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Eni Relazione Finanziaria Annuale / Commento ai risultati e altre informazioni

Imposte sul reddito

2011 (€ milioni) 2012 2013 Var. ass.
(77) IRES 77 60 (17)
(50) IRAP (17) (9) 8

(170) Addizionale Legge n. 7/09 (250) (184) 66
(297) Totale imposte correnti (190) (133) 57

19 Imposte differite (6) 42 48
259 Imposte anticipate 3G8 790 422

Svalutazione imposte anticipate (866) (903) (37)
278 Totale imposte differite e anticipate (504) (71) 433
(19) Totale imposte sul reddito (694) (204) 490

Lo stanziam ento  net to di imposte anticipate di €79 0  milioni 
(s tanziamento  netto  €3 6 8  milioni nel 2012) è essenzialmente 
dovuto: (i) alle imposte anticipate rilevate sulla perdita fiscale 
IRES e relativa addizionale (€583 milioni); (ii) alle svalutazioni 
di cespiti e agli ammortamenti non deducibili al netto dei rela­
tivi rigiri (€282 milioni ); (iii) all’accantonamento di fondi rischi 
t a s sa t i  al ne tto  dei relativi utilizzi (€133 milioni); (iv) all’acca n ­
tonam ento  indeducibile al fondo svalutazione crediti (€80 mi­
lioni); (v) agli interessi passivi non deducibili poiché eccedenti il 
limite di cui all’art. 96 del DPR n. 91 ?/86 (€54 milioni) e ad altri 
fenomeni di minore importo.
Tali effetti sono stati  parzialmente compensati:  (i) dall’adegua­
mento della fiscalità anticipata relativa all’addizionale all’IRES 
di cui all’art. 81, commi da 16 a 18 del DL 25 giugno 2008, n. 
112 per ten e re  conto delle m utate  prospettive di redditività ne ­
gli anni in cui sono ipotizzati i rigiri delle differenze temporanee 
(€268 milioni); (ii) dalla rettifica delle imposte anticipate s t a n ­
ziate nel p recedente esercizio (€53 milioni) e da altri fenomeni 
di minore importo.

La svalutazione delle imposte anticipate di €903  milioni riflette 
la minore redditività a t te sa  delle attività italiane negli esercizi 
futuri dovuta anche al progressivo esaurimento delle riserve di 
idrocarburi localizzate in Italia.

La differenza tra i l taxra te  effettivo (4,44%) e teorico (38%), pari 
al 33,56%, è dovuta essenzialmente alla quota non imponibile 
dei dividendi incassati  nell’esercizio (con un effetto sul tax rate 
del 77,36%) e ad altri fenomeni di minore importo. Tale effe tto è 
parzialmente compensato: (i) dalla svalutazione delle imposte 
anticipate, al netto  del relativo utilizzo, e dall'effetto di adegua­
mento delle imposte differite attive e passive dovuto alle mo­
difiche a t t e s e  dell’aliquota dell’addizionale all’IRES di cui all’art. 
81, commi da 16 a 18 del DL 25 giugno 2008, n. 112 (24,93%);
(ii) dalla svalutazione di partecipazioni non deducibili al netto  
dell’effe tto della contabilizzazione delle imposte relative alle 
società incluse nel consolidato fiscale (13,95%); (iii) dallo s t a n ­
ziamento dell’addizionale allTRES di cui alla legge n. 7 del 6 feb­
braio 2009  (con un effetto del 4%) e da altri fenomeni di minore 
importo.

