 – Profitti, remunerazione del capitale e rendita mineraria 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia  

I profitti sono la differenza fra ricavi dalla vendita degli idrocarburi e i costi di esplorazione e produzione. I profitti 
servono a remunerare il costo di investimento e, se rimane altro guadagno, si è in presenza di rendita che, nel caso del 
petrolio e del gas, è chiamata rendita mineraria. La rendita mineraria è in parte catturata dallo Stato attraverso un 
insieme di strumenti che comprendono la tassazione, le royalties, i canoni e le partecipazioni alla produzione. Le 
royalties sono dunque solo una parte del complesso sistema di tassazione su cui si può articolare il prelievo statale sulla 
rendita mineraria. 

Figura 11 - Divisione di risorse tra Stato e aziende private operanti nel settore E&P per il 
recupero dei costi sostenuti e la divisione dei profitti 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati D. Johnston 2003 

La rendita mineraria deve essere in parte lasciata a chi investe in maniera da compensare i costi derivanti dal problema 
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L’obiettivo dello Stato è quello di delineare un sistema fiscale tale per cui le società più efficienti vengono stimolate a 
sviluppare le risorse minerarie locali, in un contesto competitivo. 

Il tradizionale rischio geologico per tutte le attività minerarie è aggravato, nel caso degli idrocarburi, dal rischio 
politico e da quello fiscale/finanziario. Il primo è legato al fatto che le compagnie petrolifere operano in Paesi segnati 
da forte instabilità politica che, come accaduto in passato, possono arrivare alla totale nazionalizzazione delle attività 
su cui tali compagnie avevano investito. Per l’Italia, tale rischio non sussiste, anche se si è assistito negli ultimi anni ad 
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una crescente opposizione a tutte le attività di ricerca e coltivazione dei giacimenti, aspetto che aumenta i costi e il 
rischio circa il ritorno degli investimenti.  

Il rischio finanziario/fiscale è collegato all’alta variabilità dei prezzi del greggio, con oscillazioni marcate, negli ultimi anni 
verso l’alto, che incidono sulla redditività degli investimenti. 

Più nello specifico il prelievo dello Stato (government take) può avvenire attraverso due grandi categorie di regolazione 
del rapporto giuridico fra Stato su cui si effettua la perforazione e l’investitore privato: 

1. istituto concessorio, con o senza royalties; 

2. istituto di tipo contrattuale. 

In entrambi i casi, i rischi delle attività di esplorazione ricadono sull’investitore privato e tendenzialmente il sistema 
fiscale è tale per cui più alto è il rischio, maggiore è la parte di rendita che viene lasciata all’investitore. 

In un sistema concessorio la proprietà del gas o del petrolio estratto passa all’investitore quando arriva in superficie, 
mentre lo Stato riceve tasse e royalties per avere concesso il loro sfruttamento. Al termine dell’attività, l’investitore è 
responsabile del ripristino; quello che rimane, ad esempio le conoscenze geologiche acquisite, passano allo Stato.  

Con il sistema contrattuale, la proprietà delle risorse non passa mai in mano all’investitore che, invece, riceve un 
ammontare di risorse prodotte quale compensazione per le sue attività. I contratti più diffusi sono i contratti di servizio 
(service agreement) ed i contratti di partecipazione alla produzione (production sharing conract).  

Figura 12 - Diversi regimi fiscali per il prelievo sui redditi legati all’attività di produzione di 
petrolio e gas 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati Johnston 2003 
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Tabella 2 - Principali caratteristiche dei regimi di tipo concessorio e di tipo contrattuale 

 

Note: 
1) Il profit oil è il profitto derivante dalla vendita della produzione d'idrocarburi, al netto dei costi e delle spese di produzione, che verrà diviso tra le 
società appaltatrici e il governo.  
2) Le royalties possono anche essere calcolate a partire dalla produzione netta. Alcuni Paesi utilizzano dei prezzi ad hoc per stimare le royalties e 
l'imposta sul reddito. Questi prezzi ad hoc sono rivisti periodicamente e sono collegati ai prezzi degli idrocarburi sui mercati internazionali.  La 
maggior parte dei Paesi fa riferimento ai prezzi di vendita ad operatori esterni. Che un Paese utilizzi o meno dei prezzi ad hoc, vengono comunque 
applicate delle deduzioni o delle maggiorazioni sul prezzo che prendono in considerazione la diversa qualità del greggio o del gas prodotto rispetto 
ad un greggio o ad un gas di riferimento.  

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati World Bank 

 

Tabella 3 - Principali differenze tra regime di tipo concessorio e contrattuale 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati World Bank 

 

 

 

Regime di tipo concessorio Regime di tipo contrattuale

Solitamente un regime fiscale di tipo concessorio si compone di tre elementi: royalties,
detrazioni/deduzioni (OPEX, ammortamenti, consumo, spese di esplorazione e perforazione,
etc.) e tasse. 

In un contratto di parteciapazione alla produzione (PSC), l'appaltatore riceve una
percentuale della produzione a fronte dei servizi eseguiti. Nella sua forma più
comune, un PSC si compone di quattro elementi: royalties, recupero dei costi,profit 
oil (1) e imposte. 

La royalty è solitamente una percentuale dei proventi della vendita degli idrocarburi. Tale
aliquota può essere fissa o variabile (sliding scale) i cui termini vengono negoziati tra le parti o
determinati tramite un'asta. L'ammontare dovuto può essere pagato in denaro o in natura(2).
La royalty rappresenta un costo per l'azienda, e può quindi essere detratta a fini d'imposta. 

Vale lo stesso ragionamento effetuato per il regime concessorio, con l'importante
differenza che le royalties non sono normalmente costi recuperabili. 

I costi fiscali vengono definiti dalla legislazione del Paese incui si trova la concessione o dalle
specifiche del contratto di assegnazione della concessione. Royalties e OPEX sono
normalmente contabilizzati nell'anno in cui si realizza la produzione, e l'ammortamento viene
calcolato in conformità alla legge nazionale vigente. Alcuni Paesi permettono inoltre di detrarre 
parte degli investimenti effettuati, i bonus d'asta pagati e gli interessi sui finanziamenti. 

Il quadro normativo che regola i costi fiscali, l'ammortamento e la svalutazione può
essere definito dalla legge nazionale o dai singoli PSC. L'appaltatore può recuperare
i costi sostenuti in conformità alle disposizioni contrattuali, fatte salve le royalties
pagate al governo. La restante parte della produzione viene divisa tra il governo del
Paese ospitante la concessione e la compagnia petrolifera, ad un tasso negoziato tra
le parti. 

In un regime concessorio le imprese E&P possono essere tassate attraverso l'imposta sul
reddito delle società vigente nel Paese.Tuttavia, alcuni Paesi utilizzano un sistema di incentivi o
di tasse specifiche sull'attività upstream. Le perdite fiscali sono solitamente riportate
all'esercizio fiscale successivo, fino al recupero totale delle stesse. 

L'imposta sul reddito delle società può essere pagata dal governo del Paese
ospitante la concessione o dalla compagnia petrolifera nazionale del Paese stesso. il
reddito tassabile si ottiene sottraendo ai ricavi totali le royalties, i costi deducibili e
la parte di profitti spettanti al governo. Le perdite fiscali sono solitamente riportate
all'esercizio fiscale successivo, fino al recupero totale delle stesse. Nella maggior
parte dei Paesi, quando la legislazione prevede un tetto massimo al recupero dei
costi sostenuti, la quota di profit oil della compagnia petrolifera appaltatrice NON
corrisponde alla base imponibile. 

1)Il profit oil è il profitto derivante dalla vendita della produzione d'idrocarburi, al netto dei costi e delle spese di produzione, che verrà diviso tra le società appaltatrici e il governo 

2) Le royalties possono anche essere calcolate a partire dalla produzione netta. Alcuni Paesi utilizzano dei prezzi ad hoc per stimare le royalties e l'imposta sul reddito. Questi prezzi ad 
hoc sono rivisti periodicamente e sono collegati ai prezzi degli idrocarburi sui mercati internazionali.  La maggior parte dei Paesi fa riferimento ai prezzi di vendita ad operatori esterni. 
Che un Paese utilizzi o meno dei prezzi ad hoc, vengono comunque applicate delle deduzioni o delle maggiorazioni sul prezzo che prendono in considerazione la diversa qualità del 
greggio o del gas prodotto rispetto ad un greggio o ad un gas di riferimento.   

Regime concessorio Regime contrattuale

Proprietà delle risorse minerarie Proprietà dello Stato Proprietà dello Stato
Punto di trasferimento del titolo minerario A bocca di pozzo Al punto d'esportazione 

Spettanza della compagnia petrolifera 
Produzione al netto delle 

royalties
Costi + Profitti

Quota di spettanza Intorno al 90% Intorno al 50 - 60%
Proprietà degli impianti Compagnia petrolifera Stato

Gestione delle operazioni 
Solitamente scarso controllo da 

parte dello Stato

Solitamente forte controllo e 
partecipazione da parte delle 

Stato
Partecipazione governativa Poco probabile Molto probabile
Vincoli di destinazione per il gettito fiscale Poco probabili Poco probabili
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2.1. Teoria delle royalties e dei canoni 
In un regime di tipo concessorio, tra le forme di prelievo da parte dello Stato in ragione dell’attività di estrazione e 
produzione di petrolio e gas troviamo le royalties ed i canoni. 

Le royalties consistono in una percentuale di produzione che il titolare del diritto di sfruttamento deve corrispondere 
al titolare del diritto di proprietà sui minerali del sottosuolo, Stato o privato che sia. Il proprietario delle risorse in tal 
modo partecipa alla produzione senza però sostenere i costi ed i rischi intrinsecamente legati a questo tipo di attività. 
Si tratta pertanto di un corrispettivo della concessione del diritto di sfruttamento delle risorse del sottosuolo e non di 
un’imposizione fiscale tout court, in quanto, come anticipato, in alcuni Paesi viene devoluta ai privati e non allo Stato. 
Ciò accade in alcuni Paesi anglosassoni in cui vige la common law, dove il diritto di proprietà del sottosuolo è attribuito 
ai proprietari dei terreni in superficie. 

Il canone superficiario è uno degli oneri finanziari ai quali possono essere assoggettati i titolari dell’autorizzazione 
d’indagine di prospezione, del permesso di ricerca e della concessione di coltivazione. Esso rappresenta un corrispettivo per 
l’uso, spesso esclusivo, della superficie accordata; tale corrispettivo è, normalmente, versato ogni anno, pagabile 
anticipatamente e proporzionale all’estensione della superficie per la quale è stata accordata la concessione. Il canone è 
pertanto dovuto a prescindere dal rinvenimento o dalla possibilità di sfruttamento degli idrocarburi del sottosuolo. 

I due strumenti di prelievo presi in considerazione presentano scopi e funzionamenti sostanzialmente diversi. 

Le royalties hanno la funzione di prelevare parte della rendita mineraria e di destinarla allo Stato, o, come anticipato, in 
regime di common law al privato proprietario dei beni del sottosuolo, incidendo, pertanto, direttamente sul valore 
della produzione su cui si applica in termini percentuali. In passato lo strumento era molto usato per le miniere ed era 
rappresentato da un prelievo in natura. I canoni, il cui valore è solitamente di molto inferiore a quello delle royalties, 
sono invece il corrispettivo dovuto per l’attribuzione del diritto di sfruttamento di un territorio e delle risorse del 
sottosuolo, tipicamente di proprietà dello Stato. Il canone serve anche a stabilire una soglia minima dimensionale degli 
operatori interessati all’attività di esplorazione o produzione. Un valore troppo basso ha l’effetto di favorire l’ingresso di 
numerosi operatori che, con piccole strutture e con poca capacità, possono accaparrarsi grandi aree potenzialmente 
interessanti. D’altra parte, un valore troppo alto limiterebbe a pochi grandi soggetti l’attività, riducendo il grado di 
competizione che, invece, rimane quasi sempre un obiettivo del legislatore. Inoltre, un alto valore dei canoni 
limiterebbe comunque l’attività di tutti gli operatori in quanto, essendo il loro importo slegato dall’effettiva estrazione 
di idrocarburi, rappresentano un costo fisso. 

In Italia l’importo delle entrate legate alle royalties è molto alto rispetto a quelle dei canoni, essendo in percentuale, fra 
il 4 e il 10%, del valore del greggio e gas prodotti. In media, i canoni sono attualmente di circa 3,5 € per chilometro 
quadrato per i permessi di prospezione, 16 €/km2 per chilometro quadrato per i permessi di ricerca e di circa 70 €/km2 
per le concessioni di coltivazione.  

2.2. Regime fiscale delle imprese E&P 
I principi giuridici su cui si posa la tassazione in Italia trovano la propria fonte primaria nella Costituzione, che delinea i 
principi a cui il legislatore deve conformarsi nella redazione delle norme fiscali ed indica, inoltre, i criteri per il giusto 
riparto delle spese pubbliche. 

Tali principi fondamentali sono contenuti prima di tutto nell’art. 53 della Costituzione:  

• il principio della generalità del tributo in base al quale tutti sono tenuti a concorrere alle spese pubbliche; 

• il principio della capacità contributiva che specifica che tutti sono tenuti a concorrere alle spese pubbliche in 
ragione della loro capacità contributiva3; 

• il principio della progressività del sistema tributario che non riguarda i singoli tributi ma il sistema tributario 
nel suo complesso che deve essere improntato alla progressività. 

                                            
3 La capacità contributiva costituisce il limite massimo all’imposizione nel senso che non è consentito richiedere al soggetto passivo un concorso alle 
spese pubbliche superiore a quella che è la sua capacità contributiva. Ciò importa il divieto che il prelievo sia di ammontare così elevato da risolversi 
nell’espropriazione dell’oggetto dell’imposizione.  
L’imposta è il prelevamento di una quota, non della totalità della materia imponibile. 
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Altri due principi fondamentali, così come la Consulta4 ha avuto modo di chiarire, sono enunciati nell’art. 3 della 
Costituzione e sono quello dell’uguaglianza e quello della ragionevolezza. 

Trasferito in campo tributario, il principio di eguaglianza ha inglobato la capacità contributiva, nel senso che le 
condizioni oggettive e soggettive da considerare per stabilire se vi sia disparità di trattamento sono gli indici di capacità 
contributiva. 

Quanto all’obbligo di ragionevolezza che vincola il legislatore ordinario, in campo tributario esso si prospetta come 
obbligo di coerenza e di non contraddizione. 

2.2.1. Imposta sui Redditi delle Società (IRES) e Imposta Regionale sulle 
Attività Produttive (IRAP) 

Il regime fiscale a cui sono sottoposte le imprese E&P operanti in Italia consta principalmente di due imposte, una di 
natura statale, l’IRES - Imposta sui Redditi delle Società -, e una di natura regionale, l’IRAP - Imposta Regionale sulle 
Attività Produttive-. 

L’IRES è un’imposta proporzionale che grava sul reddito complessivo delle persone giuridiche e delle associazioni ed 
organizzazioni non soggette a IRPEF (Imposta sul reddito delle Persone Fisiche). Il presupposto dell’imposta è il 
possesso di redditi in denaro o in natura. 

Tale imposta colpisce tutti i soggetti, residenti e non, diversi dalle persone fisiche e dalle società di persone non 
residenti, nei confronti dei quali si manifesta il possesso di redditi tassabili. L’oggetto dell’imposta è il reddito 
complessivo netto annuo della società o dell’ente. L’aliquota in vigore nel 2011 è del 27,5% (fino al 2007 l’aliquota era 
pari al 33%). Per le società di capitali e gli enti commerciali residenti, il reddito è interamente tassabile in Italia a 
prescindere da dove sia prodotto.

L’IRAP (Imposta Regionale sulle Attività Produttive) è un’imposta regionale introdotta nel nostro ordinamento dal 
D.Lgs. 447/1997 ed in vigore dal 1° gennaio 1998.  

L’IRAP colpisce l’esercizio abituale di ogni attività autonomamente organizzata volta alla produzione e allo scambio di 
beni o alla prestazione di servizi. Sono soggetti passivi tutti coloro che esercitano una attività produttiva tassabile.  

La capacità contributiva su cui l’IRAP ricade è il valore della produzione netta, come “valore aggiunto tipo reddito”. 
Con tale espressione s’intende il valore aggiunto prodotto da un’impresa attraverso l’impiego dei fattori produttivi 
(lavoro e capitale) al netto dei costi sostenuti per acquistare i beni e i servizi utilizzati durante il processo produttivo 
ed i costi indiretti. 

La struttura dell’IRAP è tale che prescinde dalla capacità contributiva del soggetto che la deve pagare: l’imposta è 
dovuta per la semplice esistenza di un valore della produzione a cui può anche non corrispondere un effettivo 
incremento patrimoniale del soggetto passivo dell’imposta.5. L’IRAP va infatti corrisposta anche in caso di perdita di 
bilancio. 

L’aliquota in vigore nel 2011 è del 3,9%. 

 

 

                                            
4 Sent. Corte Costituzionale n. 3/1957, Massime: 
 

1. il concetto di uguaglianza non va inteso nel senso che il legislatore non possa dettare norme diverse per situazioni che esso 
ritiene diverse; 

2. il legislatore deve assicurare ad ognuno uguaglianza di trattamento quando uguali siano le condizioni soggettive e oggettive alle 
quali le norme giuridiche si riferiscono per la loro applicazione; 

3. l’accertamento della esistenza e della rilevanza delle diversità di situazioni ricade nella sfera della discrezionalità legislativa; 
4. tuttavia la Corte può controllare le scelte discrezionali del legislatore ed annullarle se sono irragionevoli. 

5 Si veda De Mita E., Principi di diritto tributario, Giuffrè, 2004, p. 512. 
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2.2.2. Le addizionali IRES 

Sulle attività nel settore petrolifero e del gas pesa, oltre alla percentuale di tassazione IRES, un’addizionale introdotta 
nel 2008 con il decreto legge 112/2008 recante “Disposizioni urgenti per lo sviluppo economico, la semplificazione, la 
competitività, la stabilizzazione della finanza pubblica e la perequazione tributaria”. 

Questa tassazione specifica, ribattezzata “Robin Hood tax”, ha avuto un valore iniziale del 5,5% successivamente 
portato al 6,5% nel 2009 con l’approvazione della legge sviluppo 99/2009 recante “Disposizioni per lo sviluppo e 
l'internazionalizzazione delle imprese, nonché in materia di energia”. Inoltre, con la manovra predisposta ad agosto 
2011, in risposta alla forte crisi dei mercati finanziari, è stato approvato un ulteriore aumento della Robin tax dal 6,5% 
al 10,5%. 

Pertanto, agli effetti della tassazione specifica, l’aliquota IRES per le attività petrolifere sale al 38%. A questa si deve 
aggiungere anche l’imposizione fiscale dovuta per l’IRAP con un livello di tassazione complessivo pari al 41,9%. 

Tale calcolo rappresenta comunque un’approssimazione, poiché IRES e IRAP sono conteggiate su basi imponibili 
diverse, che peraltro differiscono dall’utile ante-imposte calcolato a bilancio. Questo comporta che il livello 
complessivo di tassazione, calcolato come percentuale dell’utile ante-imposta come da bilancio, abbia un’incidenza 
sensibilmente maggiore al livello teorico del 41,9%. 

Dal febbraio 2009, inoltre, grava specificamente sul settore della coltivazione e dell'estrazione degli idrocarburi 
un’ulteriore addizionale all'imposta sul reddito delle società che pesa per un 4% dell'utile prima delle imposte. Tale 
imposta è stata introdotta dall’articolo 3 della Legge 6 febbraio 2009, n. 7, strumento legislativo con il quale è stato 
ratificato il trattato bilaterale di amicizia fra Italia e Libia. L’addizionale si applica alle imprese residenti in Italia che sono 
impegnate nella coltivazione e nell'estrazione degli idrocarburi, quotate su un mercato regolamentato e con almeno 20 
milioni di capitalizzazione6. 

2.2.3. Trattamento fiscale dei costi di una impresa E&P 

I costi sostenuti da un’impresa che opera nell’esplorazione e produzione d’idrocarburi si dividono in costi di 
esplorazione, costi di sviluppo e costi operativi in generale. 

Nelle esperienze di altri ordinamenti si può osservare come spesso, attraverso differenti regole d’imputazione, 
deduzioni accelerate, sovra costi figurativi (uplift), ecc., vengano concesse delle agevolazioni o comunque create delle 
condizioni favorevoli all’industria delle imprese E&P rispetto al regime ordinario a cui è sottoposto il resto delle 
imprese.  

Tale trattamento peculiare deriva, da un lato, dalle caratteristiche intrinseche dell’attività di esplorazione e produzione 
di idrocarburi, caratterizzata da un elevato rischio d’impresa, e, dall’altro, dal ruolo strategico rappresentato nelle 
moderne economie. Tuttavia non è così in Italia, dove non esistono regole derogatorie all’ordinaria legislazione fiscale, 
abolite con l’abrogazione nel 2008 del regime fiscale agevolato previsto fino ad allora per lo sviluppo dei giacimenti 
marginali. Pertanto, il sistema vigente prevede che: 

• per i costi di esplorazione, si fa riferimento a quanto previsto dall’art. 108 del TUIR7. Tali investimenti possono 
essere dedotti nell’esercizio in cui sono sostenuti o in quote costanti nell’esercizio stesso e nei successivi ma 
non oltre il quarto. Ciò significa che secondo la normativa italiana gli investimenti in questa fase possono 
essere imputati per il 100% nell’anno in cui sono sostenuti o ammortizzati per massimo 5 anni.  

• per i costi di sviluppo, si segue il dettato dell’art. 102 del TUIR, che stabilisce che la quota di ammortamento 
per tali tipi di investimenti venga fissata con decreto dal MEF e pubblicato in Gazzetta Ufficiale. Ai fini della 
nostra analisi tale aliquota è fissata nella misura del 15% anno. Tale percentuale rappresenta tuttavia il limite 
massimo di ammortamento concesso in un anno fiscale; infatti, come previsto dall’art. 109 comma 4 del TUIR, 
le spese e gli altri componenti negativi non sono ammessi in deduzione se e nella misura in cui non risultino 
imputati al conto economico dell’esercizio di competenza. È possibile, perciò, che l’ammortamento rilevato a 
conto economico, derivante quindi dall’applicazione dei principi contabili utilizzati dall’impresa, sia inferiore 

                                            
6 La particolarità dei requisiti richiesti per l’individuazione del soggetto passivo dell’addizionale fa si che solo L’Eni sia attualmente colpita da questa 
disposizione definita da alcuni “tassa quasi ad personam”. 
7 Testo Unico delle Imposte sui Redditi. 
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alla percentuale prevista dal decreto ministeriale del 15% che non rappresenta certo un’agevolazione bensì il 
tetto massimo di ammortamento annuo degli investimenti di sviluppo. 