Le imposte sul reddito di € 2 0 4  milioni sono diminuite di €490 
milioni a seguito essenzialmente: (i) del minor risultato operati­
vo (€929 milioni); (ii) del minor ammontare delle plusvalenze su 
partecipazioni che hanno concorso alla formazione del reddito 
imponibile (€152 milioni); (iii) del minor ammontare dell’addi­
zionale all’IRES di cui alla Legge n. 7 del 6 febbraio 2009 di com­
petenza deH’esercizio (€66 milioni) e di altri fenomeni di minore 
importo. Tali effetti sono stati  parzialmente compensati : (i) dal 
minor provento conseguente alla contabilizzazione delle impo­
s te  relative alle società incluse nel consolidato fiscale (€113 mi­
lioni); (ii) dal maggior onere per la rettifica delle imposte riferite 
a precedenti periodi d’imposta (€101 milioni); (iii) dal maggior 
risultato della gestione finanziaria netta  (€97 milioni); (iv) dal 
maggior onere relativo all’adeguamento della fiscalità anticipata 
relativa all’addizionale all’IRES di cui all’art. 81, commi da 16 a 
18 del DL 25 giugno 2008, n. 112 per tenere conto delle mutate 
prospett ive di redditività negli anni in cui sono ipotizzati i rigiri 
delle differenze temporanee (€84 milioni); (v) dal maggior am­
montare di componenti  reddituali non riconosciuti fiscalmente 
(€90 milioni); (vi) dal maggior ammontare di dividendi tassati  
(€61 milioni); (vii) daH'annullamento delle imposte correnti ne­
gative unitamente ad altre riprese per IRAP (€52 milioni); (viii) 
dalla maggiore svalutazione delle imposte anticipate, al netto 
dell’utilizzo del relativo fondo, effe ttuata a seguito dell’analisi 
della loro recuperabilità e in funzione della tempist ica a t te sa  per 
il rigiro delle differenze temporanee (€37 milioni) e da altri feno­
meni di minore importo.

Il decremento netto  di imposte differite di €42  milioni (incre­
mento netto di €6  milioni nel 2012) è dovuto essenzialmente:
(i) al rigiro della fiscalità differita stanziata con riferimento alle 
partecipazioni cedute (€23 milioni); (ii) all’adeguamento della fi­
scalità anticipata relativa all’addizionale allTRES di cui all’art. 81, 
commi da 16 a 18 del DL 25 giugno 2008, n. 112 per tenere  con­
to delle mutate prospet tive di redditività negli anni in cui sono 
ipotizzati i rigiri delle differenze temporanee (€21 milioni); (iii) 
alle imposte differite di competenza di precedenti esercizi (€9 
milioni) e ad altri fenomeni di minore importo. Tali effetti sono 
stati  parzialmente compensati  dalle differenze attive di cambio 
non realizzate al netto  dei relativi accantonamenti (€14 milioni).
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Eni Relazione Finanziaria Annuale / C om m ento ai risultati e altre  inform azioni

Stato patrimoniale riclassificato"

(€ milioni) 31 dicembre 2012 31 dicembre 2013 Var. ass.

Capitale immobilizzato
Immobili, impianti e macchinari 6.92? 6.468 (459)
Rimanenze immobilizzate - scorte d'obbligo 2.664 2.649 (15)
Attività immateriali 1.155 1.210 55
Partecipazioni 32.024 34.961 2.93?
Crediti finanziari e titoli strumentali all’attività operativa 3.155 3.141 (14)
Debiti netti relativi all'attività di investimento (330) (178) 152

45.595 48.251 2.656
Capitale di esercizio netto

Rimanenze 2.448 2.162 (286)
Crediti commerciali 13.09? 12.641 (456)
Debiti commerciali (7.765) (7.319) 446
Crediti/Debiti tributari e fondo imposte netto 1.000 807 (193)
Fondi per rischi e oneri (4.093) (4.208) (115)
Altre attività (passività) d'esercizio (604) (500) 104

4.083 3.583 (500)
Fondi per benefici ai dipendenti (332) (341) 0 )
Attività destinate alla vendita e passività direttamente associabili 15 10 (5)
CAPITALE INVES1110 Ni’TId 49.361 51.503 2.142
Patrimonio netto 40.53? 40.733 196
Indebitamento finanziario netto 8.824 10.770 1.946
COPERTURE 49.361 51.503 2.142

I motivi delle variazioni più significative delle voci dello s ta to  pa­
trimoniale di Eni SpA se  non espressam ente  indicate di seguito, 
sono commentate nelle Note al bilancio di esercizio di Eni SpA, cui 
si rinvia.

Capitale im m obilizzato

II capitale im m obilizzato (€48.251 milioni) è aumentato di 
€2.656 milioni rispetto al 31 dicembre 2013 per effetto e s s e n ­
zialmente dell’aumento delle partecipazioni (€2.93? milioni), in 
particolare per interventi sul capitale di alcune imprese control­
late, parzialmente assorbito da una diminuzione degli immobili, 
impianti e macchinari (€459 milioni) in particolare per la svaluta­
zione di impianti di raffinazione a seguito delle proiezioni di mar­
gini non remunerativi.

Capitale di esercizio
Il capitale di eserciz io  netto (€3.583 milioni) è diminuito di €50 0  
milioni a seguito essenzialmente: (i) della riduzione delle rima­
nenze (€286 milioni) a seguito essenzialmente del decremento 
dei prezzi del petrolio e dei prodotti petroliferi; (ii) del decremento 
dei crediti/debiti tributari netti di €193 milioni relativo essenzial­
mente alla ulteriore svalutazione delle imposte anticipate IRES 
effettuata a seguito dell’analisi della loro recuperabilità in fun­
zione degli imponibili futuri attesi; (iii) degli utilizzi netti dei fondi 
rischi ed oneri (€115 milioni).

Attività destinate alla vendita e  passiv ità  direttam ente associabili 
Le attiv ità  d estin a te  alla vendita e le p assiv ità  d irettam ente a s ­
sociabili di €10 milioni si riferiscono essenzialmente alla par teci­
pazione in Isontina Reti Gas SpA (€9 milioni).

(4) Si rinvia al commento ai risultati economici e finanziari di consolidato per l’illustrazione metodologica degli schemi riciassificati.
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Eni R elazione Finanziaria Annuale / Commento ai risultati e altre informazioni

Patrimonio netto

(€ milioni)
Patrimonio netto al 31 dicembre H012 
Incremento per:

Utile netto
Rivalutazioni di piani a benefici definiti per i dipendenti al netto dell’effetto fiscale 
Azioni proprie cedute a fronte di piani di incentivazione di dirigenti

40,537

4.410
. . 5 ;

4.415
Decremento per:

Acconto sul dividendo 2013 (1.993)
Distribuzione saldo dividendo 2012 (1.956) i
Variazione fair value strumenti finanziari derivati cash flow hedge al netto dell’effetto fiscale (166)
Variazione fair value di partecipazioni al netto del rigiri e deH’effetto fiscale (62) .
Operazioni straordinarie under common control (32)
Diritti decaduti stock option (13)
Altri decrementi 3

(4.219)
Patrimonio netto al 31 dicembre 2013 40.733

Indebitam ento finanziario netto

(€ milioni) 31 dicembre 2012 31 dicembre 2013 Var. ass.
Debiti finanziari e obbligazionari 24.289 . 25.208 919

Debiti finanziari a breve termine F.455 6.424 (1.031)

Debiti finanziari a lungo termine 16.834 18.784 . 1.950
Disponibilità liquide ed equivalenti (6.400) (3.888) 2.512
Crediti finanziari non strumentali all’attività operativa (9.065) (5.546) 3.519
Attività finanziarle destinate al trading (5.004) (5.004)
Indebitamento finanziario netto 8.824 10.770 1.946

dell’esercizio 2012 di €0 ,54  per azione (€1.956 milioni); (iv) agli 
investimenti relativi ad attività materiali e immateriali (€1.224 
milioni). Tale incremento è in parte compensato: (i) dal flusso di 
cassa  netto dell’attività operativa (€8.646 milioni); (ii) dalle di­
smissioni di asset  materiali e di quote di partecipazioni (€2.324 
milioni), in particolare in Snam SpA e Galp Energia SGPS SA.

L’incremento dell’indebitamento finanziario netto di €1.946 mi­
lioni è dovuto essenzialmente: (i) agli investimenti netti in par­
tecipazioni (€7.382 milioni), per effetto essenzialmente degli 
interventi sul capitale di alcune imprese controllate; (ii) al paga­
mento dell’acconto sul dividendo dell’esercizio 2013 di €0,55 per 
azione (€1.993 milioni); (iii) al pagamento del dividendo residuo
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Rendiconto finanziario riclassificato5