• per i costi operativi in generale, si prevede l’integrale deducibilità nell’esercizio di competenza, pertanto 
nell’anno in cui vengono sostenuti. 

Infine le royalties ed i canoni sostenuti dalle imprese per l’esercizio dell’attività di upstream sono interamente deducibili 
dal reddito di esercizio. 
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3. LA TASSAZIONE DELLA PRODUZIONE DI PETROLIO E GAS IN 
ITALIA 

 
L’attività di esplorazione e coltivazione d’idrocarburi in Italia venne regolata dal legislatore nazionale per la prima volta 
con il Regio Decreto Legislativo 1.443 del 29 luglio 1927 (Norme di carattere legislativo per disciplinare la ricerca e la 
coltivazione delle miniere nel Regno). Essendo in quegli anni l’industria esplorativa ancora nelle fasi iniziali, con bassa 
produzione e scarso apporto al bilancio energetico nazionale, il settore veniva regolato all’interno della più generale 
normativa relativa a tutte le attività minerarie, allora ancora rilevanti per molte parti dell’economia italiana.  

A partire dalla fine della seconda guerra mondiale, il peso maggiore dell’industria nazionale degli idrocarburi impose un 
aggiornamento del quadro legislativo che appariva ormai obsoleto e lontano dalla realtà del settore, soprattutto alla 
luce delle scoperte effettuate nella Pianura Padana. Negli anni ’50 il panorama legislativo italiano fu modificato da alcuni 
importanti provvedimenti, che segneranno lo sviluppo dell’industria nazionale fino ai giorni nostri. In primis, la legge 
regionale siciliana 20 marzo 1950, n. 30 attraverso la quale la Sicilia disciplinò la materia della ricerca e della coltivazione 
degli idrocarburi. Con tale provvedimento, si mirò a garantire la valorizzazione delle risorse dell’isola, adottando al 
contempo un regime di competizione che avrebbe precluso l’instaurazione di un monopolio. Venne introdotto un 
regime di sliding scale royalties in base al quale il titolare del permesso di coltivazione doveva versare alla regione 
un’aliquota del prodotto in una scala progressiva (basata sulla quantità prodotta) che andava dal limite minimo del 4% 
al limite massimo del 20%. Inoltre, i titolari del permesso di ricerca e di esplorazione erano tenuti al pagamento di un 
canone annuo all’amministrazione regionale. 

A livello nazionale, il Governo decise di prendere una direzione completamente opposta: si optò per la creazione di 
un organismo unitario, un monopolista pubblico, in grado di coordinare i molteplici aspetti dell’industria petrolifera e 
dare uno slancio all’attività estrattiva. Con l’approvazione della legge 10 febbraio 1953, n. 136 (Istituzione dell’Ente 
nazionale idrocarburi) venne creato l’Eni, ente dotato di personalità giuridica di diritto pubblico a cui fu concesso il 
monopolio esclusivo dello sfruttamento dei giacimenti situati nella pianura Padana e sul mare prospiciente, su un’area 
di circa 55.000 km2.  

In quegli stessi anni, diverse proposte di legge furono presentate in Parlamento per regolamentare la prospezione e la 
coltivazione d’idrocarburi nelle regioni centro-meridionali della penisola italiana. In seguito ad un tortuoso ma ricco 
dibattito parlamentare, l’11 gennaio del 1957 le Camere si accordarono sul testo della legge n. 6, la prima legge 
organica italiana sulla ricerca e coltivazione degli idrocarburi liquidi e gassosi. Essa introdusse (prendendo spunto dalla 
legge regionale siciliana n. 30, 1950) un sistema di sliding scale royalties, in base al quale il titolare del permesso di 
coltivazione doveva versare allo Stato un’aliquota del prodotto calcolata sulla produzione giornaliera per pozzo in una 
scala progressiva (più alta la produzione, più alta la royalty) che andava dal minimo del 2,5% al massimo del 22%. In 
un’ottica di sostegno allo sviluppo del Mezzogiorno, la legge prevedeva che un terzo dell’ammontare delle royalties 
derivanti da produzioni su coltivazioni ubicate nel Sud Italia fosse utilizzato per lo sviluppo economico delle regioni 
meridionali. Fu inoltre mantenuto un sistema di canoni, in base al quale i titolari di permessi d’esplorazione e di 
coltivazione erano tenuti al pagamento di una quota annua fissa, proporzionale all’estensione del permesso stesso . 

In seguito alla scoperta di giacimenti di idrocarburi offshore, avvenute negli anni ‘60, il legislatore si adoperò per 
disciplinare la ricerca e la coltivazione di petrolio e gas nel mare territoriale e nella piattaforma continentale: con la legge 
n. 613 del 1967, il Parlamento stabilì l’entità dei canoni dovuti per le operazioni di ricerca e di coltivazione a mare, 
nonché il livello delle aliquote royalty dovute sul prodotto estratto offshore (8% olio, 5% gas naturale), introducendo 
delle soglie d’esenzione per le produzioni marginali. Tale legge modificò inoltre l’entità dei canoni e delle aliquote 
dovute per produzioni a terra (9% della produzione), eliminando il sistema di royalty scalari. Infine, il legislatore decise 
di incentivare le operazioni di esplorazione e produzione introducendo un sistema di sgravi fiscali (vedi nota e tabella 
5), che rimase in vigore dal 1967 al 1996.  

Un altro importante passo legislativo fu quello intrapreso al fine di recepire la direttiva 1994/22/CE, avente come 
oggetto l’armonizzazione delle condizioni di rilascio e di esercizio delle autorizzazioni alla prospezione, ricerca e 
coltivazione di idrocarburi all’interno della Comunità Europea. Con il decreto legislativo del 25 novembre 1996, n. 625, 
il Governo italiano sancì la cessazione del regime d’esclusiva previsto in favore dell’Eni in pianura Padana, modificò 
l’entità dei canoni, introducendo inoltre il canone di prospezione, riordinò il sistema delle royalties (7% gas terra e mare, 
7% petrolio terra, 4% petrolio mare) e rivide le soglie d’esenzione per le produzioni marginali d’idrocarburi. Inoltre, fu 
introdotto il principio di distribuzione dei proventi delle royalties tra Stato, regioni e comuni, che varia in base 
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all’ubicazione della produzione (vedi voce tabella “destinazione delle aliquote in valore” e note inerenti). 
Successivamente, con la legge 140/1999 rivista dalla finanziaria del 2007, in considerazione dell’importanza della 
produzione lucana, fu rivisto il sistema di distribuzione delle royalties agli enti locali del Sud Italia, stabilendo che nelle 
regioni a statuto ordinario del Mezzogiorno venisse devoluto il totale della quota spettante allo Stato (30%). 

Anche la legge regionale siciliana del 27 aprile 1999, n. 10 introdusse il principio di spartizione dei proventi da royalties 
tra l’amministrazione regionale (1/3 del totale) e quelle comunali (2/3 del totale), prevedendo al contempo sia un 
ritocco al rialzo dei canoni di ricerca e coltivazione, con l’aggiunta anche qui dell’introduzione del canone di prospezione, 
che una revisione del sistema di royalties (7% dei proventi della vendita di gas e petrolio)8.   

Con la legge del 23 agosto del 2004, n. 239, il legislatore introduce un nuovo sistema per il calcolo del valore delle 
aliquote unitarie per il gas naturale: esso viene determinato, per le produzioni a partire dal 2002, in base alla media 
aritmetica relativa all'anno di riferimento dell'indice QE9 definito dall’AEEG. Vengono inoltre eliminati i rimborsi 
precedentemente previsti per coprire i costi di trasporto e trasformazione di idrocarburi gassosi. Al netto di queste 
misure, la legge 239/2004 garantisce però un incremento delle soglia di esenzione per il pagamento delle royalties per 
produzioni di gas naturale estratto a terra e a mare, che passa rispettivamente a 25 mln.smc e a 80 mln.smc.  

Il più recente atto normativo è la legge del 23 luglio del 2009, n. 99, che prevede l’istituzione del Fondo per la 
riduzione del prezzo alla pompa dei carburanti nelle regioni interessate dall’estrazione di idrocarburi liquidi e gassosi. 
La legge sancisce inoltre che il Fondo venga alimentato attraverso una maggiorazione del 3% dell’aliquota dovuta per la 
produzione di idrocarburi liquidi e gassosi ottenuta in terraferma: le royalties vengono pertanto elevate al 10% dei 
proventi della vendita della produzione. 

3.1. Royalties e canoni 
Le seguenti tabelle rappresentano l’evoluzione storica ad oggi del sistema di prelievo da parte dello Stato per le sole 
componenti royalties e canoni. 

Ad un primo sguardo all’evoluzione delle aliquote royalties, emerge che esse siano andate calando fino alla legge del 
1996, tuttavia, ciò non corrisponde alla realtà in quanto le percentuali precedenti venivano applicate su basi diverse. Si 
tratta, pertanto, di aliquote non immediatamente confrontabili tra di loro. 

Tabella 4 - Evoluzione normativa sulle royalties in Italia 

 

Note: 
*) Con il D.Lgs. 625/1996 viene modificata la base su cui vengono calcolate le aliquote da applicare alla produzione per il pagamento delle royalties 
rendendo difficile la comparazione tra le royalties pagate prima del 1996 (definite "lorde") e le royalties pagate dopo il 1996 (definite "nette"). Difatti 
l'art. 33 L. 613/1967 prevede che al titolare di ciascuna concessione vengano rimborsate da parte dello Stato tutte le spese dirette e indirette 
sostenute per il trasporto, da bocca di pozzo al punto di consegna, del prodotto (petrolio o gas). L'art. 19 comma 6 del D.Lgs. 625/1996 stabilisce 

                                            
8 E’ bene ricordare che a competenza normativa della Regione Sicilia si limita alla produzione su terraferma. 
9 Quota Energetica del costo della materia prima gas espresso in euro per MJ 

1957 (a) 1967 (a)(d)(e) 1996 (f)(g) 2002 (m) 2009 (n)

L. 11/01/57 n.6 L. 21/07/67 n.613 D.Lgs. 25/11/96 n.625 L. 23/08/04 n.239 L. 23/07/09 n.99 art 45

Terra 2,5-22% (b) 9% 7% 7% 7% + 3% (o)
Mare n.d. 8% 4% 4% 4%
Terra (b) n.d. Le prime 20.000 ton. Le prime 20.000 ton. Le prime 20.000 ton.
Mare n.d. Produzioni fino a 50.000 ton. Le prime 50.000 ton. Le prime 50.000 ton. Le prime 50.000 ton. 
Terra 2,5-22% (b) 9% 7% 7% 7% + 3% (o)
Mare n.d. 5% 7% 7% 7%
Terra (b) n.d I primi 20 mln.smc I primi 25 mln.smc I primi 25 mln.smc

Mare n.d.
Produzione fino a 200 

mln.smc
I primi 50 mln.smc I primi 80 mln.smc I primi 80 mln.smc

Stato: 30% (h) Stato: 30% (h) Stato: 30% (h)
Regione a statuto 
ordinario: 55% (i)

Regione a statuto 
ordinario: 55% (i)

Regione a statuto 
ordinario: 55% (i)

Comune: 15% Comune: 15% Comune: 15%
Stato: 45% Stato: 45% Stato: 45% 

Regione: 55% (l) Regione: 55% (l) Regione: 55% (l)

n.d. n.d. n.d. n.d. Stato: 100%

n.d.
Se regioni a statuto speciale, 

33%

Royalties Lorde * Royalties Nette *

Destinazione 
delle aliquote in 

valore 

Terra

Royalties

Olio
Produzione

Esenzioni

Gas

Produzione 

Esenzioni

Piattaforma continentale 

Se regioni Mezzogiorno (c), 
33% 

Se regioni Mezzogiorno (c),  
33%

Mare territoriale
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invece un riconoscimento forfettizato delle spese di trasporto e trattamento: viene introdotta una riduzione del valore unitario dell'aliquota dovuta 
per produzioni di petrolio e gas a terra e a mare; inoltre, per la sola produzione in terraferma, il valore unitario dell’aliquota viene ulteriormente 
ridotto dei costi sostenuti per vettoriamento. 
a) Le aliquote vanno intense in natura; lo Stato si è però sempre avvalso della facoltà di richiedere che la corresponsione delle aliquote avvenisse 
valore. Il valore è calcolato a bocca pozzo, sulla base del prezzo medio di vendita del prodotto. Dal 1967, dal prezzo medio di vendita del prodotto 
vengono dedotte le spese di trattamento e trasporto.  
b) Per l'olio l'aliquota viene calcolata sulla produzione giornaliera per pozzo, riferita alla media dell'anno solare, in una scala progressiva distribuita su 
8 classi, che va da un minimo del 2,5% per produzioni inferiori alle 4 ton/g al limite massimo del 22% sulla produzione che supera le 256 ton/g; per il 
gas viene applicato lo stesso criterio di aliquota a scaglioni, assumendo l’equivalenza di una tonnellata di olio a 1.200 Smc di gas. 
c) Zone di intervento della Cassa per il Mezzogiorno: Abbruzzo, Molise, Campania, Puglia, Basilicata, Calabria, Sicilia, Sardegna, le provincie di Rieti, 
Frosinone, Latina, oltre all'Isola d’Elba e comuni nella zona di bonifica presso il fiume Tronto. 
d) I titolari di concessione di coltivazione, a decorrere dal 1° gennaio 1990, sono esonerati per un triennio - prorogato fino al 31 dicembre 1996 - dalla 
corresponsione allo Stato dell'aliquota del prodotto della coltivazione... purché gli importi corrispondenti al valore delle aliquote siano investiti nella 
prospezione non esclusiva o nella ricerca esclusiva di idrocarburi liquidi e gassosi nel territorio nazionale, nel mare territoriale o nella piattaforma 
continentale. Sono confermati per le regioni a statuto speciale i benefici di cui all’art. 54 della legge 21 luglio 1967, n. 613, che prevede la devoluzione 
di 1/3 delle aliquote dovute (art. 26, comma 1 L. 09/01/91 n.9).   
e) L'art. 34 L. 613/1967 e successive modifiche prevedono che, fino al 1996, il 50% degli utili realizzati dalla coltivazione d'idrocarburi situati in mare 
possa venire esentato dall'imposta di ricchezza mobile (odierna IRPEF) e dall'ILOR (odierna IRAP) se reinvestiti in opere di prospezione e ricerca. 
L'esenzione compete fino alla concorrenza del 50% del costo dell'attività prevista.  
f) Per produzione a decorrere dal 1° gennaio 1997. 
g) E' prevista una riduzione dell’aliquota di 30 lire per Smc per produzione di gas in terraferma e di 20 lire Smc per produzioni di gas in mare e di 
30.000 lire per tonnellata per produzione di olio a terra e di 60.000 lire per tonnellata per olio a mare per tenere conto di qualunque onere, 
compresi quelli di trasporto e trattamento. Inoltre, è prevista un'ulteriore riduzione del valore unitario dell'aliquota, per la sola produzione in 
terraferma, per tenere conto dei costi sostenuti per il vettoriamento (art. 19 comma 6 D.Lgs. 625/1996).  
h) A decorrere dal 1° gennaio 1999, per le concessioni ricadenti nelle regioni a statuto ordinario incluse nel Mezzogiorno, l'aliquota destinata allo 
Stato è direttamente corrisposta alla regione (art. 20, comma 1-bis, D.Lgs. 625/1996, comma introdotto dalla L. 140/1999, art.7, comma 6 e modificato 
dalla L. 296/2006, finanziaria 2007, comma 366). 
i) Nel caso di concessione con impianti di coltivazione che interessino più regioni, la quota di spettanza regionale è ripartita nella misura del 20% alla 
regione ove ha sede la eventuale centrale di raccolta e trattamento definitivo prima dell'avviamento al consumo, ancorché situata al di fuori del 
perimetro della concessione, e per la restante parte tra le regioni ove sono ubicati i pozzi collegati alla centrale, all'impianto di diretta utilizzazione, o 
alla rete di distribuzione, proporzionalmente al numero dei pozzi stessi e in base alla situazione esistente al 31 dicembre dell'anno cui si riferiscono 
le aliquote (art. 20, comma 2 D.Lgs. 625/96).
l) Nel caso di giacimenti antistanti la costa di due regioni, la quota di spettanza regionale e ripartita nella misura del 50% alla regione ove ha sede 
l'eventuale centrale di trattamento, e per la restante parte in modo proporzionale al numero di piattaforme fisse e strutture fisse assimilabili 
installate nel mare ad esse adiacente e in base alla situazione esistente al 31 dicembre dell'anno cui si riferiscono le aliquote (art. 22, comma 2 D.Lgs. 
625/96). 
m) A decorrere dal 1° gennaio 2002 (L. 239/2004, art.1, comma 93) i valori unitari delle aliquote sono calcolati: 
    I. per l'olio, per ciascuna concessione e per ciascun titolare in essa presente, come media ponderale dei prezzi di vendita da esso fatturati nell'anno 
di riferimento; sono confermate le riduzioni unitarie per tenere conto degli oneri di trasporto e trattamento; 
    II. per il gas, per tutte le concessioni e per tutti i titolari, in base alla media aritmetica relativa all'anno di riferimento dell'indice QE - Quota 
Energetica del costo della materia prima gas espresso in euro per MJ - utilizzato dall’Autorità per l’energia elettrica e il gas nella determinazione del 
prezzo di vendita del gas naturale distribuito attraverso rete urbana. 
n) Per produzione a decorrere dal 1° gennaio 2009. 
o) L'addizionale del 3% è destinata ad alimentare il Fondo Idrocarburi, come previsto dall'art.45 L.99/09. 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia  

Tabella 5 - Evoluzione normativa sulle royalties in Sicilia 

 

Note:  
a) La competenza normativa della regione Sicilia si limita alla produzione su terraferma.  
b) L'aliquota royalties è fissata dal decreto di concessione, su parere dell'Assessore per le finanze.  
c) Con decorrenza dall'esercizio finanziario 1999, per le produzioni ottenute nel corso dell'anno precedente, l'ammontare delle royalties derivante 
dall'applicazione dell'aliquota è rivalutato dal competente Corpo regionale delle miniere, in sede di liquidazione finale di ciascun anno, in base alla 
variazione annua dell'indice dei prezzi al consumo per le famiglie di operai e di impiegati elaborato dall'ISTAT corrispondente all'anno di 
conseguimento delle produzioni.  

1950 1956 1999 2000 2010 (f)

L.R. 20/03/50 
n.30

L.R. 01/10/56 n. 
54

L. R. 27/04/99 n. 
10

L.R. 03/07/00 n.14 L.R.12/05/10 n.11

Produzione Terra 4-20% (b) 4-20% (b) 7% (c) 7% (e) 10%

Esenzioni Terra n.d. n.d. n.d. n.d. n.d.

Produzione Terra 4-20% (b) 4-20% (b) 7% (c) 7% (e) 10%

Esenzioni Terra n.d. n.d. n.d. n.d. n.d.

Royalties Sicilia (a)

 Regione: 100%
Destinazione delle 
aliquote in valore 

Terra  Regione: 100% 

Olio

Gas

Regione: 33%   
Comune: 66% (d) 

 Regione: 33%   
Comune: 66% (d) 

Regione: 33%   
Comune: 66% (d) 
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d) Nel caso di concessione con impianti di coltivazione che interessino più comuni, la quota di spettanza comunale è ripartita nella misura del 20% al 
comune dove ha la sede la eventuale centrale di raccolta e trattamento definitivo prima dell'avviamento al consumo, anche se situata al di fuori del 
perimetro della concessione e, per la restante parte, tra i comuni ove sono ubicati i pozzi collegati alla centrale, all'impianto di diretta utilizzazione o 
alla rete di distribuzione. 
e) Per produzioni con caratteristiche di marginalità economica causata da speciali trattamenti necessari per portare tali produzioni a specifiche di 
commerciabilità, ai titolari può essere riconosciuta dall'Assessorato dell'industria, su documentata istanza, sentito il Consiglio, una detrazione, in 
ogni caso non superiore ai costi aggiuntivi sostenuti. Tale detrazione può essere altresì riconosciuta per i costi sostenuti per il flussaggio di olii 
pesanti. L'incidenza delle spese sostenute per l'acquisto del flussante va detratta dal valore unitario dell'aliquota. 
f) Emanata in ottemperanza dell'art. 45 L. 99/09. 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia  

Una menzione particolare meritano le esenzioni dal pagamento delle royalties per giacimenti marginali, la cui 
produzione è scesa sotto una soglia minima, attualmente in Italia pari a 20 o 50 mila tonnellate anno per il greggio 
estratto a terra o a mare e da 25 a 80 mln.smc/anno per il gas prodotto a terra o a mare.  

L’obiettivo in questo caso è quello di rendere sfruttabile il più possibile un giacimento minerario, la cui coltivazione è 
quasi sempre caratterizzata da un picco iniziale seguito prima da un periodo di valori alti, normalmente dai 6 ai 10 
anni, poi da un altro di veloce decremento verso valori bassi che si possono mantenere per numerosi anni. Con 
produzione bassa i costi, fra cui le royalties, potrebbero incidere molto e forzare una cessazione dello sfruttamento. 
L’eliminazione della royalty sotto livelli produttivi minimi permette che la produzione possa continuare per più tempo, 
permettendo un ottimale sfruttamento.  

Le tabelle di seguito mostrano l’evoluzione normativa dei canoni in Italia, dovuti dal titolare del permesso di 
prospezione, ricerca e concessione di coltivazione per il diritto di uso esclusivo della superficie, a prescindere dall’effettiva 
estrazione di idrocarburi. 

Tabella 6 – Evoluzione normative sui canoni in Italia 

 

Note:  
a) La durata del permesso di ricerca è di 3 anni. Il canone annuo è raddoppiato per il primo biennio di proroga, triplicato per il secondo biennio. 
b) La durata del permesso di ricerca è di 4 anni. Il canone annuo è raddoppiato per il primo biennio di proroga, triplicato per il secondo biennio. 
c) Il permesso di ricerca ha durata triennale, la concessione di coltivazione ventennale.  
d) Da art. 18, comma 3 D.Lgs. 625/1996, i canoni di concessione sono aggiornati con decreto dal Ministro delle Finanze.  
e) Nel caso di titoli minerari ricadenti nel territorio delle regioni a statuto speciale o delle province autonome di Trento e Bolzano i canoni sono 
dovuti alla regione o provincia autonoma.