(€ milioni) 2012 2013 Var. ass,

Utile netto - continuing opérations 6.20? 4.410 (1.79?)
Rettifiche per ricondurre l’utile netto al flusso di cassa da attività operativa:
- ammortamenti e altri componenti non monetari 2.825 3.339 514
- plusvalenze nette su cessioni di attività (3.920) (102) 3.818
- dividendi, interessi, imposte e altre variazioni (5.322) (9.242) (3.920)
Variazione del capitale di esercizio (1.411) 1.127 2.538
Dividendi incassati, imposte pagate, interessi (aagati) incassati 5.84? 9.114 3.2G?
Flusso di cassa netto da attività operativa - continuing opérations 4.226 8.646 4.420
Flusso di cassa netto da attività operativa - discontinued opérations 331 (331)
Flusso di cassa netto da attività operativa 4.55? 8.646 4.089
Investimenti tecnici (1.459) (1.224) 235
Investimenti in partecipazioni (3.462) (7.382) (3.920)
Disinvestimenti finanziari netti strumentali all’attività operativa e rami d’azienda 9.0G8 (9.0G8)
Dismissioni 8.579 2.324 (G.255)
Altre variazioni relative all’attività di investimento (25) (151) (12G)
Free cash flow 17.258 2.213 (15.045)
Investimenti e disinvestimenti di attività finanziarie non strumentali all’attività operativa (2.455) (1.485) 970
Variazione debiti finanziari correnti e non correnti (4.920) 709 5.629
Flusso di cassa del capitale proprio (3.839) (3.948) (109)
Differenze cambio sulle disponibilità
FLUSSO DI CASSA NETTO DEL PERIODO 6.044 (2.511) (8.555)
Free cash flow 17.258 2.213 (15.045)
Flusso di cassa del capitale proprio (3.839) (3.949) (110)
Differenze cambio su debiti e crediti finanziari e altre variazioni (29G) (210) 8G
VARIAZIONE INDEBITAMENTO FINANZIARIO NETTO 13.123 (1.946) (15.069)
VARIAZIONE INDEBITAMENTO FINANZIARIO NETTO RELATIVO ALLE OPERAZIONI STRAORDINARIE 35 (35)
VARIAZIONE INDEBITAMENTO FINANZIARIO NETTO 13.158 (1.946) (15.104)

Investim enti tecnici

(€ milioni) 2012 2013 Var. ass.

Divisione Exploration & Production 592 597 5
di cui ricerca esplorativa 31 31

Divisione Gas & Power 42 3G (6]
Divisione Refining & Marketing 721 48? (234)
Corporate 104 104
Investimenti tecnici i isq 1.224 (235)

(5) Si rinvia al commento ai risultati economici e finanziari di consolidato per l’illustrazione metodologica degli schemi riclassificati.
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Eni Relazione Finanziaria Annuale / Commento ai risultati e altre informazioni

Riconduzione degli schemi di bilancio riclassificati utilizzati 
nella relazione sulla gestione a quelli obbligatori 
Stato  patrim oniale riclassificato

31 dicembre 2012 31 dicembre 2013

Voci dello stato patrimoniale riclassificato
(dove non espressamente indicato, la componente 
è ottenuta direttamente dallo schema legale)

Riferimento alle note al 
bilancio di esercizio

Valori da 
schema 

legale

Valori da 
schema 

riclassificato

Valori da 
schema 

legalo

Valori da 
schema 

riclassificato
Capitale immobilizzato
Immobili, impianti e macchinari 6.927 6.468
Rimanze immobilizzate - scorte d’obbligo 2.664 2.649
Attività immateriali 1.155 1.210
Partecipazioni 32.024 34.961
Crediti finanziari e titoli strumentali all’attività operativa: 3.155 3.141

- crediti finanziari strumentali all’attività operativa (correnti) (vedi nota 9) 371 268
- crediti finanziari e titoli strumentali all’attività operativa (non correnti) [vedi nota 18) 2.784 2.873

Debiti netti relativi all’attività di investimento, composti da: (330) (178)
- crediti relativi all’attività di disinvestimento (vedi-nota 9 e nota 20) 43 39
- debiti per attività di investimento (vedi nota 24) (373) (217)

Totale capitale immobilizzato 45.595 48.251
Capitale di esercizio netto
Rimanenze 2.448 2.162
Crediti commerciali (vedi nota 9) 13.097 12.641
Debiti commerciali (vedi nota 24) (7.765) (7.319)
Debiti tributari e fondo imposte netto, composti da: 1.000 807

- passività per imposte sul reddito correnti (81)
- passività per altre imposte correnti (1.515) (1.599)
- passività per imposte differite
- attività per imposte sul reddito correnti 314 294
- attività per altre imposte correnti 368 158
- attività per imposte anticipate 1.838 1.840
- altre attività non correnti (vedi nota 20) 152 167
- crediti per consolidato fiscale e IVA (vedi nota 9) 116 105
- debiti per consolidato fiscale e IVA . (vedi nota 24) (189) (125)
- altre passività non correnti (vedi nota 31) (3) (33)

Fondi per rischi ed oneri (4.093) (4.208)
Altre attività (passività) di esercizio: (604) (500)

- altri crediti (vedi nota 9) 247 319
- altre attività (correnti] 659 845
- altre attività (non correnti) (vedi nota 20) 2.911 2.295
- acconti e anticipi, altri debiti , (vedi nota 24) (1.348) (822)
- altre passività (correnti) (889) (1.203)
- altre passività (non correnti) (vedi nota 31) (2.184) (1.934)

Totale capitale di esercizio netto 4.083 3.583
Fondi per benefici ai dipendenti (332) (341)
Attività destinate alla vendita e passività direttamente associabili 15 10
CAPITALE INVESTITO NETTO 49.361 51.503
Patrimonio netto 40.537 40.733
Indebitamento finanziario netto
Debiti finanziari e obbligazioni, composti da:
- passività finanziarie a lungo termine 16.834 18.784
- quote a breve di passività finanziarie a lungo termine 2.705 1.929
- passività finanziarie a breve termine 4.750 4.495

a dedurre:
Disponibilità liquide ed equivalenti 6.400 3.888
Crediti finanziari non strumentali all’attività operativa (vedi nota 9) 9.065 5.546
Attività finanziarie destinate al trading 5.004
Totale indebitamento finanziario netto 8.824 10.770
COPtRTURL 49.361 51.503
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Eni Relazione F inanziaria  A nnuale / Commento ai risultati e altre informazioni

Rendiconto finanziario riclassificato
(€ milioni) 2012 2013

Voci del rendiconto finanziario riclassificato Valori da
Valori da 
schema Valori da

Valori da 
schema

e confluenze/riclassifiche delle voci dello schema legale schema legale riclassificato schema legale riclassificato
Utile netto - continuing opérations ... 6Ì20? 4.410
Rettifiche per ricondurre l’utile netto al flusso di cassa da attività operativa:
Ammortamenti e altri componenti non monetari: 2.825 3.339

- ammortamenti 84? 855
- svalutazioni nette di attività materiali e immateriali 2?9 780
- effetto valutazione partecipazioni 1.704 1.721
- differenze cambio da allineamento 4 (4)
■variazione da valutazione al fair value titoli destinati al trading (3)
- variazioni fondi per benefici ai dipendenti (9) (10)

Plusvalenze nette su cessione di attività (3.920) (102)
Dividendi, interessi, imposte e altre variazioni (5.322) (9.242)

■ dividendi (6.446) (9.888)
- interessi attivi (354) (235)
• interessi passivi . 784 67?
■ imposte sul reddito 694 204

Variazione del capitale di esercizio (1.411) 1.12?
- rimanenze (330) 286
- crediti commerciali (2.035) 418
- debiti commerciali 121 (521)
- fondi per rischi ed oneri 522 622
- altre attività e passività 311 322

Dividendi incassati, imposte pagate, interessi (pagati) incassati: 5.84? 9.114
- dividendi incassati 6.446 9.888
- interessi incassati 339 21?
- interessi pagati (809) (818)
- imposte sul reddito pagate al netto dei rimborsi e crediti di imposta acquistati .............. (129)... (173)

Flusso di cassa netto da attività operativa - continuing opérations 4.226 8.64S
Flusso di cassa netto da attività operativa - discontinued opérations 331
Flusso di cassa netto da attività operativa 4.55? 8.646
Investimenti tecnici: (1.459) (1.224)

- immobilizzazioni materiali (1.273) (1.064)
- immobilizzazioni immateriali (186) (160)

Investimenti in partecipazioni (3.462) (7.382)
Investimenti finanziari netti strumentali all’attività operativa: 9.068

- crediti finanziari strumentali 9.073 2
■ investimenti in rami d’azienda al netto della cassa (5) (2)

Dismissioni: 8.579 2.324
- immobilizzazioni materiali 13 ?
- immobilizzazioni immateriali
• partecipazioni 8.559 2.31?
• cessione rami d’azienda ?