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia  

1957 1967 1990 1996
L. 11/01/57 n.6 L. 21/07/67 n.613 D.M. 02/03/1998 D.Lgs. 25/11/96 n.625

n.d. n.d. n.d. 5.000 lire per km2 (c)

Terra 0,02 lire per km2 (a) 0,06 lire per km2 (b) 0,6 lire per km2 (b) 10.000 lire per km2 (c)(d)

Mare n.d. 0,1 lire per km2 (b) 0,6 lire per km2 (b) 10.000 lire per km2 (c) (d)

Terra 0,15 lire per km2 0,4 lire per km2 2,4 lire per km2 80.000 lire per km2 (120.000 per km2 in 
caso di proroga di concessione) (e)

Mare n.d. 0,4 lire per km2 2,4 lire per km2 80.000 lire per km2 (120.000 per km2 in 
caso di proroga di concessione) (e)

Canoni

Canone permesso di 
prospezione 

Canone permesso 
di ricerca  

Canone 
concessione 
coltivazione 
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Tabella 7 - Evoluzione normativa sui canoni in Sicilia 

 

Note:  
a) La competenza normativa della regione Sicilia si limita alla produzione su terraferma.  
b) I canoni vengono corrisposti all'amministrazione regionale. 
c) Canoni applicati a decorrere dal 1° gennaio 1997 
d) Il permesso di ricerca ha durata di 3 anni. Per il primo rinnovo il canone è duplicato, per il secondo è quadruplicato. 
e) I canoni sono rivalutati in base alla variazione annua dell'indice dei prezzi al consumo per le famiglie di operai e di impiegati elaborato dall'ISTAT, 
su comunicazione del competente Corpo regionale delle miniere. 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia  

3.1.1. Il Bonus Idrocarburi 

A fine 2011, in Italia gli operatori sono tenuti a devolvere allo Stato una royalty sul valore del gas e del greggio prodotti 
che varia dal 4% minimo per la produzione di petrolio a mare al 10% per la produzione di petrolio e gas su terraferma. 
Tale 10% deriva dall’applicazione delle novità introdotte con la Legge 99/2009, secondo cui alle royalties dovute per le 
produzioni a terra di gas e petrolio, pari al 7%, va aggiunto un ulteriore 3% da destinare al cosiddetto Fondo 
Idrocarburi, che deve essere impiegato per la riduzione del prezzo alla pompa dei carburanti nelle regioni interessate 
dall’estrazione di gas e petrolio. Questa differenza è rilevante ai fini della destinazione delle royalties: il 7% va infatti 
ripartito tra Stato (30%), regione a statuto ordinario (55%) e comune (15%) - salvo quanto previsto per le regioni del 
Sud Italia a statuto ordinario, per le quali, ai sensi della Legge 140/1999 e successive modifiche, l’aliquota dovuta allo 
Stato viene interamente devoluta alla regione competente -, il 3% è invece destinato al fondo per ridurre il prezzo alla 
pompa dei carburanti a favore dei residenti nelle regioni considerate.

Il 3% devoluto al Fondo Idrocarburi è ripartito dal MSE ogni anno tra le regioni dove si è realizzata la produzione di 
idrocarburi in rapporto alla popolazione residente munita di patente di guida. Se le somme così ottenute per ciascun 
residente sono inferiori o uguali a 30 € su base annua, l’importo viene attribuito direttamente alla regione; se invece il 
beneficio supera tale soglia, al cittadino munito di patente viene attribuito direttamente un “bonus idrocarburi” 
attraverso un’apposita carta elettronica. Di seguito riportiamo la tabella che mostra la ripartizione delle somme 
devolute nel 2011 per le produzioni riferite all’anno 2009 e versate nel 2010, per le quali il bonus idrocarburi è 
attribuito direttamente al cittadino con patente tramite carta elettronica solo in Basilicata, per un importo unitario di 
100,70 €. Gli altri fondi sono stati destinati alle regioni.  

1950 1956 1999 (c) 2000

L.R. 20/03/50 n.30 L.R. 01/10/56 n. 54 L. R. 27/04/99 n. 10 L.R.03/07/00 n.14

n.d. n.d n.d. 5.000 lire per km2

Terra 1 lira per km2 1 lire per km2 10.000 lire per 
km2 (d) (e)

10.0001ire per 
km2 (d) (e)

Terra 5 lire per km2 10 lire per km2

80.000 lire per 
km2 (120.000 per 

km2 in caso di 
proroga di 

concessione) (e)

80.000 lire per 
km2 (120.000 per 

km2 in caso di 
proroga di 

concessione) (d)

Canoni Sicilia (a) (b)

Canone permesso di 
ricerca

Canone concessione 
coltivazione

Canone permesso di prospezione
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Tabella 8 – Ripartizione del Fondo Idrocarburi 2011 (€) 

 

Fonte: MSE-DGRME 

3.1.2. Le compensazioni per il territorio 

Nel tentativo di migliorare i rapporti con gli organi locali, il sistema delle royalties ha mirato alla condivisione dei 
proventi derivanti dallo svolgimento dell’attività petrolifera. In questo contesto, è importante sottolineare come l’Italia 
si distingua rispetto agli altri Paesi produttori per il fatto che le entrate da royalty nelle regioni del Sud vengono 
indirizzate alle comunità locali. Ciò non accade in nessun altro Stato, almeno non nelle proporzioni dei valori italiani. 
Nessun Paese ha infatti demandato poteri e benefici così alti alle autorità locali, le quali, oltre alle royalties, spesso 
ottengono compensazioni da parte delle imprese, nella forma di entrate finanziarie dirette o di partecipazione alla 
realizzazione d’investimenti. L’alto peso nel processo autorizzativo degli enti locali deriva dall’implementazione di una 
normativa ambientale più stringente negli ultimi decenni che necessariamente ha dovuto coinvolgere gli organi 
periferici.  

Un cambiamento decisivo lo si è avuto nel 2001, con la modifica del titolo V della Costituzione attraverso la legge 
costituzionale numero 3, che ha conferito potestà legislativa alle regioni in materia di “produzione, trasporto e 
distribuzione nazionale dell’energia”.  

Le regioni, assieme ai comuni, si sono attivate per ottenere compensazioni da parte delle imprese che chiedevano 
autorizzazioni ad effettuare investimenti. Nell’ultimo decennio, il fenomeno ha riguardato soprattutto l’industria 
elettrica, prima per la realizzazione delle centrali elettriche a ciclo combinato e, ultimamente, anche per la costruzione 
di impianti a fonti rinnovabili. La questione è stata inoltre disciplinata dalla legge 239 del 2004, la cosiddetta legge 
Marzano, approvata per le urgenze al sistema elettrico successive al grave black out del settembre 2003. In essa il 
comma 84 prevede compensazioni anche per le attività legate all’estrazione di idrocarburi e dà un limite pari al 15% 
delle royalties ottenute dai giacimenti.  

Fino ad oggi, i casi più interessanti di compensazioni per il territorio riguardano i due progetti della Basilicata, in 
particolare il protocollo di intenti fra regione ed Eni del 1998 per Val d’Agri, e quello della Total del 2004 per Monte 
Alpi. In base al primo, la società si è impegnata ad una serie di compensazioni con un costo dell’ordine di 150 mln.€, di 
cui circa la metà già spesi a fine 2011. Per il secondo, la cui produzione dovrebbe partire nel 2012, la posta maggiore 
riguarda una compensazione di 0,5 €/bbl prodotto, che, attualizzato ai prezzi del 2011, più che doppi rispetto a quelli 
del 2004, comporta un costo di 1,1 €/bbl. A questi sono sommate altre compensazioni che, ripartite sulla durata della 
produzione, portano il totale a 1,3 €/bbl. Tale livello è superiore di circa 0,25 centesimi al limite che sarebbe imposto 
dalla legge Marzano 239 del 2004 che al comma 84 stabilisce un limite del 15% delle roylaties, in questo caso del 10% 
del valore di 71 €/bbl del greggio. 

3.2. Tassazione complessiva 
Le entrate da royalties possono essere stimate con relativa facilità applicando al valore della produzione di gas e 
petrolio di ogni anno i prezzi praticati e moltiplicando per le aliquote in vigore per ciascun anno. Nel calcolo si è 
tenuto conto della produzione a mare e su terra, soggetta a diversa aliquota, e del peso dell’estrazione da giacimenti 
marginali di piccola dimensione esenti da tassazione, pari a circa un 30% del totale. Tali stime sono state confrontate 
con i dati ufficiali disponibili per gli ultimi anni dal MSE. Le entrate da royalties per lo Stato, in parte poi trasferite alle 

Marche 87.257
Molise 214.726
Emilia Romagna 365.863
Calabria 558.534
Puglia 1.896.091
Piemonte 2.456.859
Basilicata � 32.929.972
Totale 38.509.302
�Valore del Bonus Idrocarburi sulla produzione 2009, da ripartire pro-
capite ai maggiorenni residenti, muniti di patente di guida, pari a 100,70 €
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regioni del Sud, sono aumentate costantemente negli ultimi anni, fino a raggiungere oltre 200 mln.€ nel 2010, valore 
più che doppio rispetto a quello di 10 anni prima. L’incremento è dovuto esclusivamente al forte balzo dei prezzi del 
greggio, saliti da 35 a 91 €/bbl nello stesso periodo, variazione che ha più che compensato il decremento della 
produzione da 18 a 11,6 mln.tep. I prezzi alti del petrolio, anche nel caso di un mantenimento dell’attuale trend 
negativo della produzione, dovrebbero comunque garantire entrate da royalties di poco inferiori ai 200 mln.€. Tuttavia, 
quelle potenziali, con una produzione che dovesse tornare sui livelli già raggiunti negli anni ’90 di 22 mln.tep, 
avrebbero un incremento più che doppio oltre i 600 mln.€ annui. 

Figura 13 - Entrate da royalties in Italia (mln.€) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Alle entrate da royalties occorre sommare quelle derivanti da tassazione del reddito delle imprese, stima per la quale le 
ipotesi sono relativamente più difficili, per il peso che possono giocare le componenti molto variabili relative ai costi. 
Tuttavia, essendo la tassazione degli anni precedenti il 2010 certa, grazie ai dati di bilancio delle poche principali 
società di produzione, la stima a cui si arriva è attendibile, sia nel caso di andamento tendenziale che di potenziale 
crescita. Pur oscillanti, le entrate nell’ultimo decennio si sono mantenute su un trend crescente, con picchi di oltre 1 
mld.€ nel 2000, grazie all’alta produzione, e nel 2008, per effetto degli alti prezzi del greggio.  
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Figura 14 - Entrate da tassazione in Italia sul reddito da attività petrolifere (mln.€) 

 
Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Sommando le entrate da royalties a quelle da tassazione si ottiene una stima di valori per gli ultimi anni costantemente 
superiori a 1 mld.€ annui, con picchi verso 1,4, mentre le potenzialità, con maggiore produzione, indicano valori verso 
i 2 mld.€, circa il doppio di quello che verrà ottenuto con l’attuale trend calante. Tali stime scontano peraltro prezzi 
del petrolio in calo, mentre, qualora dovessero salire, le entrate potenziali risulterebbero anche superiori.  

Figura 15 - Entrate totali per lo Stato da attività petrolifere (mln.€) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia
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3.3. Esempio di tassazione progetto a terra 
Al fine di esporre il peso che la tassazione ha sulle attività produttive di petrolio, e in particolare sul prezzo totale del 
barile, è necessario ricostruire un esempio il più possibile rappresentativo di una realtà molto complessa. L’analisi 
prende a riferimento dati concreti, ma deve necessariamente contenere assunzioni e semplificazioni. L’esercizio non è 
esaustivo di una realtà estremamente articolata e difficile da sintetizzare, ma è utile per spiegare il peso della fiscalità e 
delle sue componenti.  

L’analisi parte dalle stime dei costi effettuata in base a fonti accademiche e istituti di analisi internazionale, fra cui quelle 
dell’Istitut Français du Petrole, dell’Oil and Gas Journal, del Department of Energy degli Stati Uniti. I valori sono 
confrontati con i dati delle compagnie petrolifere internazionali ed infine adeguati alla realtà italiana. Essi sono riportati 
nella seguente figura per il contesto internazionale e per l’Italia, sia a terra che a mare. Per l’Italia, i costi risultano più 
alti in ragione dei costi finanziari maggiori derivanti da tempi autorizzativi più lunghi e da costi operativi superiori, sia 
per la diversa geologia, che per logistica più complessa. I costi di sviluppo ed esplorativi sono supposti sostanzialmente 
allineati a quelli del resto del mondo. 

Figura 16 – Ripartizione dei costi per l’estrazione di 1 barile di petrolio (stima 2011 €/bbl) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Partendo dai precedenti dati, al fine di evidenziare l’incidenza delle tasse e delle royalties, è stato costruito un esempio 
per un giacimento a terra. Le ipotesi adottate sono le seguenti:

• giacimento su terra con una produzione di 40 mila bbl/g, pari a 2 mln.tonn. anno; 

• il prezzo medio del barile è quello dei primi 7 mesi del 2011 con il cambio $/€ dello stesso periodo; ciò porta 
ad un prezzo medio di 71 € per barile; 

• l’esenzione al pagamento delle royalties è quella in vigore di 20 mila tonnellate anno; 

• viene applicata una royalty del 10%, quella valida nel 2011 per la produzione a terra; 

• le compensazioni per il territorio vengono supposte solo per il caso a terra in Italia e si riferiscono ai casi 
recenti reali della Basilicata.  

L’esercizio è riportato nella seguente tabella.  
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Tabella 9 – Esempio di pressione fiscale sulla produzione di petrolio in Italia al 2011 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Con questo calcolo è possibile riferire la royalty del 10% del valore del barile, 71 €, all’utile imponibile al fine delle 
tasse, rendendola pertanto confrontabile con gli altri prelievi fiscali, IRES e IRAP. Il 10% di prelievo sui ricavi, risulta 
pertanto essere un 22% sull’utile imponibile, non distante dal 27,5% dell’aliquota IRES prima delle addizionali degli 
ultimi anni, la cosiddetta Robin Hood tax. Aggiungendo anche IRES, con le addizionali, e l’IRAP, si arriva ad un prelievo 
fiscale complessivo sugli utili del 63,9%, valore relativamente alto rispetto ad altri regimi fiscali e rispetto alle 
prospettive di produzione in Italia.  

Giacimento terra 
condizioni normali 

(senza ritardi e 
compensazioni)

Giacimento terra in 
Italia 

Produzione giornaliera barili bbl/g a 40.000                             40.000                             
Produzione annuale barili bbl b=a*365 14.600.000                        14.600.000                        
Produzione annuale tonnellate tonn c=b/7,3 2.000.000                         2.000.000                         
Prezzo medio petrolio $/bbl d 100,1 100,1
Cambio €/$ e 1,41 1,41
Prezzo medio petrolio € €/bbl f=d/e 71,0 71,0
Prezzo medio petrolio € €/tonn. g=fx7,3 518 518
Ricavi mln.€ h=gxc 1.036,6                         1.036,6                         
Esenzione royalties tonn. i 20.000                             20.000                             
Produzione soggetta a royalties tonn. l=c-i 1.980.000                         1.980.000                         
Ricavi soggetti a royalty mln.€ m=l*g 1.026                               1.026                               
Royalty 10% su ricavi mln.€ n=m*10% 102,6                            102,6                            
Canone unitario per coltivazione €/km2 o 82                                   82                                   
Area della concessione di coltivazione km2 p 291                                  291                                  
Canoni mln.€ q=pxo 0,02                              0,02                              
Costi totali di cui: mln.€ r 466,5                            531,8                            
               ammortamento costi esplorativi mln.€ 51,3                                   51,3                                   

               ammortamento costi sviluppo mln.€ 279,9                                 279,9                                 

               costi finanziari mln.€ 62,3                                   93,4                                   

               costi operativi mln.€ 73,0                                   87,6                                   

              compensazioni territorio mln.€ -                                    19,6                                   

Margine lordo: utile pre-tasse al lordo royalties mln.€ s=r-h 570,1                               504,7                               
Imponibile: utile pre-tasse al netto royalties mln.€ t=h-n-q-r 467,5                               402,1                               
IRES mln.€ u=t*27,5% 128,6                               110,6                               
Robin Tax mln.€ v=t*10,5% 49,1                                 42,2                                 
IRAP mln.€ z=t*3,9% 18,2                                 15,7                                 
Totale tasse sull'imponibile (senza royalty) mln.€ j=u+v+z 195,9                            168,5                            
Utile Netto mln.€ k=t-j 271,6                               233,6                               
Utile Netto in % del margine lordo % y=k/s 47,6% 46,3%
Prelievo statale (government take), tasse e royalty mln.€ a1=n+q+u+v+z 298,5                               271,1                               
Prelievo statale (government take) in % dell'utile pre tasse % a2=a1/t 63,9% 67,4%
Incidenza delle royalties in % del margine lordo % a3=s/n 18,0% 25,5%
Incidenza delle royalties del 10% in % dell'imponibile % a4=n/t 22,0% 25,5%
Nota:

progetto di sviluppo di un giacimento a olio su terra in Italia. Per semplificazIone le aliquote IRES, IRAP e Robin Tax sono applicate al profitto pre-tasse. In realtà

l'imponibile su cui si calcola è costruito diversamente rispetto al profitto pre-tasse.

Condizioni normali: riferito all'Italia senza ritardi e senza compensazioni, con oneri logistici contenuti e geologia normale. 

Giacimento in Italia: costi di compensazione relativi ad esperienza recente in Basilicata, oneri logistici alti e geologia complessa, ritardi tipici italiani di oltre due anni.
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Figura 17 – Tassazione sugli utili delle attività petrolifere in Italia (% dell’utile al netto delle 
tasse) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Il passaggio successivo è quello di confrontare il prelievo fiscale al prezzo del barile, nell’ipotesi 71 €, nel caso di 
giacimento in Italia nella “situazione ideale” con la “situazione di fatto” della realtà italiana. 

La seguente figura evidenzia che il prelievo fiscale totale sul prezzo è di 20,4 €, pari al 29% del totale, di cui un 10% è 
rappresentato da royalty, mentre i costi sono di 31,9 €, il 45%. Ciò lascia all’impresa un utile di 18,6 € pari al 26% del 
valore del barile. 

Figura 18 – Ripartizione del valore del barile ($/bbl) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

I precedenti valori sono relativi alla stima dei costi rappresentativi di una “situazione ideale”, tipica di altri Paesi, 
caratterizzata dalla sussistenza delle migliori condizioni ipotizzabili in Italia, in assenza pertanto di compensazioni e di 
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ritardi, mentre il caso definito “situazione di fatto” in Italia, con costi più alti, si traduce sia in utili più bassi per 
l’impresa, sia in prelievo fiscale più contenuto per lo Stato. L’esercizio vuole evidenziare come i ritardi, gli ostacoli 
tipici italiani e le compensazioni si riflettano in maggiori costi che vanno a ridurre sia i profitti che le tasse, creando in 
sostanza meno ricchezza.  

Ripartizione del valore del barile (€/bbl) 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 
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4. IL CONFRONTO CON GLI ALTRI PAESI 

4.1. Il confronto tra diverse regolazioni fiscali 
A causa delle molteplici forme in cui si può sostanziare un sistema fiscale, il confronto delle normative fiscali vigenti nei 
diversi Paesi risulta abbastanza arduo. A tal fine vengono riportati, di seguito, i risultati dell’analisi effettuata dalla Banca 
Mondiale10 attraverso 2 rapporti, il rapporto “Doing Business 2011, Making a Difference for entrepreneurs” che 
misura la facilità di fare impresa in 183 Paesi, ed il rapporto “Paying Taxes 2011, The global picture”, che misura la 
pressione fiscale sulle imprese nei 183 Paesi menzionati.  

4.1.1. Il rapporto Doing Business 2011 

Lo studio “Doing Business”, elaborato dalla Banca Mondiale a partire dal 2003, impiega diversi indicatori per 
confrontare la facilità di aprire e gestire un’impresa in 183 diversi Paesi. Obiettivo dell’analisi è la verifica dell’efficienza 
e dell’efficacia dei diversi sistemi regolatori nazionali nel favorire l’attività d’impresa e l’identificazione dei fattori che ne 
rappresentano un limite. Tra i diversi indicatori impiegati a tal fine, troviamo: 

• avvio di un’impresa; 

• conseguimento dei permessi di costruzione; 

• registrazione della proprietà; 

• accesso al credito; 

• protezione degli investimenti; 

• pressione fiscale; 

• commercio con l’estero; 

• efficacia impugnazione dei contratti; 

• chiusura di un’impresa. 

Il rapporto permette di fotografare lo stato della cornice regolatoria della realizzazione d’investimenti nei 183 Paesi, 
individuando inoltre su quali ambiti governi ed amministratori devono agire per permettere alle piccole-medie imprese 
di crescere e svilupparsi. 

Nella graduatoria mondiale stilata attraverso i 9 indicatori elencati l’Italia si colloca all’80esimo posto, penultima 
nell’area OCSE prima della Grecia, di molto oltre la media dei Paesi sviluppati, pari a 28. La posizione dell’Italia è al 
contrario vicina alla media registrata dai Paesi dell’Asia Sud & Pacifico (71) e dell’Est Europa ed Asia centrale (87). 

Confrontando l’Italia con i maggiori produttori di petrolio e gas appartenenti all’area OCSE emerge il ritardo del 
nostro Paese. UK, USA, Canada e Norvegia si collocano infatti tutti nelle prime 10 posizioni della classifica, restando 
quasi sempre nella parte alta della graduatoria rispetto ai 9 indicatori analizzati.

Sostanziale è il divario in termini d’imposizione fiscale, dove l’Italia si colloca al 128esimo posto della classifica 
mondiale, registrando una pressione fiscale, calcolata come percentuale sui profitti, del 68,6%, ultimo Paese dell’OCSE. 
Tale classifica analizza l’efficienza delle regolazioni nazionali combinando i dati in termini di facilità di pagamento delle 
tasse da parte delle imprese, numero di pagamenti da effettuare, tempo impiegato e carico fiscale totale. 

4.1.2. Il rapporto Paying Taxes 2011 

Il rapporto “Paying Taxes” della Banca Mondiale mostra il costo della tassazione ed il peso della burocrazia cui sono 
sottoposte le imprese in 183 Paesi selezionati, da cui emerge il peso del sistema fiscale sul settore economico 

                                            
10 Nei panni della Società Finanziaria Internazionale (IFC – International Finance Corporation), agenzia della Banca Internazionale per la 
Ricostruzione e lo Sviluppo 



 
Tassazione della produzione di gas e petrolio in Italia: un confronto

 

 
35 

produttivo. Il confronto sul carico fiscale avviene pertanto in una prospettiva di impresa, considerando le imposte 
principali che gravano sulle aziende:  

• imposte sui profitti delle società; 

• costo fiscale del lavoro;  

• tasse sui consumi; 

• tasse sulla proprietà;

• altre imposte.  