Altre variazioni relative all’attività di investimento/disinvestimento: (25) (151)
- variazione debiti e crediti relativi all’attività d’investimento

e imputazione di ammortamenti all’attivo patrimoniale (25) (151)
Free cash flow 17.258 2.213
Investimenti e disinvestimenti relativi all'attività di finanziamento:

■ investimenti (disinvenstimenti) finanziari in crediti finanziari 
non strumentali all’attività operativa

- investimenti (disinvenstimenti) finanziari in titoli non strumentali all’attività operativa 
Variazione debiti finanziari correnti e non correnti:

- assunzione (rimborsi) debiti finanziari a lungo termine e quota a breve del lungo
- incremento (decremento) di debiti finanziari a breve termine 

Flusso di cassa del capitale proprio:
- dividendi distribuiti agli azionisti Eni
- cessione di azioni proprie

Effetti delle differenze di cambio da conversione 
e altre variazioni sulle disponibilità liquide ed equivalenti
Flusso di cassa netto di periodo

(2.455)

(3.75?)
(1.163)

(3.840)
1

(2.455)

(4.920)

(3.839)

6.044

3.516
(5.001)

961
(252)

(3.949)

(1.485)

?09

(3.949)

(2.512)
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Fattori di rischio e incertezza

Prem essa

In ques ta  sezione sono illustrati i principali rischi ai quali è e s p o ­
s to  il Gruppo nell’ordinaria gestione delle attività industriali. Per 
la descrizione dei rischi finanziari (mercato, controparte e liqui­
dità] si rinvia alla nota n. 34  “Garanzie, impegni e rischi” del Bi­
lancio consolidato.

Una parte notevole delle riserve di idrocarburi Eni sono situate 
in Paesi al di fuori dell’Unione Europea e dell’America Settentrio­
nale, principalmente in Africa, Asia Centrale e America Centrale. 
Tali Paesi sono caratterizzati  per ragioni storiche e culturali da 
un minore grado di stabilità politica, sociale ed economica ri­
spe t to  ai Paesi sviluppati dell’OCSE. Al 31 dicembre 2013 circa 
il 78% delle riserve cer te di idrocarburi di Eni erano situate nei 
Paesi  non OCSE. Analogamente, una parte notevole degli approv­
vigionamenti di gas di Eni proviene da Paesi al di fuori deH’llnione 
Europea o dell’America Settentrionale. Nel 2013 circa il 62% delle 
forniture di gas naturale di Eni proveniva da tali Paesi.
Il rischio Paese identifica il rischio che evoluzioni del quadro politi­
co, disordini sociali, crisi economiche, conflitti interni, rivoluzioni, 
proteste, scioperi e altre forme di disordine civile possono com­
promettere in modo temporaneo o permanente la capacità di Eni 
di operare in condizioni economiche in tali Paesi, nonché di assicu­
rarsi l’accesso alle riserve di idrocarburi e l’approvvigionamento di 
gas. Altri rischi connessi all’attività in tali Paesi sono rappresentati 
da: (i) mancanza di un quadro legislativo stabile e incertezze sulla 
tutela dei diritti della compagnia straniera in caso d’inadempienze 
contrattuali da parte di soggetti privati o Enti di Stato; (ii) sviluppi
o applicazioni penalizzanti di leggi, regolamenti, modifiche con­
trattuali unilaterali che comportano la riduzione di valore degli a s ­
se t  Eni, disinvestimenti forzosi ed espropriazioni; (iii) restrizioni 
di varia natura sulle attività di esplorazione, produzione, importa­
zione ed esportazione; (iv) incrementi della fiscalità applicabile;
[v] conflitti sociali interni che sfociano in atti di sabotaggio, a t ten ­
tati, violenze e accadimenti simili; (vi) difficoltà di reperimento di 
fornitori internazionali in contesti operativi critici; (vii) complessi 
iter di rilascio di autorizzazioni e permessi che impattano sul time 
to market dei progetti di sviluppo. Ferma restando la loro na tu ­
ra imprevedibile, tali eventi possono avere impatti negativi sui 
risultati economico-finanziari at tes i di Eni. Data l’entità delle ri­
se rve  di Eni situate in tali Paesi, la Compagnia è par ticolarmente 
esp o s ta  a questo tipo di rischio. Eni monitora periodicamente i 
rischi di natura politica, sociale ed economica dei circa 60 Pae­
si dove ha investito o intende investire, al fine della valutazione 
economica-finanziaria e della selezione degli investimenti di cui 
il rischio Paese è parte integrante.