Il modello prende a riferimento una media impresa con 60 dipendenti e ne misura il carico fiscale in considerazione 
alle imposte menzionate.  

I risultati dell’analisi del rapporto accentuano, per quanto riguarda la tassazione, il forte distacco dell’Italia, che si 
posiziona al 167esimo posto nella classifica generale su un totale di 183 paesi. 

In complesso, i Paesi OCSE si trovano in media a metà della classifica (102), vicini ai Paesi del continente africano (in 
media a 107). Al contrario, i Paesi che si posizionano meglio nella classifica sono quelli del Medio Oriente ed Africa, in 
media a 63. 

È interessante notare come tra i 10 Paesi che meglio si posizionano all’interno della citata classifica troviamo 4 nazioni 
OPEC, in ordine Qatar (6), Emirati Arabi Uniti (7), Arabia Saudita (8), Bahrain (9), i quali, grazie all’importanza che 
ricopre il settore petrolifero, non ricorrono alla tassazione diretta alle imprese nazionali, ma preferiscono tassare 
solamente le imprese dell’Oil & Gas straniere operanti nei loro Paesi. Qui, infatti, le imposte sui profitti delle aziende 
oscillano tra lo 0 ed il 2,1%

Analizzando i tre fattori che compongono l’indicatore “imposizione fiscale totale” emerge come, tra i Paesi presi finora 
a rifermento, gli Stati Uniti presentino le imposte sui profitti più alte, pari al 27,6%, mentre il Canada le più contenute, 
pari al 9,8%. Qui l’Italia si colloca in linea con gli altri Paesi, con una pressione fiscale diretta sui profitti del 22,8%. 

Al contrario, in termini di pressione fiscale sul lavoro l’Italia registra un tasso del 43,4%, circa 4 volte il valore indicato 
per gli altri Stati qui considerati. Come si evince dal grafico sottostante, la pressione fiscale sul lavoro contribuisce per 
il 64% all’imposizione fiscale totale, complici sia gli elevati oneri sociali (tanto previdenziali quanto assistenziali) che la 
contribuzione aziendale obbligatoria per l’accantonamento del TFR. L’indicatore altre tasse, che come anticipato 
include tasse sui consumi, sulla proprietà ed altre 4 diverse imposte colloca il nostro Paese nella parte bassa della 
classifica, secondo solo alla Norvegia. 
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Figura 19 - Composizione percentuale dell'imposizione fiscale sulle aziende in Italia 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

L’indicatore della pressione fiscale totale, dato dalla somma delle tre categorie menzionate (tasse sui profitti, tasse sul 
lavoro e altre tasse), vede le imprese italiane come le più tassate dell’OCSE, con il 68,6%, da 1,5 a oltre 2 volte più 
tassate delle aziende con sede negli altri 4 Paesi considerati. 

Tabella 10 - Pressione fiscale totale nella classifica Paying Taxes 2011 

 

Fonte: Banca Mondiale 

4.2. La tassazione in Australia, Canada, Danimarca, Francia, 
Irlanda, Norvegia, UK, USA 

4.2.1. Australia 

Il Commonwealth dell'Australia è una monarchia costituzionale federale. Formalmente il capo dello Stato è ancora la 
corona britannica, anche se il potere all’interno del Paese viene esercitato dal Governatore Generale dell’Australia in 
sintonia con il primo ministro australiano. L’Australia si compone di sei Stati (Australia del Sud, Australia Occidentale, 
Nuovo Galles del Sud, Queensland, Tasmania e Victoria) e di due Territori (Territorio del Nord e Territorio della 
capitale australiana). Canberra è la capitale federale, sede delle principali istituzioni governative. La Costituzione 
australiana traccia i confini della divisione di competenze normative tra gli Stati e il governo Federale. 

L’esperienza australiana nel settore E&P è piuttosto recente; anche se le prime scoperte di olio e gas nel sottosuolo 
dell’isola risalgono agli inizi del ‘900, è solo dopo la seconda guerra mondiale che viene messo in produzione il primo 
giacimento ad olio di una certa rilevanza commerciale. Si tratta del Rough Range N.1, scoperto dalla WAPET (all’epoca 
società partecipata della Standard Oil of California) nel 1953 a Exmouth Gulf, nello Stato dell’Australia Occidentale. 
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Tale scoperta stimolò la ricerca di idrocarburi in tutto il Paese, e negli anni ‘60 furono individuati altri importanti 
giacimenti negli Stati del Queensland e di Victoria. Agli inizi degli anni ’70 venne individuato, nel mare territoriale 
dell’Australia Occidentale, il primo giacimento a gas offshore del Paese; anche in questo caso la scoperta stimolò la 
ricerca di tale risorsa in tutto il Paese, e vennero rinvenute quantità significative di gas naturale sia a terra (bacino di 
Cooper/Eromanga nello Stato dell’Australia del Sud) che soprattutto a mare (bacino di Carnavoran nelle acque 
dell’Australia Occidentale, bacino di Bonaparte nel mar di Timor, bacino di Gippsland nelle acque dello Stato di 
Victoria).  

I giacimenti di gas naturale rinvenuti nel corso degli ultimi quarant’anni hanno permesso all’Australia di incrementare le 
proprie riserve provate (che nel 2010 si attestavano a poco meno di 950.000 mln.tep11) e di aumentare la produzione, 
fino a diventare un esportatore netto di tale risorsa: nel 2010 l’Australia ha esportato il 50,3% dei 45,3 mln.tep di gas 
naturale prodotti12. Per quanto riguarda il petrolio, il Paese possiede una quantità di riserve provate che nel 2010 
ammontavano a 453 mln.tep13. La produzione nazionale nel 2010 è scesa a 28,1 mln.tep14 (nel 2000 si attestava sulle 
35,3 mln.tep), costringendo il Paese a importare circa il 44% dell’olio consumato.  

A dispetto degli altri Paesi retti da un sistema di common law, in Australia i diritti minerari sono proprietà della Corona 
(governo Federale, Stati e Territori). La divisione della gestione delle risorse d’idrocarburi tra i vari livelli governativi 
(federale, statale, territoriale) viene regolamentata da alcune disposizioni della Costituzione e dall’Offshore 
Consitutional Settlement. Il governo federale è competente in materia di gestione delle risorse in mare situate oltre tre 
miglia nautiche dalla linea di costa australiana. L’esplorazione e la ricerca di tali idrocarburi sono regolate dai dettami del 
Commonwealth Offshore Petroleum and Greenhouse Gas Storage Act (OPGGSA) del 2006. Gli Stati australiani e il 
Territorio del Nord sono responsabili per la gestione delle risorse situate nel mare territoriale (distanza inferiore alle 3 
miglia nautiche dalla linea di costa) e di tutte le risorse a terra. Ogni Stato possiede una legislazione specifica in materia.  

Prelievo specifico per le attività E&P 

Il sistema di prelievo fiscale australiano combina royalties, canoni d’esplorazione e produzione, tassazione specifica e 
imposte sul reddito della società.  

Tabella 11 - Prelievo fiscale per le attività E&P 

 

Fonte: Ernst & Young 2010 

Royalties 

Per progetti a terra, l’aliquota viene determinata degli Stati. A seconda della concessione e dello Stato, le royalties 
possono essere fisse o variare al variare della produzione. L’aliquota si aggira tra il 10% e il 12,5%, e viene solitamente 
pagata sul valore della produzione a bocca di pozzo, al netto dei costi deducibili. Le compagnie sono tenute al 
versamento annuale dell’importo dovuto, che viene effettuato a favore dell’amministrazione statale competente. 
Importante sottolineare che alcuni Stati applicano delle esenzioni alle royalties per i primi cinque anni di produzione.  

Per progetti a mare, le royalties sono amministrate dagli Stati in caso di mare territoriale, o dal governo federale in 
caso di placca continentale. E’ bene però ricordare che il governo federale ha eliminato il sistema di prelievo via 

                                            
11 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal. 
12 Fonte BP-Statistical Review 2011 
13 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal.  
14 Fonte BP-Statistical Review 2011. 

Royalties (1) 10 - 12,5%
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 30 - 55%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
30%

di cui Tassazione specifica 40% (1)
(1) Secondo l'ubicazione della concessione, si applica o la tassazione specifica o l'aliquota royalty. 
La tassazione specifica è deducibile.
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royalties nel 2008, quando decise d’introdurre una tassa specifica sulle imprese che operano nell’E&P offshore (vedi 
sezione seguente). 

Tassazione specifica 

A decorrere dal 1° giugno 2008, le società attive nell’E&P sulla placca continentale australiana sono tenute a pagare la 
Petroleum Resource Rent Tax (PRRT), tassa federale introdotta dall’OPGGSA del 200615. La PRRT ha sostituito il 
sistema di royalties per l’offshore federale, e viene calcolata nel seguente modo: 

Profitto tassabile = ricavi imponibili - spese deducibili 

Il profitto viene tassato con un’aliquota del 40%. La PRRT è pagata annualmente dalle compagnie al governo federale, e 
viene applicata solo quando viene realizzato un profitto in una determinata concessione. La PRRT è riscossa prima 
dell’imposta federale sul reddito della società, e risulta deducibile a fini della tassazione 

Fiscalità generale  

Le imprese operanti in Australia sono tenute a versare un’imposta federale sul reddito della società pari al 30% del 
reddito tassabile.  

4.2.2. Canada 

Il Canada è una democrazia parlamentare a regime monarchico costituzionale. Dieci Province (Alberta, Columbia 
Britannica, Isola del Principe Edoardo, Manitoba, Nuova Scozia, Nuovo Brunswick, Ontario, Québec, Saskatchewan, 
Terranova e Labrador) e tre Territori (Yukon, Territori del Nord Ovest, Nunavut) compongono la federazione 
bilingue più grande al mondo. Ottawa, nella Provincia dell’Ontario, è la capitale federale, sede del parlamento della 
federazione e delle principali istituzioni governative.  

L’attività di ricerca d’idrocarburi nel Paese è iniziata nella seconda metà del XIX secolo. Il primo pozzo petrolifero fu 
scavato dalla J.M. Williams & Company nel 1857 ad Ellinskillen Township, in Ontario. La coltivazione del pozzo andò a 
buon fine, e già dall’anno seguente un quantitativo significativo di greggio veniva inviato alle raffinerie di Hamilton. Il 
successo della J.M Williams segnò l’inizio del boom nelle operazioni di E&P petrolifera nel sud-ovest dell’Ontario, 
coronato dalla nascita nel 1880 dell’Imperial Oil Company Limited, ancora oggi il principale gruppo petrolifero 
canadese. L’intenso sfruttamento causò la drastica riduzione delle risorse di petrolio dell’Ontario nel giro di pochi 
decenni, ma le vaste praterie dell’Alberta stavano per rivelare le loro enormi potenzialità ai drillers canadesi: nel 1883 
fu estratto del gas naturale da un pozzo scavato nei pressi di Medicine Hat, città vicina al confine con gli Stati Uniti. 
Questa scoperta marcò l’inizio dell’era dello sfruttamento delle risorse d’idrocarburi dell’Alberta, che si convertirà in 
uno dei principali attori della produzione di olio mondiale quando fu scoperto nel 1947 il mega-giacimento di Leduc, nei 
pressi di Edmonton. Verso la fine degli anni ’60 iniziò anche l’esplorazione del fondale marino canadese, che portò a 
ritrovamenti offshore di una certa entità in Columbia Britannica, in Terranova e Labrador e in Nova Scozia. Le sabbie 
bituminose della valle di Athabaska furono invece rinvenute nella seconda metà del ‘700, ma i tentativi di raffinare del 
greggio dal bitume estratto si rivelarono fallimentari fino alla prima metà degli anni 60. Nel 1967, la società Great 
Canadian Oil Sands iniziò lo sfruttamento commerciale del bacino, che è ancora oggi considerato il più importante 
bacino di sabbie bituminose al mondo16. 

Il Canada detiene le terze riserve di petrolio17e le ventunesime riserve di gas naturale al mondo18. La maggior parte di 
tali riserve sono situate onshore; a livello provinciale, l’Alberta è la Provincia più ricca di risorse, sia in termini di gas 
naturale che di olio convenzionale. L’Alberta detiene inoltre la quasi totalità di petrolio estraibile da sabbie bituminose 
del Paese. Nelle acque territoriali e nella piattaforma continentale canadese sono conservate circa il 30% delle riserve di 
petrolio convenzionale del Paese.  

Il Canada si regge su un complesso equilibrio tra istanze provinciali e federali, che condividono il potere legislativo nei 
principali ambiti normativi. Non fa eccezione la gestione delle risorse naturali, che viene regolata sia da leggi provinciali 

                                            
15 I giacimenti situati nell’Australia/East Timor Joint Petroleum Development Area e sulla placca continentale nord occidentale sono esclusi dal 
regime PRRT. 
16 Canadian Center for Energy Information (2004), Evolution of Canada’s oil and gas industry, Calgary. 
17 Considerate le sabbie bituminose. 
18 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal. 
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che federali. Già nel Constitution Act del 1867, l’atto con cui quattro dominions (Ontario, Nuova Scozia, New 
Brunswick e Québec) decisero di confederarsi per creare lo Stato canadese, veniva concesso alle Provincie di 
mantenere la proprietà delle proprie terre e sulle risorse in esse presenti. Il Natural Resources Transfer Act del 1930 
garantiva la stessa prerogativa anche a Manitoba, Saskatchewan e Alberta.  

Le risorse naturali (e dunque gli idrocarburi) vengono quindi gestite direttamente dal governo provinciale se situate su 
territori di sua pertinenza; è invece il governo federale ad occuparsi delle risorse naturali quando esse sono situate: 

• nei parchi naturali federali;  

• nella zona delle riserve indiane; 

• nelle zone di pertinenza dei Territori (a nord del 60° parallelo), ad eccezione dello Yukon; 

• nel mare territoriale (con alcune eccezioni);  

• sulla piattaforma continentale canadese.  

Infine, in seguito a specifici accordi firmati tra governo e province19, vengono gestite congiuntamente le risorse naturali 
presenti nel mare territoriale dalla Provincia della Terranova e Labrador e della Nuova Scozia.  

Tale sistema normativo influisce sull’allocazione delle risorse provenienti da prelievo fiscale su imprese operanti 
nell’E&P. Royalties, canoni e bonus d’asta sono interamente dovuti all’amministrazione proprietaria del terreno dove si 
trova la concessione: se, ad esempio, una concessione di coltivazione di idrocarburi si trova su un terreno di proprietà 
della Provincia dell’Alberta, il ricavato dalle royalties sulla produzione, dal canone di coltivazione e del bonus d’asta, andrà 
interamente a beneficio del governo provinciale. I governi provinciali e il governo federale possono inoltre stabilire il 
framework legislativo che ritengono più adeguato per lo sfruttamento delle risorse minerarie. Le aliquote delle royalties
ed i canoni per le concessioni sono liberamente stabiliti dalle amministrazioni compenti, senza nessuna imposizione da 
Ottawa.  

Un'altra particolarità canadese riguarda la proprietà della terra. Come in altre ex-colonie britanniche, il sistema 
giuridico in vigore è quello del common law20. In materia di proprietà fondiaria ciò significa che il governo canadese (o i 
privati) formalmente amministrano la terra su mandato della Corona Britannica. Da qui il nome di Crown Land (Terra 
della Corona) che viene dato alla terra di proprietà del governo (sia esso provinciale o federale), che ammonta circa 
all’89% del territorio canadese (41% posseduto dal governo federale, 48% dai governi provinciali). Il restante 11% è di 
proprietà di privati (Freehold Land), siano essi cittadini o imprese21, che sono anche proprietari dei diritti minerari del 
terreno posseduto. 

Questo particolare assetto della proprietà fondiaria influisce ovviamente sul valore delle royalties da coltivazione 
mineraria. Le aziende operanti su una Crown Land (sia essa federale o provinciale) devono sottostare alle leggi federali 
o provinciali che regolano le aliquote delle Crown Royalties o dei canoni su un determinato territorio. Le aziende che 
invece operano su una Freehold Land contratteranno direttamente con il proprietario il prezzo da pagare per 
effettuare le operazioni di esplorazione e coltivazione sul suo terreno. Anche in questo caso, però, le provincie canadesi 
ottengono alcuni proventi fiscali grazie alla Freehold Royalties, un’imposta collegata al reddito derivante dalla vendita 
degli idrocarburi coltivati dall’impresa operante su una Freehold Land.  

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

Il sistema di prelievo fiscale canadese combina royalties, bonus, canoni d’esplorazione e produzione e imposte sul reddito 
della società.  

                                            
19 Si tratta del Canada-Newfoundland Atlantic Accord Implementation Act e del Canada-Nova Scotia Offshore Petroleum Resources Accord Implementation Act 
20 Ad eccezione della provincia del Québec.  
21 V.P. Neimanis (2010), The Canadian Encyclopedia   



 
Tassazione della produzione di gas e petrolio in Italia: un confronto

 

 
40 

Tabella 12 - Prelievo fiscale per le attività di E&P 

 

Fonte: Ernst & Young, 2010 

Fiscalità generale e agevolazioni sulle società a capitale privato 

Il regime di tassazione canadese per le società a capitale private è regolato dal Canadian Income Tax Act (CITA) del 
1985. In generale, in Canada non è previsto un regime di tassazione speciale per le società che operano nel settore 
dell’Oil & Gas. 

L’imposta sul reddito delle società (Corporate Income Tax, CIT) risente della divisione federale dell’ordinamento statale. 
Le imprese operanti sul territorio canadese sono tenute a versare un’imposta provinciale sul reddito della società, a 
beneficio della provincia dove il reddito tassabile viene generato, che varia tra il 10% e il 16%; l’aliquota dell’imposta 
federale sul reddito della società, che viene versata a beneficio del governo di Ottawa, nel 2010 era al 18%22. 

La regolazione canadese prevede un sistema di ammortamento con separazione delle immobilizzazioni materiali per le 
imprese operanti nel settore di analisi. Le spese sostenute per generare reddito, incluse le spese operative (OPEX), le 
spese per capitale (CAPEX) e le spese sostenute per l’esplorazione e la coltivazione dei giacimenti (resource expenses), 
sono infatti normalmente deducibili dalla base imponibile. 

Le spese per capitale sostenute possono essere ammortizzate ad un tasso massimo del 25% annuo.  

Per spese sostenute per l’esplorazione e la coltivazione dei giacimenti (resource expenses) si intendono le spese 
sostenute come: 

- spese di esplorazione (Canadian Exploration Expense), cioè quei costi in cui la società incorre per 
determinare l’esistenza, la locazione, l’estensione e la qualità delle risorse di gas e olio presenti nel 
sottosuolo. Tali spese sono deducibili dal reddito imponibile fino al 100%;  

- spese di sviluppo (Canadian Development Expense), cioè i costi di perforazione, costruzione di un pozzo, 
costruzione di una strada d’accesso al pozzo e in generale preparazione del sito di coltivazione. Tali spese 
possono essere dedotte fino ad un massimo del 30% ogni anno; 

- spese per canoni e locazione (Canadian Oil and Gas Property Expense), cioè quei costi sostenuti da una 
società per acquisire i diritti d’esplorazione di un appezzamento, i canoni per l’esplorazione e la coltivazione 
degli idrocarburi. Questa tipologia di spese può essere dedotta fino al 10% ogni anno. 

Infine, a partire dal 2007 anche le royalties pagate sono deducibili del reddito imponibile. 

4.2.3. Alberta 

L’Alberta è il principale produttore d’idrocarburi del Canada, contribuendo per il 68% al totale della produzione di 
olio e per l’80% alla produzione di gas naturale del Paese. 

L’81% dei diritti minerari della Provincia sono di proprietà del governo provinciale (Crown Land), che li amministra 
attraverso l’Alberta Department of Energy. 

                                            
22 Per il 2011, l’aliquota dell’imposta federale sulle imprese è al 16,5% 

Royalties 10 - 45%
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 28 - 34%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
28 - 34% (1)

di cui Tassazione specifica no
(1) 18% federale + 10-16% provinciale  
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In Alberta, l’ammontare complessivo del prelievo fiscale sulle imprese operanti nel settore E&P è il risultato di un mix 
di canoni, royalties e imposte sul reddito delle società che vengono versati dall’impresa durante le diverse fasi della 
coltivazione/esplorazione della concessione mineraria.  

In un primo momento, l’azienda interessata ad effettuare delle opere di esplorazione su un determinato territorio 
partecipa ad un’asta bandita dal governo provinciale. Se l’azienda effettua la migliore offerta, ottiene i cosiddetti Annual 
Rights, ovvero i diritti di esplorazione e coltivazione della concessione. Ottenuta la concessione, per tutto il periodo 
dell’esplorazione e della coltivazione l’azienda è tenuta a pagare un canone di sfruttamento alla Provincia dell’Alberta 
(Land Rental Fees) ed una tassa municipale, che viene versata al comune di pertinenza (Municipal Property Tax). Una 
volta che l’azienda entra nella fase di coltivazione, è tenuta, inoltre, a pagare alla Provincia delle royalties sulla 
produzione d’idrocarburi. Infine le aziende sono tenute a corrispondere al governo federale e a quello provinciale 
un’imposta sul reddito della società.  

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

Ricapitolando, l’ammontare complessivo del prelievo fiscale su imprese operanti nel settore E&P in Alberta è il 
risultato di:  

Tabella 13 - Prelievo fiscale per le attività E&P in Alberta 

 

Fonte: Price Waterhouse Cooper, 2010 

Royalties 

Sono tre le norme provinciali di riferimento in materia di royalties in Alberta, emanate ai sensi del Mines and Minerals 
Act: si tratta dell’Alberta Regulation 221/2008 (Natural Gas Royalty Regulation 2009), dell’Alberta Regulation 
222/2008 (Petroleum Royalty Regulation 2009) e dell’Alberta Regulation 32/2011 (New Well Royalty Regulation). Le 
aliquote delle royalties differiscono in base alla natura del prodotto: 

a) olio convenzionale 

b)  olio da sabbie bituminose 

c)  gas naturale. 

a) Olio convenzionale

Le royalties da olio sono dovute mensilmente al governo provinciale e possono essere pagate in denaro o in prodotto 
(che viene poi commercializzato dall’Alberta Petroleum Marketing Commission). Le aliquote pagate per la coltivazione 
di olio variano tra lo 0% e il 40% della produzione. Vi sono quattro fattori che influenzano le aliquote:  

• prezzo del barile WTI; 

• qualità dell’olio prodotto; 

Quando? Descrizione

Bonus
Nel momento in cui viene bandita l’asta per 

l’assegnazione della concessione 

Per ottenere la concessione d’esplorazione, si 
effettua un’asta. L’azienda che offre di più ottiene i 

diritti di esplorazione e sfruttamento (Annual rights)

Canone di sfruttamento 
(land rental fees)

Esplorazione e produzione Un canone di esplorazione/ coltivazione annuo fisso 

Royalties Fase di coltivazione
Variano al variare del tipo di terreno (Crown land o 
Freehold land) della qualità del prodotto, dei prezzi 

internazionali e della quantità prodotta. 

Imposta sul reddito della 
società (Corporate 
Income Tax)

Coltivazione, quando viene generato un 
reddito tassabile 

Bisogna tenere in considerazione sia il CIT federale 
che quello provinciale 

Canone Municipale Esplorazione e Produzione 
E’ una tassa di locazione, che viene corrisposta alla/e 

municipalità dove si trova la concessione  
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• produttività del pozzo estrattivo;

• classificazione del pozzo estrattivo in base ai criteri “vintage” (qualità, maturità e produttività). 

La formula standard che viene applicata per il calcolo dell’aliquota di royalties dovuta (R%) è : 

R%=  Rp+Rq, dove: 

Rp (Price Component) è funzione del PAR Price23, calcolato mensilmente a partire da: 

• qualità del greggio estratto (light, medium, heavy, ultra heavy)  

• prezzo greggio Nymex  WTI  

• prezzo greggio ad Edmonton (AL, Canada) 

Rq (Quantity Component) è invece funzione della quantità di metri cubi di greggio estratti mensilmente (l’aliquota 
diminuisce al diminuire della produzione).  

b) Olio da sabbie bituminose 

Nel caso di petrolio da sabbie bituminose viene impiegata un’aliquota variabile (sliding scale) che aumenta all’aumentare 
del prezzo del barile WTI. Un altro fattore che influenza l’aliquota è il raggiungimento da parte del gestore della 
concessione del “payout” (momento in cui il gestore ha recuperato le spese sostenute per operare la concessione, i 
cosiddetti allowable costs). Prima di raggiungere il “payout”, l’impresa paga royalties sul fatturato lordo generato dallo 
sfruttamento della coltivazione con un’aliquota che varia tra l’1% de il 9% (a seconda del prezzo del barile WTI). In 
situazione di post-payout, l’impresa paga royalties sul fatturato netto generato dallo sfruttamento della coltivazione con 
un’aliquota tra il 25% ed il 40% (sempre a seconda del prezzo del barile WTI). 

c) Gas naturale 

Le royalties vengono versate mensilmente in denaro. Le aliquote pagate per la coltivazione di campi a gas naturale 
variano dal 5% al 36% del prodotto estratto.  

L’aliquota dovuta (R%), detta WEARR24, è in realtà una media ponderata delle aliquote dovute per tutti i componenti 
gassosi estratti (metano, butano, etano, etc.) in una determinata concessione. La formula utilizzata per calcolare la 
WEARR dovuta è 

R%=WEARR= Rp+Rq, dove: 

Rp dipende dal PAR price del metano sul mercato (determinato mensilmente dall’Alberta Energy Department), sulla 
base del quale vengono calcolati i prezzi di tutti gli altri componenti gassosi.   

Rq dipende invece dalla produzione giornaliera del pozzo, dall’acidità dei gas prodotti e dalla profondità del pozzo da 
cui si estrae il gas.   

Modifiche alle aliquote 

L’Alberta Regulation 32/2011 introduce alcune modifiche alle aliquote dovute sulla coltivazione delle concessioni gas e 
olio entrati (o ri-entrati) in produzione a decorrere dal 1° aprile 2011. Su tali pozzi, l’aliquota massima dovuta è pari al 
5% della produzione per un periodo di 12 mesi, fino ad un limite massimo di 11.200 tep (soglia a partire della quale si 
applica il regime di aliquota normale). Per poter godere della riduzione, i lavori d’esplorazione sulla concessione devono 
essere iniziati dopo il 1° aprile 2009.  

                                            
23 Prezzo di riferimento per il pagamento delle royalties per le aziende che coltivano idrocarburi in Alberta. Viene aggiornato mensilmente dal 
Dipartimento provinciale per l’energia.  
24 Well Event Average Royalty Rate. 
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Inoltre, il governo dell’Alberta ha lanciato il Natural Gas Deep Drilling Program (NGDDP), che prevede una riduzione 
dell’aliquota dovuta per quelle concessioni che estraggono gas naturale da profondità superiori a 2.000 metri. 
L’aliquota è anche in questo caso pari al 5% della produzione. 

Imposta provinciale sul reddito della società 

L’aliquota dell’imposta provinciale sul reddito della società in Alberta è al 10%. La base imponibile viene calcolata come 
segue:  

 

Reddito imponibile in Alberta=  

 

Dove:  

• Alberta Allocation Factor =  
 

 

• Detrazione fiscale sulle royalties = royalties non detraibili pagate, non deducibili ai fini della tassazione federale.  

Inoltre, la Provincia prevede per tutte quelle società che si qualificano come PMI per la legge provinciale un’aliquota 
d’imposta sul reddito della società pari al 3%.  

4.2.4. Danimarca 

Il Regno di Danimarca è una monarchia costituzionale, costituita da Groenlandia, Isole Fær Øer e Danimarca. 

Il sistema giuridico è disciplinato dalla Costituzione del 1849, emendata per l’ultima volta nel 1953. Nonostante il 
peculiare assetto dell’organizzazione territoriale, dal 1979 alle autorità della Groenlandia e, a partire dal 1992, anche 
alle autorità delle Isole Fær Øer è stata riconosciuta la sovranità per la gestione delle risorse minerarie sui rispettivi 
territori.  

Con la Riforma del 2007, l’organizzazione dell’amministrazione territoriale è mutata: le originarie 13 contee sono state 
sostituite da 5 regioni e 98 comuni. Tuttavia, sotto il profilo sostanziale nulla è cambiato. Il potere legislativo rimane 
nelle mani del Parlamento unicamerale, dunque, le regioni, così come i comuni, rimangono mere unità amministrative, 
prive di potere esecutivo e legislativo. 

La storia estrattiva della Danimarca è relativamente recente. La produzione di greggio è iniziata, infatti, nel 1972, quella 
di gas nel 1984. E da allora si è molto sviluppata, tanto che dal 1991 la Danimarca è divenuta un esportatore netto sia 
di gas sia di petrolio.  

Nel 2010, la produzione di petrolio si è attestata su 12,2 mln.tep, mentre per il gas è stata di 7,4 mln.tep25, in 
diminuzione rispetto agli anni precedenti. A causa di questo lieve calo e in previsione di un’ulteriore diminuzione delle 
possibilità estrattive, dall’ottobre 2010, la Danimarca ha siglato un accordo con la Germania per le importazioni. 

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

Il prelievo fiscale sulle attività di E&P è il risultato della combinazione di tassazione generale e specifica.  

                                            
25 BP-Statistical Review 2011. 
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Tabella 14 - Prelievo fiscale per le attività di E&P 

 

Fonte: Ernst & Young, 2010 

Licenze 

Le risorse naturali sono di proprietà dello Stato. L’esplorazione e lo sfruttamento sono attribuite alle compagnie 
interessate attraverso un sistema di concessione di licenze.  

Le tipologie di licenze previste dall’ordinamento danese sono due: una per la sola prospezione e l’altra che consente sia 
l’esplorazione che la produzione.  

La prima licenza è stata attribuita nel 1935 e a beneficiarne fu un cittadino americano, creatore della Danish American 
Prospecting Company (DAPCO). Nel 1962, la società Maersk Oil and Gas ottenne una licenza che copriva l’intera 
area danese. Solo dal 1981 la società iniziò la dismissione di alcuni campi, coinvolgendo altre multinazionali nelle sue 
attività e consentendo, nel 1986, il primo ciclo di asta aperto a tutte le compagnie. In virtù della condizione di cui si è 
avvantaggiata negli anni, la Maersk Oil and Gas ha siglato un accordo con il Ministero dell’Economia secondo il quale 
dal 1° gennaio 2004 all’8 luglio 2012 è obbligata al pagamento del 20% dei suoi profitti, ulteriori rispetto al prelievo 
fiscale e al netto delle spese d’investimento.  

Le licenze sono concesse attraverso il sistema dei cicli di asta, indetti periodicamente oppure, dal 1997, attraverso il 
meccanismo del c.d. open door, con cui si può chiedere l’assegnazione di aree libere.  

I blocchi messi all’asta hanno un’estensione di 212 km², su tali aree il beneficiario della licenza, a seconda del tipo di 
licenza, ha il diritto esclusivo di esplorazione o sia di esplorazione che di sviluppo.  

Royalties 

Dal 2009, le compagnie petrolifere non pagano più royalties.  

Fiscalità generale e agevolazioni 

Una delle peculiarità più significative del regime fiscale danese riguarda il principio di territorialità. La base imponibile è 
calcolata considerando le sole attività condotte sul territorio danese e non sull’intero fatturato della compagnia 
petrolifera. 

D’altro canto, anche le compagnie che non hanno sede legale nel Paese sono tenute al pagamento delle imposte 
previste dal regime fiscale danese. 

Dal 1° gennaio 2007, l’imposta sul reddito delle società è scesa dal 28% al 25%.  

Imposta sugli idrocarburi e agevolazioni 

Dal 1982 il sistema fiscale danese prevede il pagamento di un’imposta addizionale per le compagnie petrolifere. Con la 
riforma del sistema di tassazione del settore Oil & Gas del 2003 l’entità dell’imposta sulla produzione di idrocarburi 
dipende dalla data in cui il campo è stato assegnato tramite licenza.  

Royalties no
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 64 - 77,5%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
25%

di cui Tassazione specifica 52 - 70% (1)
(1) 52 e 70 sono tasse specifiche sugli idrocarburi che fungono da fattori moltiplicativi per il
calcolo della pressione fiscale effettiva sulle imprese dell'Oil & Gas
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Per i campi beneficiari di licenze prima del 1° gennaio 2004, l’aliquota dell’imposta speciale sugli idrocarburi è fissata al 
70%.  

Nel caso le licenze siano state assegnate successivamente al 1° gennaio 2004, l’aliquota è fissata al 52%. 

Attraverso il sistema di deduzioni e detrazioni, si stabilisce che la tassazione totale gravante sulle imprese del settore, 
data pertanto dalla somma dell’imposizione specifica e generale, nel caso di campi autorizzati prima del 1° gennaio 
2004 non possa essere superiore al 77,5%. Per i campi entrati in attività dopo il 1° gennaio 2004 la pressione fiscale 
totale non può essere superiore al 64%.  

In particolare, si precisa che l’imposta speciale grava pesantemente solo sui campi particolarmente redditizi. A tal fine 
è prevista un’agevolazione fiscale concessa attraverso il riconoscimento di una sopraelevazione percentuale (uplift) del 
valore dei costi capitalizzati nella fase di esplorazione e messa in produzione del campo, prima che questo venga 
classificato come commerciale. Tale sopraelevazione o sovracosto concesso è pari al 25% o al 30% del costo 
effettivamente sostenuto rispettivamente per i campi autorizzati prima del 1° gennaio 2004 e per quelli autorizzati 
dopo il 1° gennaio 2004.   

4.2.5. Francia 

La Francia è una Repubblica costituzionale a regime semipresidenziale. La République è uno Stato unitario, ma gli enti 
locali (régions, départements e communes) hanno diverse attribuzioni, il cui esercizio è tutelato dalle ingerenze del 
governo centrale anche in seguito alla riforma costituzionale del 28 marzo 2003 (Atto II del decentramento). Il potere 
esecutivo è condiviso tra il Presidente della Repubblica, eletto a suffragio universale, e dal Primo Ministro, nominato 
dal Presidente stesso. Il potere legislativo è detenuto dal Parlamento, formato da due camere: l’Assemblée nationale e 
il Sénat.  

La storia dell’esplorazione petrolifera nel Paese risale ai primi anni dell’800, quando Napoleone I concesse i primi 
permessi di esplorazione e coltivazione nella regione del Rodano-Alpi a La Mure. Verso la fine del secolo furono messi in 
produzione una serie di altri giacimenti in Alsazia, nella zona di Péchelbronn. Si trattava comunque di giacimenti di 
scarsa importanza e che garantivano una produzione di olio piuttosto irrilevante in termini di consumi nazionali, che 
venivano inizialmente coperti verranno coperti da abbondanti importazioni. Una parte di queste importazioni 
provenivano dai territori dell’Impero, soprattutto dalle zone del Maghreb e dell’Africa Sub-sahariana, spesso effettuate 
dalla Compagnie française des petroles, dal 1991 Total, fondata a Parigi nel 1924. La situazione cambiò verso la fine 
degli anni ‘50, in seguito alle scoperte di idrocarburi nelle regione dell’Aquitania (Lacq 1957, Meillon 1966) e dell’Ile de 
France (Coulommes 1958). La produzione di petrolio durante gli anni ‘60 si attestava intorno ai 2,5 mln.tonn/anno in 
Aquitania e a 0,5 mln.tonn/anno nel bacino parigino. Il picco della produzione francese si raggiunse nel 1988, con 3,3 
mln.tonn. di greggio estratte, per poi declinare fino ai nostri giorni. Un andamento similare può essere riscontrato 
nell’estrazione di gas naturale, la cui produzione raggiunse il culmine intorno ai 6,4 mln.tep. nel 1978. 

La produzione petrolifera del Paese nel 2010, si è attestata a 0,90 mln.tep, mentre quella di gas è ammontata a 0,61 
mln.tep.26, ottenuta al 95% da giacimenti Total. Il governo francese prevede che entro il 2013 le riserve di gas naturale 
francesi, pari a 6 mln.tep27, saranno esaurite28.  

In materia di proprietà del sottosuolo, l’art. 552 del Codice Civile francese prevede che “la proprietà del suolo 
comporti la proprietà di tutto ciò che si trova al di sopra e al di sotto dello stesso”. Lo stesso Codice impone però 
dei limiti e delle eccezioni a questa norma, tra i quali spiccano “le leggi e i regolamenti relativi al diritto minerario”. 
Nel corso del XX secolo, lo Stato francese ha emanato diverse leggi in cui viene esplicitato che tutti i diritti minerari 
sono da ritenersi di proprietà esclusiva dello Stato, che può accordare permessi di ricerca e di coltivazione nei limiti e 
nelle modalità stabiliti dalla legge. Il Code Minier del 1956 (e successivi emendamenti) è la legge che regola ancora oggi 
le attività di E&P nel Paese.  

 

 

                                            
26 Dati del Bureau Exploration-Production des Hydrocarbures (BEPH) 
27 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal.  
28 IEA (2008),Energy policies of IEA countries: France 2009 Review, Parigi 
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Prelievo fiscale per attività E&P

La Francia utilizza un sistema di prelievo fiscale sulle attività petrolifere che prevede un mix di royalties, imposte sulla 
produzione e imposte sul reddito della società.  

Tabella 15 - Prelievo fiscale per le attività E&P 

 
Fonte: KPMG, Code minier 

Licenze

Le domande per ottenere un permesso di ricerca vanno inoltrate al Ministero dell’Ecologia, dell’Energia e dello Sviluppo 
Sostenibile, che, una volta consultate le autorità locali interessate, procede a valutare il progetto del soggetto 
richiedente. Se il Ministero non ha obiezioni di tipo tecnico o ambientale, il permesso di esplorazione viene concesso 
attraverso un decreto ministeriale. Tale permesso ha validità 5 anni, rinnovabile due volte. Se la compagnia rinviene 
degli idrocarburi nelle concessione assegnatale, l’art. 21 del Code minier prevede che per iniziare la coltivazione, la 
società titolare del permesso di ricerca debba attendere il consenso ministeriale. Se accordata, la concessione di 
coltivazione ha una durata che varia normalmente tra i 25 e i 50 anni.  

Interessante segnalare che in Francia le compagnie petrolifere non sono tenute al pagamento di nessun canone né in 
fase esplorativa né in fase di coltivazione.  

Royalties e imposta di produzione 

La produzione di idrocarburi e soggetta al pagamento di una royalty che varia al variare del quantitativo prodotto; il  
Code Minier stabilisce le aliquote come segue. 

Tabella 16 - Royalties petrolio e gas naturale 

 
Fonte: Code Minier 

In Francia, le royalties vanno versate interamente al governo centrale.  

I giacimenti a mare sono esentati, con la sola eccezione della concessione di Saint-Pierre-et-Miquelon. 

In base agli art. 1463, 1519 e 1587 del Code Général des Impôts, le compagnie petrolifere sono tenute a versare 
un’imposta sulla produzione ai comuni e ai dipartimenti. Tale imposta si ottiene moltiplicando la produzione di ogni 
concessione per una tariffa unitaria, aggiornata annualmente con decreto del Ministero dell’Ecologia. Tale tariffa nel 
2010 era fissata come mostrato in tabella. 

Royalties 0-30%

Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 34,43%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
34,43% (1)

di cui Tassazione specifica 0%
(1) Di cui 33,3% CIT e 1,13% Altro

Royalties da pozzi attivi 
prima del 1980

Royalties da pozzi attivi 
dopo il 1980

< 50 000 ton 8% 0%
50.000 -100.000 20% 6%
100.000 - 300.000 30% 9%
> 300.000 30% 12%
< 300 mln.mc 0% 0%
> 300 mln.mc 30% 5%

Olio

Gas 
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Tabella 17 - Imposta di produzione 

 
Fonte: Decreto del 25/06/2010 N. 27 

Fiscalità generale e agevolazioni 

La Francia non prevede un regime fiscale particolare per le imprese che operano nell’E&P. Le compagnie che operano 
in tale settore sono tenute a pagare l’imposta sulle società (Impôt sur les sociétés, IS), come previsto dalla legislazione 
fiscale francese. A decorrere dal 1 gennaio 1993, l’aliquota sulla base imponibile è al 33,3%. All’IS bisogna poi 
aggiungere la Contribution Economique Territoriale (CET), introdotto nel 2010, e la Contribution Sociale de 
Solidarité des Sociétés (CSSS), che secondo alcune stime di KPMG nel 2010 incidevano per l’1,13% sul tasso 
d’imposizione francese sulle società operanti nell’O&G. 

In materia di agevolazioni, è importante sottolineare che le royalties pagate allo Stato francese dalle compagnie possono 
essere dedotte.

4.2.6. Irlanda 

L’Irlanda è una Repubblica parlamentare nata nel 1922. Le radici dello Stato, originariamente dominio all’interno del 
Commonwealth britannico, affondano nella guerra di indipendenza dalla Corona inglese ed hanno influenzato il profilo 
giuridico sia del diritto minerario sia della fiscalità a cui sono sottoposti gli operatori dell’upstream, ispirandosi ai vicini 
britannici. 

Le prime esplorazioni risalgono agli anni ’70. Il primo giacimento di gas significativo, fu individuato al largo di Capo 
Kinsale e divenne produttivo nel 1978.  

Da allora, la produzione di gas e petrolio è stata piuttosto ridotta nonostante, secondo le stime del Dipartimento di 
Energia e Risorse naturali, le riserve irlandesi ammontano a 8,8 mln.tep29, per la totalità rappresentate da gas naturale.  

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

Le difficoltà dell’esplorazione e le scarse risorse hanno portato ad un regime fiscale particolarmente vantaggioso per le 
compagnie impegnate nell’upstream nel tentativo di attrarre investitori. 

Il sistema di prelievo dello Stato si basa unicamente sulla tassazione alle imprese operanti nel settore, avendo il Paese 
abolito le royalties nel 1987. 

                                            
29 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal. 

Comunale Dipartimentale Totale 

pozzo attivo da 

prima del 1992 
737,30 € 947,10 € 1.684,40 €

pozzo attivo a 

decorrere dal 1992
236 € 300,10 € 536,10 €

pozzo attivo da 

prima del 1992 �������� 	
������ 608,60 €

pozzo attivo a 

decorrere dal 1992
68,20 € 86,3 154,50 €

Olio  (ogni 100 ton. 

estratte)

��� � (ogni 100 000 mc 

estratti)
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Tabella 18 - Prelievo fiscale per le attività di E&P 

 

Fonte: Ernst & Young, 2010 

Licenze 

Come sancito dal Petroleum and other minerals development act (1960), l’Irlanda ha optato per il sistema di licenze, 
attraverso le quali concedere l’esplorazione e la produzione di risorse che rimangono di proprietà dello Stato. La 
concessione delle licenze avviene attraverso aste. Nell’ultimo ciclo concluso nel 2010, riguardante l’assegnazione dei 
campi onshore del Nord Ovest e del Bacino di Clare, sono stati messi all’asta blocchi per un’estensione totale di 8.000 
Km². Nel 2011 il Dipartimento di energia e risorse minerarie (DCNER) ha messo all’asta la più grande estensione nella 
storia dell’industria estrattiva irlandese: 25.000 km².  

Royalties 

Dal 1987, le royalties sono state abolite. 

Canoni di concessione  

L’entità dei canoni di concessione variano a seconda della tipologia della licenza e della fase upstream di riferimento. 

Per le attività di esplorazione è previsto un canone annuo di 182 €/Km², incrementato a 365 €/Km² per gli anni 
successivi al primo. 

Per le attività di esplorazione in campi mare con profondità superiore a 200 metri, della durata massima di 9 anni, il 
canone per i primi tre anni è pari a 91 €/Km². Il canone annuo sale a 182 €/Km² per il secondo triennio e a 365 €/Km² 
negli ultimi tre anni.  

Per i beneficiari della licenza di produzione (petroleum lease), sia offshore sia onshore, i canoni sono fissati a 2.643 
€/Km² annui. Dall’anno di effettiva commercializzazione della produzione il canone sale a 4.133 €/Km² annui.  

Fiscalità generale e agevolazioni 

Le compagnie petrolifere che hanno sede legale in Irlanda sono tenute al pagamento dell’imposta sul reddito totale 
(CIT – Corportate Income Tax), in riferimento anche ai proventi delle attività svolte all’estero. Normalmente, l’imposta 
è fissata al 12,5%. In ragione dell’alta redditività delle loro attività, per le compagnie petrolifere l’imposta è fissata al 
25%.  

Le spese capitalizzate in conto capitale per l’esplorazione e la produzione sono deducibili al 100% quando realizzate per 
l’esplorazione e la produzione da grandi giacimenti. 

Per incoraggiare gli investimenti in ricerca e sviluppo è previsto uno sgravio fiscale consistente in un credito di imposta 
del 25% annuo sulle spese che la compagnia ha sostenuto a tal fine. 

Tassa addizionale sui redditi petroliferi (Petroleum  revenue  tax) 

Il sistema fiscale irlandese prevede un’imposta addizionale alla CIT, la tassa sulle attività petrolifere autorizzate dal 1° 
gennaio 2007. L’entità dell’imposta varia dal 5 al 15%. L’aliquota si stabilisce in riferimento alla redditività del campo, 
misurata in base al rapporto tra i profitti totali ed i capitali totali investiti.  

Royalties no
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 25 - 40%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
25%

di cui Tassazione specifica 0 -15%
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Tabella 19 - Aliquota per la tassa addizionale sui redditi petroliferi 

Fonte: DCENR, 2011 

4.2.7. Norvegia 

La Norvegia è una monarchia parlamentare, amministrativamente organizzata in tre livelli di governo: centrale, 
regionale e locale.  

La Costituzione del 17 maggio 1814 attribuisce allo Stato centrale sia il potere legislativo che di imposizione fiscale. 
Pertanto, la normativa che disciplina il settore energetico è statale. 

Le attività di produzione ed esplorazione sono regolate dal Petroleum Act. Si tratta di attività relativamente recenti se 
si pensa che la scoperta del primo giacimento petrolifero, Ekofisk, risale al 1969, e che l’inizio della produzione è datato 
15 giugno 1971. 

Il 31 maggio 1963, attraverso l’emanazione di un Decreto Reale, lo Stato norvegese ha proclamato l’esclusività dei 
propri diritti di esplorazione e sfruttamento sulle risorse sottomarine. 

Storicamente la produzione di idrocarburi norvegese è principalmente offshore. La trascurabile produzione onshore è 
concentrata nelle Isole Svalbard, sottoposte ad un regime giuridico speciale, regolato dal Trattato di Svalbrad del 1920 
che disciplina anche il diritto minerario. 

In Norvegia, le attività per la produzione sono iniziate solo dopo la conclusione di due accordi internazionali con il 
Regno Unito (10 marzo 1965) e con la Danimarca (8 dicembre 1965) con cui sono stati definiti i limiti delle rispettive 
acque territoriali. Al contrario, per lo sfruttamento delle ambite acque del mare di Barents non è ancora stato 
raggiunto alcun accordo con la Russia. 

Per il 2010, la produzione nazionale, prima tra i Paesi europei, per l’olio si è attestata a 98,6 mln.tep, mentre per il gas 
a 95,7 mln.tep30, pari, rispettivamente, al 12,1 % e al 10,2% della produzione del continente. Il primato si ripete 
ragionando in termini di riserve, pari a 776,8 mln.tep di petrolio e 1.800 mln.tep di gas31 

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

La Norvegia ha adottato un sistema di prelievo fiscale sulle attività petrolifere che intende essere neutrale, in modo da 
non influenzare l’attrattività degli investimenti.  

 

                                            
30 Dati BP-Statistical Review, 2011. 
31 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal. 

Rapporto <1,5 1,5- 3,0 3,0 - 4,5 < 4,5

Tassa addizionale 0% 5% 10% 15%
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Tabella 20 - Prelievo fiscale per le attività di E&P 

 

Fonte: Ernst & Young, 2010 

Licenze 

Lo Stato norvegese mantiene il diritto di proprietà sui minerali del sottosuolo. così come stabilito dal Decreto 
sull’esplorazione per lo sfruttamento di risorse naturali sottomarine, in vigore dal 21 giugno 1963. 

Le attività di esplorazione e sfruttamento di tali risorse quindi, sono gestite con un sistema di assegnazione di licenze 
mediante cicli di asta. Le tipologie di licenza sono due: 

• licenza di esplorazione, con cui si garantisce un diritto non esclusivo di esplorazione su un’area, che impone un 
pagamento di 65.000 NOK (8.150 € circa) annui, entro il 31 dicembre, pena la decadenza della licenza. La 
durata di una licenza di esplorazione è di 3 anni; 

• licenza di produzione, assegnata sempre attraverso un sistema d’asta, per cui si prevede un costo per il 
deposito dell’istanza di partecipazione all’asta pari a 109.000 NOK (13.620 € circa). L’ottenimento della 
licenza di produzione è subordinato alla presentazione di un programma di lavoro, il cui completamento 
garantisce l’estensione della licenza di produzione fino ad un massimo di 50 anni.  

Royalties 

A partire dal 1° gennaio 1986, i beneficiari della licenza di produzione di petrolio non devono pagare alcun 
corrispettivo per i campi entrati in produzione dopo il 1° gennaio 1986.  

Per i campi a olio con produzione precedente il 1° gennaio 1986, invece, si prevede un’aliquota pari all’8% sul valore 
della quantità totale di olio prodotto. I totali della produzione devono intendersi come media mensile di produzione. 
Nei casi in cui i campi risultano particolarmente produttivi, si prevede un’aliquota maggiore.  

Tabella 21 - Royalties per i campi a olio in produzione prima del 1/01/1986 

 

Fonte: Petroleum Act, 2009 

Si riconosce al Ministero dell’Energia la possibilità di riduzione delle aliquote qualora lo ritenga opportuno.  

Per le produzioni di gas a partire dal 1992 le royalties sono state abolite.  

Canoni di concessione  

Durante l’attività di produzione si prevede il pagamento di un canone annuo (area fee) pari a: 

Royalties no
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 78%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
28%

di cui Tassazione specifica 50%

>6.500 Sm³ 8%

6.500 Sm³ 10%

16000 Sm³ 12%

35.000 Sm³ 14%

55.000Sm³ 16%
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Tabella 22 - Canoni di concessione annui  

 

Fonte: Petroleum Act, 2009 

Per l’esplorazione e la produzione da aree offshore, così come disciplinato dal Decreto Reale del 9/04/1965, il canone di 
concessione è fissato a 40.000 NOK (5.000 €) per km². 

State Directed Financial Interest ( SDFI ) 

Nel primo ciclo di aste, conclusosi nel 1965, non c’era stata la partecipazione statale, diventata, successivamente, una 
caratteristica del sistema di regolazione norvegese.  

Nel 1972 fu costituta la compagnia di Stato Statoil, con l’obiettivo di aumentare sia i profitti governativi sia la presenza 
pubblica nelle attività del settore; per questo si attribuì alla compagnia il 50% di partecipazione nelle licenze concesse a 
terzi.  

La compagnia fu riorganizzata nel 1985, quando si scisse in Statoil e SDFI (State Direct Financial Interest), in modo da 
trasferire direttamente allo Stato i ricavi derivanti dalle attività a partecipazione statale, riducendo così i privilegi di 
Statoil. 

Inoltre, per effetto del recepimento della direttiva sulle licenze, a partire dal XV ciclo d’asta, non è più garantita alcuna 
percentuale di partecipazione a Statoil, considerata alla stregua degli altri partecipanti.  

L’ultima tappa del processo di ristrutturazione della compagnia risale al 2001, quando si è proceduto alla 
privatizzazione di Statoil, sebbene lo Stato norvegese continui a detenere la quota maggiore di proprietà (67%). Con la 
stessa riforma, anche la gestione dello SDFI è stata trasferita ad una società statale: Petoro. 

Sebbene il ruolo dominante di Statoil sia stata ridimensionato da tali riforme, l’idea che le risorse naturali debbano 
essere sfruttate per il benessere dell’intera società, ha indotto lo Stato a prevedere delle forme di partecipazione nelle 
attività di produzione.  

Generalmente, le licenze di produzione sono assegnate a gruppi di tre-quattro operatori, in cui la partecipazione dello 
Stato può essere garantita, indirettamente, attraverso Statoil e, direttamente, attraverso lo SDFI.  

Attualmente, lo SDFI rappresenta un’importante fonte di entrata per lo Stato norvegese. La percentuale del prelievo è 
decisa al momento dell’assegnazione della licenza di produzione e varia nei differenti giacimenti. Alla stregua degli altri 
partecipanti, lo Stato paga la sua quota in termini di investimenti e di costi e riceve gli introiti corrispondenti alla sua 
partecipazione.  Al 1 gennaio 2010, attraverso lo SDFI, lo Stato norvegese era presente in 137 licenze di produzione 
ed era coinvolto in 14 joint-venture per pipelines e facilities onshore.  

Fiscalità generale e agevolazioni 

L’unica forma di tassazione generale gravante sulle attività upstream è rappresentata dall’imposta sul reddito delle 
società, pari al 28% sui profitti netti.  

Il calcolo del reddito tassabile in seguito alla vendita del petrolio e del gas è effettuato considerando un prezzo 
regolato del prodotto, definito dal Petroleum Price Board. Tale prezzo rappresenta il prezzo pagato nelle transazioni 
tra parti indipendenti in un mercato aperto e libero. Di regola il prezzo è fissato ogni mese per ogni giacimento. Per il 
calcolo del prezzo regolato, il Petroleum Price Board considera sia il prezzo spot sia il prezzo contrattuale. Nel caso in 
cui il prezzo effettivo di vendita risulti superiore al prezzo regolato, il surplus non è tassato. Al contrario, nel caso in 
cui petrolio e gas siano venduti ad un prezzo inferiore a quello regolato, l’operatore è tassato al prezzo regolato.  

NOK/Km� €/Km�

1° anno 30.000 3.748

2° anno 60.000 7.496

anni successivi 120.000 14.992
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Ogni quadrimestre il Petroleum Price Board pubblica il prezzo di riferimento.  

Per il calcolo della base imponibile, sia per la tassazione ordinaria sia per la tassazione specifica, gli investimenti sono 
soggetti ad un deprezzamento su 6 anni, a partire dalla data in cui l’investimento è stato fatto. 

Gli operatori possono dedurre tutte le spese rilevanti, inclusi i costi di esplorazione, ricerca e sviluppo, costi finanziari, 
operativi e di ripristino. 

Tassa speciale sulle attività petrolifere 

Gli operatori coinvolti nell’estrazione, lavorazione e trasporto di idrocarburi devono pagare una tassa speciale allo 
Stato pari al 50% degli utili netti.  

Quanto detto per la deducibilità dei costi ai fini del calcolo della base imponibile per la tassazione ordinaria vale anche 
per la tassazione specifica. 

Inoltre si prevede la possibilità di una deduzione extra: la base imponibile della tassa speciale sulle attività petrolifere è 
calcolata, infatti, tenendo conto di una sopraelevazione o sovracosto concesso pari al 30% del costo effettivamente 
sostenuto per investimenti (uplift) su 4 anni, pari al 7,5% per anno: 

Tabella 23 - Fiscalità petrolifera in Norvegia 

Fonte: Ministero del petrolio e dell’energia 

4.2.8. Regno Unito 

Il Regno Unito è il secondo produttore di petrolio e gas del continente europeo, primo dell’Unione Europea.  

Il Paese copre il 7,4% della produzione di petrolio e il 5,7% della produzione di gas in Europa32 e detiene riserve di 391 
mln.tep di petrolio e 226 mln.tep di gas33. 

Si stima, però, che il picco di produzione sia stato già raggiunto nel 2000 (DTI, 2005)34, anno a partire dal quale si è 
registrata una diminuzione della produzione imputabile a due ordini di ragioni: che la maggior parte dei giacimenti ha 
raggiunto la maturità e che i nuovi campi sono di ridotta estensione.  

Nel 2010, la produzione di petrolio è stata pari a 63 mln.tep, mentre la produzione di gas si è attestata a 51,4 
mln.tep35.  

Il Regno Unito ha un sistema giuridico composito, fondato su tre distinti sistemi legali: Inghilterra e Galles, Scozia ed, 
infine, Irlanda del Nord. I tre sistemi sono tra loro relazionati e presentano molti tratti comuni. 

                                            
32 Dati BP-Statistical Review 2011. Nel totale Europa rientrano anche importanti produttori a livello globale: Russia, Kazakhstan, Azerbaigian.  
33 Dati 2010 fonte Oil & Gas Journal. 
34 Digest of UK Energy statistics, 2005.consultabile al sito:http://www.decc.gov.uk/assets/decc/statistics/publications/dukes/file10737.pdf 
35 BP Statistical Review 2011.  

Ricavi

- Costi operativi

- Deprezzamento lineare degli investimenti (6 anni)

- Costi di Esplorazione, R&S e Decomissioning

- Tassa sulla CO2, tassa sugli NOx, canoni
-Costi finanziari netti

=Base imponibile per l'imposta sul reddito (28%)

- Uplift (7,5% degli investimenti per 4 anni)

= Base imponibile della Tassa Speciale (50%)
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Le riserve di idrocarburi sono considerate fondamentali per l’intero Paese come testimonia il primo intervento 
normativo del settore: il Decreto Reale del 1914, emanato dal Ministro della Difesa alla vigilia della Prima Guerra 
Mondiale, con cui il governo britannico tentava di assicurarsi contro probabili crisi di approvvigionamento e decideva 
di partecipare alle attività dell’Anglo-Persian Oil Company (oggi British Petroleum), beneficiaria di significative 
concessioni in Iran.  

Da allora l’industria estrattiva britannica ha compiuto significativi passi avanti, grazie soprattutto alle scoperte di 
giacimenti negli anni ’70. 

Sebbene alcuni campi stiano giungendo già a maturazione, i risultati delle ultime esplorazioni sono promettenti, 
soprattutto per i siti dell’Oceano Atlantico e nelle isole di Shetland (al largo della Scozia).  

Una caratteristica della legislazione britannica è stata la limitazione della presenza statale nel settore, se si eccettua la 
breve vita della British National Oil Company (BNOC, 1975 - 1982).  

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

L’unico strumento attraverso cui lo Stato britannico ottiene introiti grazie alle proprie risorse minerarie è la tassazione.

Tabella 24 - Prelievo fiscale per le attività di E&P 

 

Fonte: Ernst & Young, 2010 

Licenze 

Il sistema delle licenze è legato al diritto di proprietà sulle risorse del suolo. 

Il Petroleum Act del 1918 riconosce allo Stato il diritto di esplorazione ed utilizzo delle risorse. Presumibilmente, la 
normativa mirava a disciplinare le eventuali attività onshore, ritenendo ancora impensabile lo sviluppo dell’esplorazione e 
della produzione da campi offshore. 

Dalle scoperte di giacimenti negli anni ‘70, la legislazione si è estesa anche ai giacimenti offshore. 

In questo senso, il Petroleum Act del 1998 rappresenta una cartina di tornasole per comprendere l’attuale sistema 
concessorio britannico. L’art.13, infatti, riconosce alla Corona britannica la proprietà delle risorse di idrocarburi presenti 
sul territorio, e quindi il diritto esclusivo di esplorazione e produzione. Tale disposizione rappresenta la base giuridica 
per il sistema di licenze posto in essere in Gran Bretagna. 

Nel caso di giacimenti onshore, la sovranità sulle riserve di idrocarburi è assoluta. 

Per ciò che concerne, invece, i giacimenti offshore, alla Corona è riconosciuto il diritto esclusivo di esplorazione e 
sfruttamento conformemente ai principi di diritto pubblico internazionale.  

Oltre al profilo strettamente giuridico, una differenza nel sistema di licenze per i campi onshore ed offshore è 
rappresentata dalle modalità di assegnazione delle licenze.  

I permessi per le attività onshore sono assegnati su richiesta dei partecipanti, mentre per le attività offshore sono indette 
periodicamente delle aste di assegnazione.  

Royalties no
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 62%-82%
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
30%

di cui Tassazione specifica 32 - 50% (1)
(1) per i campi autorizzati prima del 16 marzo 1993
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Offshore 

Il sistema di licenze per le attività offshore è stato inaugurato nel 1975. 

Le tipologie di licenze sono due: licenza di esplorazione e di produzione. La licenza di esplorazione conferisce un diritto 
non esclusivo di esplorazione e non sono necessariamente propedeutiche all’ottenimento della licenza di produzione. 
Le licenze di produzione consentono la coltivazione e la produzione di un’area di 260 km² (block). La licenza è 
riconosciuta per un solo blocco e conferisce un diritto esclusivo.  

Onshore 

Per le attività condotte onshore, esiste un’unica tipologia di licenza: produzione, esplorazione e sviluppo (PEDL- 
Production, Exploration and Development licence), che dal 1996 unificano le tre diverse tipologie di licenza per le tre 
fasi di attività dei campi onshore. 

Royalties

Dal 2002, le royalties sono state abolite. 

Canoni di concessione  

I beneficiari delle licenze sono tenuti al pagamento di canoni annui da corrispondere allo Stato.  

L’entità di tali canoni dipende dalla tipologia delle licenza di cui si è beneficiari. 

Fiscalità generale e agevolazioni 

Imposta sul reddito delle società e agevolazioni 

Le compagnie petrolifere che hanno sede legale in Regno Unito sono tenute al pagamento dell’imposta sul reddito 
totale (CIT – Corportate Income Tax), in riferimento anche ai proventi delle attività svolte all’estero.  

Tale imposta è pari al 30% dei profitti derivanti da attività di esplorazione e produzione e al 28% dei profitti derivanti da 
tutte le altre attività della compagnia petrolifera.  

La peculiarità del sistema britannico riguarda soprattutto il calcolo della base imponibile.  

I profitti e le spese delle attività dell’upstream sono infatti tenuti separati dalle altre attività della compagnia petrolifera. 
Si traccia, cioè, una sorta di linea di demarcazione, il c.d. ring fence, che separa tutte le attività di esplorazione e 
produzione di petrolio e gas, su cui è prevista un’imposta pari al 30%, dalle altre, come ad esempio raffinazione o 
marketing, su cui è imposta una tassazione ordinaria pari al 28%. Tale distinzione è rilevante per il calcolo delle 
deduzioni, particolarmente vantaggiose per le attività che rientrano nel ring fence. Infatti, le perdite e le spese delle 
attività che rientrano nel ring fence possono essere contabilizzate nel bilancio delle attività non relative all’upstream. Al 
contrario, le perdite e le spese di tutte le attività che restano fuori dal ring fence non possono essere detratte dai 
profitti realizzati all’interno del ring fence. 

Il regime di deduzioni per le attività del ring fence è particolarmente vantaggioso: per le spese relative ad impianti e 
macchinari è prevista una deduzione del 100% valida per l’anno in cui si è sostenuta la spesa. La deduzione del 100% è 
prevista anche per le spese di investimento relative all’esplorazione mineraria e per l’avvio di attività commerciali 
riconducibili all’area del ring fence. 

In generale, le spese per R&D sono detraibili dall’imposta sul reddito delle società. 

Un’ulteriore agevolazione è rappresentata dalla possibilità di dedurre le spese R&D non legate all’attività di 
esplorazione e ricerca. 
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Imposta supplementare sul reddito delle imprese 

Per le attività petrolifere è previsto un’imposta supplementare sugli introiti netti, introdotta con il Finance Bill, che dal 
24 marzo 2011 è stata elevata dal 20 al 32%. Il cambiamento ha portato il prelievo fiscale sulle imprese E&P tra 62% e 
l’82%, variando a seconda dell’età del campo.  

L’imposta supplementare è stata introdotta nel 2002, lo stesso anno di abolizione delle royalties, ed inizialmente era 
fissata al 10%. Nelle previsioni del governo avrebbe consentito allo Stato di incrementare le entrate di 2,8 mld.£. Le 
aspettative, però, sono state disattese per effetto della diminuzione della produzione, inducendo ad nuovo aumento 
fino al 20%, nel 2005.   

Con il Finance Bill, il 24 marzo 2011 la tassa in esame è stata elevata dal 20 al 32%. Il cambiamento ha portato il 
prelievo fiscale sulle imprese E&P ad oscillare tra il 62% e l’82%, variando a seconda dell’età del campo. L’aumento 
dell’imposta supplementare, dal 20% al 32%, è il tema che anima il dibattito sulla tassazione delle compagnie 
petrolifere. 

Imposta sui redditi petroliferi (Petroleum revenue tax) 

Per le attività in campi petroliferi per cui è stata concessa una licenza di produzione prima del 16 marzo 1993 è 
previsto il pagamento di un’imposta pari al 50% sui proventi delle attività petrolifere. Il pagamento di tale imposta è 
semestrale ed è previsto per ogni singolo campo.  

Il calcolo della base imponibile non tiene conto solo dei profitti, ma considera anche le somme relative alle tariffe 
pagate da altri campi per l’uso di infrastrutture e macchinari impiegati altrove (es. pipeline).  

Per impedire che l’imposta sui redditi petroliferi riduca eccessivamente gli utili di un campo petrolifero, si stabilisce 
che il prelievo di tale imposta non comporti una riduzione dell’utile annuale del campo al di sotto del 15% della spesa 
cumulativa sostenuta dalla compagnia.  

4.2.9. Stati Uniti d’America 

Gli Stati Uniti d’America sono una federazione a regime repubblicano presidenziale. Tra i regimi giuridici 
dell’amministrazione federale e dei 50 Stati che compongono la federazione si riscontrano notevoli differenze36 ,che 
complicano il quadro d’analisi per il Paese.  

Gli Stati Uniti vengono considerati la culla dell’attività petrolifera upstream moderna nel mondo occidentale. L’attività 
d’esplorazione nel Paese inizia nella seconda metà del XIX secolo: il primo pozzo petrolifero americano a produrre un 
quantitativo considerevole di greggio fu quello operato da Edwin Drake a Titusville, in Pennsylvania, a partire dal 27 
agosto 1859. Intuite ben presto le enormi potenzialità geologiche degli stati orientali americani (Pennsylvania, New 
York, Ohio, Kentucky) in pochi anni vennero perforati oltre 340 pozzi nella zona del bacino dei monti Appalachi e del 
fiume Ohio. Nel 1870 nasce la prima compagnia petrolifera integrata al mondo, la Standard Oil, fondata da J. D. 
Rockefeller, e l’esplorazione si espande a tutti gli Stati americani. Per la fine del XIX secolo erano già state messe in 
produzione le coltivazioni del Midwest (Indiana, Kansas), dell’Ovest (Colorado), della California e degli Stati del Sud 
(Louisiana, Texas, Oklahoma). Grazie anche a innumerevoli avanzamenti tecnologici nel campo della geofisica e 
dell’ingegneria petrolifera, e ad una domanda sempre maggiore di idrocarburi da parte del popolo americano, la 
produzione statunitense crebbe fino a 209,5 mln barili di greggio nel 1910, pari al 65% della produzione di greggio 
dell’epoca. Furono soprattutto le scoperte della seconda metà degli anni venti a consolidare il ruolo americano come 
primo produttore mondiale e come Paese con le più grandi riserve di greggio conosciute all’epoca: nel 1930 venne 
scoperto nel Texas Orientale il “Gigante Nero”, uno dei giacimenti più produttivi della storia americana37. Inoltre, negli 
stessi anni vennero rinvenuti altri importanti quantitativi di petrolio in Oklahoma e in California. L’estrazione di 
greggio aumentò fino al 1970, anno in cui si raggiunse una produzione nazionale di 9,653 mln.bbl/giorno38. Da quel 
momento in avanti, la produzione americana iniziò un inesorabile declino che continua fino ai giorni nostri. 

                                            
36 Si veda il caso dello Stato della Louisiana, unico Stato americano disciplinato secondo i dettami del civil law 
37 D. Yeregin(1991), Il premio, Milano: Sperling and Kupfer Editori  
38 Dati EIA 2011  
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Nonostante l’intenso sfruttamento delle loro riserve d’idrocarburi, gli Stati Uniti sono ancora oggi i detentori delle 
seste riserve mondiali di gas e delle quattordicesime riserve mondiali di petrolio, che rispettivamente ammontano a 
oltre 2.000 mld.tep di gas e oltre 2.000 mln.tep di petrolio. Inoltre, gli Stati Uniti sono uno dei principali produttori 
globali di olio e di gas naturale. Nel 2010, la produzione di idrocarburi USA ammontava all’8,7% del totale mondiale di 
greggio e al 19,3% di gas naturale39. La maggior parte della produzione di petrolio proviene ancora da campi onshore, 
situati in 48 Stati americani. La produzione offshore è cresciuta nell’ultimo ventennio, fino a rappresentare circa il 33% 
della produzione totale nazionale nel 201040. Per quanto riguarda il gas naturale, la produzione statunitense è cresciuta 
a ritmi sostenuti nel corso dell’ultimo decennio, in particolare come conseguenza della cosiddetta “shale revolution”. 

Le riserve di idrocarburi presenti negli Stati Uniti possono appartenere al governo federale, agli Stati che compongono 
la federazione, alle tribù d’indiani nativi o ai privati. La proprietà privata dei diritti minerari sulle risorse petrolifere, una 
peculiarità del diritto fondiario e minerario americano, si fonda sul principio della common law britannica; tale principio, 
per il quale il proprietario del terreno possiede anche le risorse minerarie presenti sotto il suo suolo, e solidamente 
radicato nella legislazione statunitense. Nel XIX secolo, il governo federale divenne proprietario di buona parte del 
territorio situato a ovest delle tredici colonie originarie; il Congresso decise all’epoca di emanare una serie di 
provvedimenti legislativi volti ad incentivare la colonizzazione di queste terre, tra i quali una serie di leggi che 
permettevano a coltivatori ed allevatori di acquistare i terreni su cui si erano insediati (homestead) e di godere quindi 
del possesso dei relativi titoli minerari sottostanti. Sempre nel XIX secolo, gli Stati americani decisero di vendere 
parte delle terre (e connessi diritti minerari sottostanti) di loro proprietà a privati cittadini, per poter finanziare la 
costruzione di beni di pubblica utilità (scuole, ospedali, infrastrutture etc.). Negli Stati Uniti occidentali, queste 
operazioni ebbero luogo in maniera molto limitata, ragion per cui ancora oggi la maggior parte dei titoli minerari e dei 
diritti di superficie sono nelle mani dell’amministrazione federale. I terreni non assegnati vengono classificati come 
public domain, e rappresentano circa il 30% dell’intera superficie statunitense.  

Un’altra caratteristica distintiva della legislazione mineraria e petrolifera americana è la rule of capture (regola della 
cattura), che prevede che una “persona sia proprietaria di tutto il petrolio e il gas prodotti da un pozzo il cui fondo si 
trovi sotto il tratto di terreno di sua proprietà, indipendentemente dall’ubicazione iniziale degli idrocarburi e dal fatto 
che il pozzo stia drenando il petrolio e il gas situati sotto il terreno appartenente ad altri”41.  

La proprietà sulle risorse d’idrocarburi situate sulla terraferma può quindi essere attribuita a diversi attori. Per quanto 
riguarda le risorse situate in mare, la diatriba tra Stati ed Amministrazione federale sulla proprietà degli idrocarburi è 
stata affrontata a più riprese dalla Corte Suprema americana42e dal Congresso. Nel 1953 venne approvato a 
Washington il Submerged Land Act (SLA), che trasferì ai singoli Stati i diritti di proprietà sul fondo marino e sulle 
sottostanti risorse entro una distanza di tre miglia nautiche dalla costa43. Il governo federale mantiene il diritto esclusivo 
di controllo sulle attività minerarie nel resto della piattaforma continentale (200 miglia nautiche dalla costa) come 
previsto dall’Outer Continental Shelf Lands Act (OCSLA), emanato anch’esso nel 1953.  

L’attività di E&P in America è quindi soggetta a un quadro normativo e fiscale estremamente differenziato, che varia al 
variare del territorio (mare o terra), dello Stato e della situazione proprietaria del terreno su cui si trova la 
concessione. 

Prelievo fiscale specifico per attività E&P 

Il sistema di prelievo fiscale americano combina royalties, bonus, canoni d’esplorazione e produzione e imposte sul 
reddito della società. 

                                            
39 BP Statistical Review 2011  
40 Dati EIA 2011  
41 E.E. Smith (2007), “Stati Uniti e Canada” in Enciclopedia degli Idrocarburi ENI, Istituto delle Enciclopedia Italiana : Roma  
42 Si vedano, a titolo indicativo, United States c. California (1947) Supreme Court of the United States 332 US 19; United States c. Texas (1950) 
Supreme court of the United States 339 US 707; United States c. Maine (1975) Supreme Court of the United States 420 US 515  
43 Ad eccezione di Florida e Texas, a cui furono accordati diritti di proprietà fino a 9 miglia nautiche dalla costa 
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Tabella 25 - Prelievo fiscale per le attività di E&P 

 
Fonte: Ernst & Young, 2010 

Contratto d’affitto petrolifero 

Il tipo di accordo adottato per trasferire i diritti di sviluppo a una compagnia petrolifera è il contratto d’affitto 
petrolifero (oil and gas lease). I contratti d’affitto riguardanti l’amministrazione federale e statale sono governati 
principalmente dalla legge, mentre le condizioni dei contratti stipulati tra privati (compagnia petrolifera e detentore dei 
titoli minerari) sono molto spesso negoziate tra le parti. Si possono distinguere alcune caratteristiche comuni ai vari 
tipi di contratto:  

• scopo: consentire alla compagnia petrolifera di effettuare attività di esplorazione, sviluppo e coltivazione
delle risorse su una determinata area; 

• durata: si divide in due fasi, un periodo primario, che consiste in un numero fisso di anni (di solito, tra 1 e 
5 anni), e un periodo secondario, che prosegue per un tempo indeterminato. Durante la prima fase la 
compagnia petrolifera conduce tutte le attività d’esplorazione che ritiene necessarie per stabilire 
l’opportunità di intraprendere la fase di sviluppo e di coltivazione; nella maggior parte dei casi, durante la 
fase primaria la compagnia petrolifera è tenuta a versare un canone. Il periodo secondario inizia in 
concomitanza con la decisione di coltivare il giacimento, ed anche in questo caso è normalmente previsto 
il pagamento di un canone annuale da parte della compagnia petrolifera; 

• bonus: è un pagamento effettuato dall’affittuario per concludere un contratto d’affitto petrolifero. 

Assegnazione delle concessioni 

I contratti d’affitto petrolifero per l’esplorazione su terre di pertinenza federale o provinciale vengono generalmente 
assegnati tramite un sistema di aste. Di norma, dopo che l’amministrazione federale o statale ha individuato (anche in 
seguito alle indicazioni delle compagnie petrolifere) delle aree potenzialmente ricche di idrocarburi su delle terre di 
loro proprietà, viene redatto un bando in cui vengono elencati i dettagli per ogni concessione (ubicazione, dimensioni, 
tempistiche…) che verrà messa all’asta. Gli interessati possono quindi presentare le loro offerte, di norma in busta 
chiusa all’amministrazione competente. Diversi criteri possono essere utilizzati per assegnare le varie concessioni tra i 
vari offerenti; tra i più comuni si segnalano: 

• entità del bonus in contanti pagato dalla compagnia all’amministrazione;  

• entità delle royalties che la compagnia è disposta a versare all’amministrazione;  

• specifiche tecniche del progetto che la compagnia estrattiva intende realizzare; 

• un mix delle tre opzioni precedenti. 

Per quanto riguarda i contratti d’affitto petrolifero stipulati tra privati, le compagnie petrolifere entrano in contatto 
diretto con i proprietari dei diritti minerari.  

Royalties  

Le royalties vengono pagate dalla compagnia che opera sulla concessione di idrocarburi al titolare dei diritti minerari, sia 
esso il governo federale, l’amministrazione statale o un privato.  

Royalties 12,5% - 30%
Contratto di produzione condivisa 
(PSC-Production Sharing Contract)

no

Prelievo da tassazione totale 35% + tassazione specifica statale
di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-

Corporate Income Tax)
35%

di cui Tassazione specifica varia da Stato a Stato (1)
(1) La tassazione specifica su attività E&P viene chiamata Severance Tax e varia da Stato a Stato
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Per le concessioni a terra, le royalties dovute variano tra il 12,5% e il 30% del valore lordo a bocca di pozzo degli 
idrocarburi prodotti. Questo valore viene calcolato sulla base dei ricavi ottenuti dalla vendita del prodotto, al netto 
dei costi sostenuti per la vendita. Se il territorio su cui avviene la coltivazione è di proprietà federale (federal land), il 
Mineral Lands Leasing Act del 1920 prevede che venga corrisposto all’Office of Natural Resources Revenue (ONRR) 
del Dipartimento degli Interni l’equivalente del 12,5% dei ricavi ottenuti dalla vendita dell’olio o del gas estratto, al 
netto delle spese di trasporto e dei costi di post-produzione44. Il pagamento a favore dell’ONRR ha cadenza mensile. 
Se la coltivazione avviene su un territorio di proprietà di uno Stato americano, la compagnia petrolifera dovrà versare 
delle royalties allo Stato interessato; le aliquote e le modalità di pagamento variano notevolmente da Stato a Stato. 
Quando le operazioni di esplorazione e coltivazione avvengono su un territorio di proprietà di un privato, la compagnia 
petrolifera pagherà al detentore dei diritti minerari un’aliquota pari a quanto pattuito tra le parti. Nell’ultimo decennio, 
l’aliquota pattuita era solitamente compresa tra il 16,67% e il 25% del valore della produzione45. In questo caso, il 
detentore dei diritti minerari verserà comunque una parte del reddito percepito da royalties al governo federale 
(attraverso la Federal Income Tax), all’Amministrazione statale (attraverso la Severance Tax) e alla Contea di 
pertinenza (attraverso la County Ad Valorem Tax).  

Per le concessioni a mare, le royalties dovute vengono versate all’amministrazione federale o agli Stati, in base a quanto 
stabilito da SLA e OFSLA (vedi paragrafo precedente). Per concessioni situate sulla piattaforma continentale, l’aliquota 
minima corrisposta al governo federale è stata fissata dal Mines and Mineral Service, l’ufficio preposto alla gestione 
delle risorse offshore del Dipartimento degli Interni, al 18,75% del valore lordo a bocca di pozzo degli idrocarburi 
prodotti46. Bisogna però sottolineare che il processo di assegnazione delle concessioni offshore, che si svolge per 
mezzo di un’asta, incentiva le compagnie petrolifere ad offrire aliquote più elevate in modo da assicurarsi i diritti di 
sfruttamento. Le royalties sulle concessioni di pertinenza di uno Stato vengono disciplinate dalle leggi dello Stato stesso.  

Fiscalità generale e agevolazioni sulle società a capitale privato 

A livello federale, gli Stati Uniti non prevedono un regime di tassazione speciale per le società47che operano nel 
settore dell’Oil & Gas. Le imprese statunitensi sono tenute a pagare un’imposta sul reddito della società (CIT) con 
un’aliquota al 35% del reddito tassabile. Tale reddito viene calcolato sulla base dei ricavi al netto delle deduzioni, che 
includono una parte delle spese sostenute per produrre reddito.   

A livello statale, la questione della fiscalità è meno omogenea. Le compagnie operanti nel settore O&G sono tenute al 
pagamento di un’imposta statale sul reddito della società, con un’aliquota che può variare tra l’1 e il 10% a seconda 
dello Stato. Inoltre, alcuni Stati applicano una tassa di concessione statale, che varia tra lo 0.15 e l’1% del reddito 
tassabile. Infine, è bene ricordare che alcuni Stati americani impongono il pagamento di un’imposta specifica per le 
attività di E&P, chiamata Severance Tax, che viene applicata direttamente sul prodotto estratto e che può variare al 
crescere del prodotto estratto o ammontare ad un fisso. L’aliquota (o il canone) della Severance Tax varia da Stato a 
Stato. 

Agevolazioni

La legislazione fiscale americana prevede il recupero d’imposta per le spese sostenute per i bonus d’asta e i canoni 
pagati dalle compagnie sulla concessione (Leasehold costs) e per le spese di esplorazione (G&G Costs). Inoltre, le 
imprese operanti nell’E&P possono avvalersi delle deduzioni sulle spese di sviluppo dei pozzi (Development costs): 
risultano in questo caso deducibili i costi immateriali di perforazione (Intangible drilling costs - IDC). Inoltre, molti dei 
beni materiali (trivelle, piattaforme…) utilizzati nelle operazioni di coltivazione possono essere ammortizzati a fini 
fiscali. Degni di nota anche gli incentivi sulle produzioni, applicati da alcuni Stati americani ai giacimenti ritenuti 
marginali. 

Per di più, sono applicabili alle aziende che operano nell’E&P le deduzioni fiscali normalmente applicabili negli USA alle 
start-up aziendali, (che prevedono un ammortamento a 15 anni dei costi sostenuti per rendere operativa le strutture 
produttive) e alle aziende che operano nel settore manifatturiero (Section 199 deduction), ai quali vanno aggiunti i 
crediti d’imposta per la spesa in R&S sostenute dalle aziende.  

                                            
44 Importante però sottolineare che il Dipartimento degli Interni ha la facoltà di negoziare con le compagnie petrolifere delle aliquote ad hoc per 
incentivare la produzione da giacimenti marginali.  
45 E.E. Smith (2007), “Stati Uniti e Canada” in Enciclopedia degli Idrocarburi ENI, Istituto delle Enciclopedia Italiana : Roma 
46 L’aliquota minima al 18,5% è entrata in vigore nel marzo del 2008, e viene applicata alla produzione dalle concessioni assegnate a decorrere dal 19 
marzo 2008. Per giacimenti entrati in produzione prima di quella data, l’aliquota minima varia tra il 12 ed il 16%.  
47 Un regime di tassazione specifico viene invece applicato alle compagnie straniere che operano nel settore dell’O&G. 



 
Tassazione della produzione di gas e petrolio in Italia: un confronto

 

 
59 

Infine, importante sottolineare che oltre al sistema di tassazione regolare, basato sulla CIT, gli Stati Uniti prevedono 
un regime di tassazione chiamato Alternative Minimum Tax (AMT), che può essere applicato alle imprese che operano 
in ogni settore negli anni in cui il reddito tassabile è al disotto di una certa soglia. In questo caso, l’aliquota sul reddito 
tassabile passa al 20%. L’AMT si applica anche alle compagnie che operano nell’E&P, soprattutto in quegli anni in cui il 
prezzo degli idrocarburi è particolarmente basso oppure quando le deduzioni da IDC sono particolarmente elevate.  

4.2.10. Conclusioni del confronto internazionale 

La precedente analisi evidenzia l’eterogeneità dei sistemi di prelievo della rendita mineraria da parte dello Stato nelle 
diverse nazioni analizzate, sia per approccio generale che per applicazione di meccanismi specifici. Ciò porta 
all’impossibilità di un confronto perfettamente omogeneo. Pertanto, volendo farlo, sono necessarie alcune 
semplificazioni. Il paragone va condotto in ogni caso tra Paesi che presentano un regime concessorio, come appunto 
l’Italia, e non contrattuale, applicato nella gran parte dei Paesi produttori, in particolare in quelli OPEC. Inoltre, il 
confronto ha maggiore significato con sistemi economici e fiscali simili e con economie di mercato, dove il prelievo 
fiscale è sempre indirizzato a non compromettere, anzi a sostenere, l’attività economica che genera il profitto. 
All’interno di questo gruppo, rimangono importanti differenze, in particolare fra Paesi anglosassoni e altri Paesi. Circa i 
membri OPEC, occorre sottolineare la profonda differenza del complesso della loro organizzazione economica, fra cui 
rientra anche l’attività petrolifera, non paragonabile a quella dei Paesi ad economia di mercato.  Inoltre, nei paesi OPEC 
i costi di produzione sono bassissimi e il rischio geologico ridotto, il che permette di applicare una fiscalità molto 
elevata.  

Tutti Paesi confrontabili all’Italia hanno poi proprie articolazioni del sistema di tassazione che complica ulteriormente il 
quadro. Le principali differenze possono riguardare: 

1. la possibilità di separazione delle spese e dei ricavi delle attività upstream dal resto delle attività (ring fence); 

2. il possibile riconoscimento di agevolazioni fiscali attraverso lo strumento dell’uplift che consiste nel 
riconoscimento, ai fini fiscali, di sovra costi figurativi in diminuzione della base imponibile; 

3. l’eventuale deduzione accelerata dei costi di esplorazione, a volte addirittura per alcune voci dei costi di 
sviluppo; 

4. la tassazione specifica per le attività petrolifera, con aliquote diverse. 

Questi aspetti sono relativi alla sola attività petrolifera, ma il problema viene ulteriormente complicato dalle differenze 
nella più generale tassazione sugli utili d’impresa, il che rende difficile arrivare a valori perfettamente confrontabili. 
Tuttavia, è comunque possibile stabilire dei range di tassazione complessiva nei vari Stati.  

La seguente tabella sintetizza i principali risultati del confronto tra Paesi omogenei; emerge che la tassazione dell’Italia, 
con un range oscillante fra il 50 e il 68%, è allineata a quella degli altri Stati. Fra i Paesi con la tassazione più alta, risulta 
esservi la Norvegia dove, tuttavia, sono previsti una serie di benefici alle imprese, in particolare in termini di recupero 
totale dei costi di esplorazione. Il dato più significativo della Norvegia è comunque il fatto che il regime fiscale è tale da 
stimolare un alto livello di investimenti e di produzione di idrocarburi, con valori prossimi ai 200 mln.tep all’anno, 
quasi 20 volte la produzione italiana. Discorso simile riguarda anche l’UK, dove però la complessità è maggiore e dove 
i singoli casi possono variare in maniera significativa. Infine nei Paesi con produzione inferiore e livelli estrattivi non 
distanti da quelli dell’Italia, la tassazione è più bassa, in ragione proprio dell’esigenza di sostenerne l’attività E&P.  
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Tabella 26 – Confronto internazionale del prelievo fiscale per le attività E&P 

 

Note: 
(a) L'aliquota royalty si applica sui ricavi e pertanto non è sommabile a quelle sul reddito. In condizioni normali in Italia un'aliquota royalty del 10% 
equivale al  22% sul reddito. 
(b) Secondo l'ubicazione della concessione, si applica o la tassazione specifica o l'aliquota royalty. La tassazione specifica è deducibile. 
(c) Il range deriva dal 18% federale più 10 o 16% provinciale. 
(d) Di cui 33,3% CIT e 1,13% altro. 
(e) Addizionale IRES del febbraio 2009 (Imposta Libia).  
(f) Per semplifiazione espositiva abbiamo sommato l'aliquota IRES 2011 (27,5%) con l'aliquota IRAP 2011 (3,9%), che però si applicano a basi 
imponibili diverse.  
(g) Addizionale IRES (Robin Tax) del 5,5% del luglio 2008, più 1% del luglio 2009, più 4% dell'agosto 2011.  
(h) Il 50% è previsto per i campi autorizzati prima del 16 marzo 1993. 

Fonte: Elaborazioni e stime NE Nomisma Energia su dati Ernst&Young, 2010 

 

Figura 20 – Confronto rapporto pressione fiscale media sulle attività di esplorazione e 
sviluppo/produzione di idrocarburi 2010 (in mln.tep) in Europa 

 
Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

Australia Canada Danimarca Francia Irlanda Italia
Royalties su ricavi (a) 10 - 12,5% 10 - 45% no 0 - 30% no 4 - 10%

Norvegia UK USA
no no 12,5% - 30%

Prelievo da tassazione totale 30 - 55% 28 - 34% (c) 64 - 77,5% 34,43% 25 - 40% 41,9% + 4% (e)

di cui Imposte sul reddito delle società (CIT-Corporate 
Income Tax)

30% 28 - 34% 25% 34,43% (d) 25% 31,4% (f)

di cui Tassazione specifica 40% (b) no 52-70% 0% 0 -15% 10,5% (g)

Prelievo fiscale totale 38-55% 53-63% 64-77,5% 37-50% 25-40% 50-67,9%
Per memoria:
Redditività investimenti alta alta bassa media alta bassa
Produzione idrocarburi 2010 (mln.tep) 73 311 20 2 1 12
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APPENDICE - IL MODELLO NORVEGESE 

In Europa il caso più virtuoso di tassazione di attività petrolifera è la Norvegia, Paese fra i più ricchi del mondo grazie 
proprio alla produzione di petrolio e alle entrate statali che da essa derivano.  

Il sistema di tassazione, affinato costantemente nel corso degli ultimi 40 anni, ha eliminato le royalties nel 1986 e 
attualmente prevede: una tassazione specifica su attività petrolifere, pari al 50%, e una generica sui profitti delle 
società, pari al 28%. Complessivamente l’imposizione sugli utili è del 78%; questo livello relativamente alto è 
compensato dalla possibilità di totale recupero dei costi esplorativi e di aumento dei costi di sviluppo (uplift) del 7,5% 
per quattro anni per il calcolo della base imponibile della tassa speciale.  

Il sistema fiscale è stato il principale strumento attraverso il quale Norvegia ha fatto del petrolio lo strumento con il 
quale è diventato, in base agli indicatori ONU, il Paese più ricco al mondo. Affacciandosi su una delle regione 
geologiche più ricche al mondo, il Mare del Nord, lo sfruttamento è partito quasi 50 anni fa, ed Ekofisk, il primo 
giacimento petrolifero scoperto nel 1969, è ancora oggi uno dei più produttivi del Mare del Nord.  

Figura 21 - Numero di piattaforme in produzione nel Mare del Nord (UK e Norvegia) 

 

Fonte: Elaborazione NE Nomisma Energia 

A settembre 2011, in Norvegia, su una totalità di 69 campi in produzione, 57 sono localizzati nel Mare del Nord. 
Grazie ad essi, la Norvegia è oggi uno dei principali esportatori di gas e petrolio al mondo, in particolare al resto 
d’Europa. Tuttora l’Italia importa circa 6 mld.mc di gas all’anno provenienti dai giacimenti del Mare del Nord, pari alla 
produzione di circa 40 piattaforme simili a quelle in fase di autorizzazione in Italia. Il contratto in essere con la 
Norvegia è di durata ventennale ed è iniziato nel 2000. 

Negli ultimi 40 anni lo sfruttamento delle risorse minerarie ha rappresentato un volano per lo straordinario sviluppo 
norvegese, non solo in termini economici. La Norvegia si è distinta, infatti, per aver saputo coniugare crescita 
economica e benessere sociale. Le annuali rilevazioni delle Nazioni Unite, che considerano indicatori sia economici sia 
sociali, testimoniano, infatti, che nel 2010 il Paese ha raggiunto il tasso di sviluppo umano più alto a livello mondiale, 
pari a 0,938 (UN Development Index), poco lontano dal valore massimo, pari a 1. Si tratta di una conferma di un trend 
di lungo periodo. Dal 1970, primo anno di rilevazioni del UN Development Index, la Norvegia ha fatto sempre registrare 
indicatori superiori alla media. Una delle ragioni che spiegano il grande sviluppo della Norvegia è da ricercare nella 
gestione ottimale delle proprie risorse naturali.  
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Sin dal primo intervento normativo nel settore, infatti, l’obiettivo delle autorità norvegesi è stato la coniugazione tra la 
valorizzazione delle risorse minerarie e l’attrattività degli investimenti per le imprese private, in grado di assicurare uno 
sviluppo costante al settore, percepito come finestra di opportunità per la crescita dell’intera collettività. Da qui, le 
due caratteristiche principali del sistema di prelievo fiscale: neutralità e trasparenza. E’ anche per questo che la 
legislazione norvegese è un modello di riferimento nell’analisi comparata. 

D’altro canto, il settore estrattivo norvegese, attivo dal 1962, ha conosciuto le diverse turbolenze che hanno 
caratterizzato gli ultimi 40 anni del settore: dallo shock petrolifero del 1973 alle crisi del 1998-1999. Lo sfruttamento 
dei ricchi giacimenti di gas e petrolio è, comunque, rimasto una delle principali fonti di entrata per uno Stato abitato da 
solo 4,5 milioni di abitanti. 

Figura 22 – Peso del settore petrolifero su PNL, investimenti, esportazioni ed entrate statali in 
Norvegia 

 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati Norwegian Petroleum Directorate, 2010 
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Storicamente la produzione di idrocarburi norvegese è principalmente offshore. La trascurabile produzione onshore è 
concentrata nelle Isole Svalbard, sottoposte ad un regime giuridico speciale, regolato dal Trattato di Svalbrad del 1920 
che disciplina anche il diritto minerario. 

In Norvegia le attività per la produzione sono iniziate solo dopo la conclusione di due accordi internazionali con il 
Regno Unito (10 marzo 1965) e con la Danimarca (8 dicembre 1965) con cui sono stati definiti i limiti delle rispettive 
acque territoriali. Al contrario, per lo sfruttamento delle ambite acque del mare di Barents non è ancora stato 
raggiunto alcun accordo con la Russia.  

Per il 2010, la produzione di olio si è attestata a 98,6 mlln.tep, mentre per il gas 95,7 mln.tep48, pari, rispettivamente, al 
12,1% e al 10,2% del continente europeo.  

Figura 23 – Produzione di gas e petrolio in Norvegia (mln.tep) 

�

Fonte: Elaborazione NE Nomisma Energia su dati BP, 2010 

Un elemento che ha consentito il grande sfruttamento delle risorse è stata la struttura del prelievo fiscale sulle attività 
del settore petrolifero. L’efficacia di questo sistema ha permesso che il petrolio divenisse il settore più importante 
dell’economia, rappresentando nel 2010 il 27% circa del PNL, per una cifra stimata di 60 mld.€  

Attualmente, il sistema vede un prelievo sugli utili relativamente alto del 78%, ma tale valore riguarda l’attività su 
giacimenti completati e sviluppati. Come una sorta di contropartita, la Norvegia garantisce agli investitori i seguenti 
quattro elementi fondamentali: 

1. possibilità di ascrivere subito in bilancio come costo d’esercizio gli investimenti in ricerca, quelli che sono più 
rischiosi; 

2. incremento dei costi di investimento di sviluppo del 30% su quattro anni, 7,5% all’anno per il calcolo della 
base imponibile della tassa specifica sugli idrocarburi; 

3. regime normativo e fiscale molto stabile; 

4. alta producibilità del Mare del Nord con rischio geologico relativamente basso.  

                                            
48 Dati BP Statistical Review, 2011 

0

50

100

150

200

250

19
71

19
72

19
73

19
74

19
75

19
76

19
77

19
78

19
79

19
80

19
81

19
82

19
83

19
84

19
85

19
86

19
87

19
88

19
89

19
90

19
91

19
92

19
93

19
94

19
95

19
96

19
97

19
98

19
99

20
00

20
01

20
02

20
03

20
04

20
05

20
06

20
07

20
08

20
09

20
10

Gas

Petrolio



 
Tassazione della produzione di gas e petrolio in Italia: un confronto

 

 
64 

Questi elementi concorrono a far si che il Mare del Nord sia una delle aree dove le compagnie petrolifere 
internazionali preferiscono investire, a beneficio prima di tutto dell’erario norvegese.  

Figura 24 – Evoluzione delle entrate dello Stato dal settore petrolifero, (mld.€) 

�

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati NPD, 2010 

Come si nota dal grafico, la parte più consistente delle entrate provenienti dal settore petrolifero è imputabile alla 
tassazione specifica, che rappresenta il 37% sul totale per il 2009. Trascurabili risultano le entrare dalla tassazione 
ambientale, che si attestano all’1% per il 2009. Altrettanto irrilevanti sono le entrare da canoni. Nel 2009, per le 
concessioni lo Stato ha ricevuto 187.000 mila euro; dal 2007 i canoni di produzione si sono azzerati.  

L’idea che lo sfruttamento delle risorse debba contribuire al benessere dell’intera collettività è testimoniata dalla 
creazione, nel 1990, del Fondo Petrolifero Globale, per sostenere le spese di welfare del Paese. Nel 2006, il Fondo è 
stato rinominato Fondo di Pensione Globale, per sottolinearne il carattere sociale. In considerazione della maturità 
geologica dei campi di petrolio e gas norvegesi, infatti, il Fondo Pensione ha il compito di assicurare un benessere 
distribuito alla Norvegia, sia nel presente sia nel futuro, contribuendo al bilancio dello Stato. Ad ottobre 2010, il totale 
del Fondo si aggira sui 389 miliardi di euro circa. 
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ACRONIMI, EQUIVALENZE E FATTORI DI CONVERSIONE 

Di seguito riportiamo gli acronimi e le unità di misure più utilizzati nel testo. 

 

Tabella 27 – Acronimi impiegati nel testo 

 
Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia 

 

Tabella 28 – Equivalenze e fattori di conversione 

 

 

Fonte: Elaborazioni NE Nomisma Energia su dati Enea 

 

Bbl Barili

Bbl/g Barili giorno

B.U.I.G. Bollettino Ufficiale degli Idrocarburi e delle Georisorse

Bep Barile equivalente petrolio 

CIT Corporate Income Tax

D.Lgs Decreto legislativo 

D.M. Decreto ministeriale

D.P.R. Decreto del Presidente della Repubblica

GJ Giga joule (10⁹ joule) 

Gcal Giga calorie (10⁹ calorie)

Kgep Chilogrammo equivalente petrolio

L. Legge

MATTM Ministero dell’Ambiente e della Tutela del Territorio e del Mare

MEF Ministero dell’Economia e delle Finanze

MWh Megawattora ( 10⁶ Watt)

Mln.tep Milioni di tonnellata equivalente petrolio

Mln.€ Milioni di euro

MSE Ministero dello Sviluppo Economico

PSC Production Sharing Contract

Smc Metri cubi standard
UNMIG Ufficio Nazionale Minerario per gli Idrocarburi e le Georisorse

GJ Gcal MWh bep tep migl. smc
1 GJ 1 0,239 0,278 0,18 0,02 0,03
1 Gcal 4,1868 1 1,163 0,74 0,1 0,12
1 MWh 3600 860 1 0,64 0,09 0,1
1 bep 5,69 1,36 1,58 1 0,14 0,16
1 migl. smc 34,48 82,5 9,57 6,11 0,83 1
1 tep 41,87 10 11,63 7,35 1 1,21

kilo (k) = 10�� Mega (M) = 10� ; Giga (G) = 10�� Tera (T) = 10��

1 barile/giorno = 50 tonn/anno
1 barile = 159 litri
1 tep = 7,3 bbl
1 kgep = 10.000 kcal

Altri fattori di conversione
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GLOSSARIO 

Attività di coltivazione: sequenza delle operazioni necessarie ad estrarre gli idrocarburi dalla roccia serbatoio, 
portarli in superficie, trattarli ed avviarli alla commericializzazione. 

Attività di esplorazione: ricerca di petrolio e di gas naturale che comprende studi geologici e geofisici e la 
perforazione di pozzi esplorativi. 

Attività di prospezione: rilievi geografici, geologici, geochimici e geofisici eseguiti con qualunque metodo e 
mezzo, escluse le perforazioni meccaniche di ogni specie, intese ad accertare la natura del sottosuolo e del sottofondo 
marino.

Attività di ricerca: insieme delle operazioni volte all'accertamento dell'esistenza di idrocarburi liquidi e gassosi, 
comprendenti le attività di indagini geologiche, geochimiche e geofisiche, eseguite con qualunque metodo e mezzo, 
nonchè le attività di perforazioni meccaniche, previa acquisizione dell'autorizzazione. 

Canone: onere finanziario al quale possono essere assoggettati i titolari dell’autorizzazione di indagine di 
prospezione, del permesso di ricerca e della concessione di coltivazione, come corrispettivo per l’uso, spesso 
esclusivo, della superficie accordata. L’entità di tale corrispettivo, versato normalmente ogni anno, è proporzionale 
all’estensione della superficie per la quale è stata accordata la concessione.  

Cash flow: flusso di cassa dato dalla somma del risultato di esercizio e dei costi che non hanno natura monetaria, 
ossia ammortamenti e accantonamenti.  

Civil law: sistema giuridico tipico dei Paesi dell’Europa continentale basati su un sistema di norme raccolte in codici. 

Commissione degli Idrocarburi e delle Risorse Minerarie (CIRM): commissione istituita nel 2008, a cui 
sono affidati compiti tecnico-consultivi per la ricerca mineraria di base, per la ricerca e la coltivazione di idrocarburi e 
per le royalties. 

Common law: sistema giuridico tipico dei Paesi anglosassoni basato sul principio giurisprudenziale dello stare decisis, 
vale a dire sul carattere vincolante del precedente giudiziario. 

Completamento: operazione di trasformazione di un pozzo in pozzo produttivo, istallando i tubini di produzione e 
tutte le attrezzature necessarie alla gestione del pozzo. 

Concessione di coltivazione: titolo che consente le attività di sviluppo e coltivazione di un giacimento di 
idrocarburi liquidi e gassosi. 

Drilling rigs: strutture di perforazione (vd. Piattaforma di). 

Esenzione: o franchigia, esenzione dal pagamento delle royalties, per incentivare lo sfruttamento di giacimenti non 
particolarmente produttivi. 

Equity oil/gas: quota di greggio/gas a cui ha diritto la compagnia produttrice quale contropartita del suo contributo 
all’attività di esplorazione/estrazione.  

Giacimento: accumulo di petrolio e/o gas naturale in quantità e condizioni tali da permetterne l'estrazione in 
condizioni economiche. Può essere costituito da uno o più accumuli (pool). 

Government take: ammontare delle entrate ottenute dallo Stato a seguito delle attività di esplorazione e 
produzione di idrocarburi, condotte da compagnie petrolifere 

Imposta Regionale sulle Attività Produttive (IRAP): imposta regionale da pagare come corrispettivo per 
le attività svolte nella regione. L’IRAP è stata introdotta con il dlgs 444/1997. L’imposta è dovuta da coloro che 
esercitano abitualmente, nel territorio della Regione, un'attività autonomamente organizzata diretta alla produzione di 
beni o servizi. In particolare: le società, le persone fisiche e gli enti che esercitano attività commerciale; le persone 
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fisiche, le società semplici ed equiparate che esercitano attività di lavoro autonomo; gli enti privati non commerciali; i 
produttori agricoli titolari di reddito agrario, ad eccezione dei soggetti in regime di esonero IVA; gli enti e le 
amministrazioni pubbliche. 

Imposta sui Redditi delle Società (IRES): imposta proporzionale che grava sul reddito complessivo delle 
persone giuridiche e delle associazioni ed organizzazioni non soggette a IRPEF (Imposta sul reddito delle Persone 
Fisiche), introdotta con il dlgs 344/2003 in sostituzione della vecchia IRPEG (Imposta sul Reddito delle Persone 
Giuridiche).  

Imposta sul Reddito delle Persone Fisiche (IRPEF): imposta istituita con la riforma del sistema tributario 
del 1974, personale, progressiva e generale che grava sui redditi prodotti in Italia, sia per residenti sia per non 
residenti e sui redditi prodotti sul territorio italiano per i non residenti. 

Offshore: indica l’area fuori costa e, per estensione, le attività che vi si svolgono. Le aree in cui la profondità del 
mare è >200m si dicono deep waters, mentre le aree in cui la profondità è superiore a 1.500 m si definiscono ultra 
deep waters. 

Onshore: è riferito alla terraferma e, per estensione, alle attività che vi si svolgono. 

Organizzazione per la Cooperazione e lo Sviluppo Economico (OCSE):organizzazione fondata il 14 
dicembre 1960. con sede a Parigi, che raggruppa 30 Stati membri: Australia, Austria, Belgio, Canada, Danimarca, 
Finlandia, Francia, Germania, Giappone, Gran Bretagna, Grecia, Irlanda, Islanda, Italia, Lussemburgo, Messico, 
Norvegia, Nuova Zelanda, Paesi Bassi, Polonia, Portogallo, Repubblica Ceca, Repubblica di Corea, Repubblica Slovacca, 
Spagna, Stati Uniti, Svezia, Svizzera, Turchia, Ungheria. 

Organizzazione dei Paesi Esportatori di Petrolio (OPEC): organizzazione fondata durante la Conferenza 
di Baghdad nel settembre 1960. Nel 2011 l’organizzazione, con quartier generale a Vienna, è costituita da 12 Paesi 
membri: Iran, Iraq, Kuwait, Arabia Saudita, Venezuela, Qatar, Indonesia, Libia, UAE, Algeria, Nigeria e Angola. 

Permesso di prospezione: titolo che consente le attività di prospezione di idrocarburi liquidi e gassosi (vd. 
Attività di) 

Permesso di ricerca: titolo che consente le attività di ricerca di idrocarburi liquidi e gassosi (vd. Attività di) 

Piattaforma continentale: spazio marino che misura 200 miglia nautiche a partire dalle linee di base ed è 
funzionale allo stato costiero ai fini dello sfruttamento delle risorse naturali non viventi depositate sul suolo e nel 
sottosuolo marino. 

Piattaforma di perforazione: installazione a mare di tipo fissa o mobile atta alla perforazione di pozzi per la 
ricerca di idrocarburi. 

Piattaforma di produzione: installazione a mare di tipo fissa o mobile atta allo sfruttamento di giacimenti 
offshore. 

Pool: accumulo commerciale di olio e/o gas separato e distinto da altri accumuli eventualmente presenti nel 
giacimento. È caratterizzato da un proprio regime di pressioni, da un diverso contatto olio/acqua e talora da differenti 
proprietà del petrolio rispetto a quello degli accumuli sovrastanti o adiacenti.  

Pozzo di accertamento: pozzo ubicato e perforato con la prospettiva di estendere per una considerevole 
distanza l'area produttiva di un "pool" già in parte sviluppato o di verificare l'esistenza e l’estensione di accumuli di 
Idrocarburi. 

Pozzo esplorativo pozzo perforato su una potenziale trappola, individuata con metodi geologici e geofisici, in 
un'area inesplorata, allo scopo di accertare la presenza di accumuli di idrocarburi. 

Pozzo di sviluppo: indica un pozzo perforato entro i limiti di un giacimento di olio o gas e fino alla profondità di 
un orizzonte stratigrafico noto come produttivo. Nel caso in cui la perforazione porti al ritrovamento di Idrocarburi 
economicamente estraibili il pozzo diventa pozzo di produzione. 
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Pozzo di produzione: pozzo perforato su un giacimento allo scopo di produrre idrocarburi in esso contenuti. 

Pozzo sterile: perforazione di un pozzo con ritrovamento nullo, o in quantità non commerciabili, di petrolio o gas. 

Production Sharing Agreement: contratto di produzione condivisa che disciplinano il rapporto tra lo Stato in 
cui avviene la produzione e l’investitore privato, in cui si definiscono le percentuali di produzioni delle parti coinvolte 
nelle operazioni.  

Regime concessorio: qualifica degli istituti giuridico che disciplinano il rapporto tra lo Stato in cui avviene la 
perforazione e l’investitore privato. In tale regime, la proprietà del gas o del petrolio passa all’investitore quando arriva 
in superficie e l’invesitore paga una tassa o una royalty allo Stato che ne ha concesso lo sfruttamento. 

Regime contrattuale: qualifica degli istituti giuridici di regolazione del rapporto tra Stato in cui avviene la 
perforazione e investitore privato disciplinati da contratti bilaterali (vd. Production Sharing Agreement). 

Ring fence: separazione giuridica ed economico-patrimoniale tra le diverse attività della compagnia, al fine di isolare 
i flussi di cassa e gli asset del progetto.

Riserve P1 o provate: accumuli di idrocarburi che attraverso un'analisi di dati tecnici e geologici possono essere, 
con ragionevole certezza(probabilità maggiore del 90%), commercialmente estratti da Giacimenti noti, nelle condizioni 
economiche (prezzi di vendita e costi di Produzione) tecniche e normative esistenti al momento della stima 

Riserve P2 o probabili: accumuli di idrocarburi che, sulla base dei dati tecnici e geologici possono essere 
recuperati, con ragionevole probabilità (probabilità maggiore del 90%) in base alla condizioni tecniche, economiche e 
operative esistenti nel momento considerato 

Riserve P3 o possibili: accumuli di idrocarburi che si stima di poter recuperare con un grado di probabilità 
decisamente più contenuto(molto minore del 50%) rispetto a quello delle riserve probabili 

Risorse: le risorse sono costituite dalle riserve, più tutte le ulteriori quantità di minerale che possono rendersi 
disponibili in futuro, comprendendo in esse sia quelle contenute in accumuli già noti che non siano attualmente 
sfruttabili da un punto di vista economico e tecnologico, sia quelle contenute in accumuli, ricchi o poveri, non ancora 
scoperti ma che si possono ragionevolmente ritenere esistenti.

Robin Hood tax: : introdotta per la prima volta con il D.Lgs 112/2008, consiste in una maggiorazione dell’aliquota 
IRES con un valore pari al 10,5%.  

Royalty: corrispettivo versato al proprietario di un bene o all’autore di un’opera di ingegno per la cessione a terzi 
del diritto di utilizzazione a fini commerciali del bene o dell’opera in considerazione. In ambito minerario, il termine si 
impiega per indicare il pagamento dovuto allo Stato per la concessione del diritto di sfruttamento delle risorse 
naturali. Specificamente, in un contratto petrolifero la royalty consiste in una percentuale di produzione che il titolare 
del diritto di sfruttamento deve corrispondere al titolare del diritto di proprietà sui minerali del sottosuolo, in Italia lo 
Stato.  

Sliding scale royalty: royalty ad aliquote progressive, condizionate alla quantità di prodotto estratto o al prezzo 
degli idrocarburi sul mercato internazionale.  

State Direct Financial Interest (SDFI): portfolio di partecipazioni finanziarie dirette detenute dal governo 
norvegese. SDFI fu creata il 1° gennaio 1985, dallo scorporo della compagnia statale STATOIL.  

Tasso di recupero: frazione del volume di idrocarburi inizialmente in posto che è stata effettivamente prodotta o 
che si valuta possa essere prodotta 

Tasso di successo: percentuale dei pozzi con esito positivo in rapporto al numero totale di pozzi perforati. 

Testa di pozzo: struttura fissa che assicura la separazione del pozzo dall'ambiente esterno. Consiste 
essenzialmente in una serie di inflangiature di diametro decrescente che realizzano il collegamento tra i vari casing 
(rivestimenti del pozzo) discesi e le apparecchiature di controllo e sicurezza del pozzo in perforazione e durante la 
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vita produttiva. È corredata di una serie di valvole che possono servire per accedere al pozzo con strumenti per 
l'esercizio della produzione. Nelle installazioni offshore con testa pozzo in superficie si utilizzano teste pozzo simili a 
quelle degli impianti di perforazione a terra, mentre in quelle con testa pozzo sottomarina si utilizzano teste pozzo 
posizionate sul fondo del mare. 

Testo Unico delle Imposte sui Redditi (TUIR):istituito con il DPR del 22 dicembre 1986, il Testo Unico 
delle Imposte sui Redditi contiene le norme per la determinazione e la tassazione sui redditi.  

UN Human Development Index (HDI): indicatore di sviluppo macroeconomico introdotto nel 1990 e 
realizzato dall’economista pachistano Haq. Misurato su una scala è in millesimi decrescenti da 1 a 10, suddivide i paesi 
in quattro categorie: tasso di sviluppo umano molto alto; alto; medio e basso.  

Uplift: agevolazione consistente nel riconoscimento ai fini fiscali di un'aggiuntiva percentuale di ammortamento dei 
costi. L'uplift all'impresa consente di iscrivere in bilancio, oltre alla normale quota parte di un costo pluriennale 
(ammortamento), un ulteriore percentuale dei costi iscritti fra le immobilizzazioni. 

Valutazione di Impatto Ambientale (VIA): procedura tecnico-amministrativa di verifica della compatibilità 
ambientale, introdotta con la direttiva 337/85/CEE, modificata ed integrata dalla direttiva 97/11/CEE. La VIA è stata 
recepita nell’ordinamento nazionale con la l. n.134 dell’8 luglio 1986, attualmente disciplinato dal D.Lgs 152/2006 e 
successive modifiche. La procedura è finalizzata all’individuazione, descrizione e quantificazione degli effetti di un 
progetto, opera o impianto, sull’ambiente, da intendersi come l’insieme delle risorse naturali di un territorio e delle 
attività antropiche che in esso si svolgono. La VIA prevede la presentazione da parte di un proponente, pubblico o 
privato, del progetto corredato dallo Studio di Impatto Ambientale (SIA) alle autorità competenti ed il 
contemporaneo avviso, mediante pubblicazione sui quotidiani, per la consultazione del pubblico, che può esprimersi, 
attraverso osservazioni scritte, entro 60 giorni da tale avviso. La fase di valutazione si conclude con l’emanazione di un 
provvedimento contenente prescrizioni e raccomandazioni da implementare nelle fasi successive di progettazione ed 
esecuzione dell’opera o dell’impianto in esame. I termini previsti per la conclusione dell’intero procedimento è fissato 
in 150 giorni, al netto delle sospensioni per eventuali integrazioni.  
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