In Africa Settentrionale è localizzato circa il 28% delle riserve 
certe di Eni alla data del Bilancio 2013. Diversi Paesi in q u es t ’a ­
rea e in aree limitrofe del Medio Oriente stanno attraversando, a 
partire dal periodo al quale si riferisce con il termine “Primavera 
Araba” nel 2011, una fase di es trem a instabilità politica e sociale 
che ha portato a cambiamenti di governo, tensioni interne, disor­
dini e conflitti con pesanti ripercussioni sull’attività economica.
Il grado di stabilità del quadro socio-politico di tali Paesi conti­
nuerà a costituire un fattore di rischio e d’incertezza per il futuro 
prevedibile.
Nell’at tuale momento storico la Libia è uno dei Paesi a maggiore 
rischio per Eni a causa della perdurante fase d’instabilità interna 
che ha fatto seguito alla rivoluzione civile del 2011, talvolta da 
comportare interruzioni precauzionali delle nostre attività indu­
striali. Nel corso del 2013 la performance operativa Eni è s ta ta  
penalizzata in maniera rilevante da una lunga serie di eventi di 
forza maggiore riconducibili a scioperi, proteste, tensioni sociali 
che hanno costre tto Eni a sospendere  completamente per alcu­
ni giorni nella parte finale dell’anno l'attività presso l’importante 
sito di Mellitah e a chiudere il gasdotto  Greenstream. Ricordiamo 
che il Gruppo è impegnato nel pieno ripristino del plateau produt­
tivo nel Paese (assumendotale l’anno 2010 con 273 mila boe/gior­
no) dopo la rivoluzione del 2011 a causa  della quale la Società fu 
cos tre t ta  a sospendere la quasi total ità delle attività operative e 
le esportazioni di gas per un periodo di circa 8 mesi con pesanti  
ripercussioni sui volumi e i risultati operativi di quell’esercizio. 
Nel 2013 gli impianti Eni in Libia hanno erogato 228 mila boe/ 
giorno con una flessione dell’11,6% rispetto al 2012.
Anche la situazione interna dell’Egitto appare complessa, s o ­
prattutto  dal punto di vista finanziario, mentre in termini di ope­
ratività non si sono mai verificate interruzioni nell’attività pro­
duttiva Eni nel Paese.
A questi  temi si aggiungono i rischi geopolitici connessi ai rap­
porti tra l’Occidente e alcuni Paesi del Medio Oriente, oggetto di 
sanzioni da parte degli USA e dell’UE. La presenza Eni in Iran è 
ormai marginale, limitata al completamento di un contratto pe­
trolifero in vista del trasfer imento delle operazioni al par tner  
iraniano (giacimento di Darquain). Eni ritiene che tale attività 
residua e l’import di greggio iraniano per il rimborso dei crediti 
in esse re  verso controparti di Stato non rappresentino violazioni 
delle leggi USA e delle risoluzioni UE volte a colpire l’Iran e chiun­
que conduce affari in Iran о con controparti iraniane.
Altro Paese a rischio per Eni è la Nigeria dove da alcuni anni av­
vengono continui atti di sabotaggio, furti, a t tentati  alla s icurez­
za e altre forme di danni che coinvolgono le installazioni produt­
tive della Società in particolare nell’area onshore del Delta del 
Niger. L’intensificarsi di questo tipo di eventi e la loro ricorrenza 
ha compromesso quasi del tu t to  la capacità del Gruppo di con­
durre in sicurezza le attività petrolifere in tali zone. 
Complessivamente, Eni ha stimato una perdita di produzione di

Rischio Paese
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circa 110 mila boe/giorno a tutto il 2013 a causa degli eventi de­
scritti, in particolare, in Libia, Nigeria e Algeria riconducibili al ri­
schio Paese.
L’incertezza circa l’evoluzione a breve/medio termine del quadro 
socio-politico in Libia e il venir meno delle condizioni di sicurez­
za in Nigeria hanno indotto il management ad adottare ipotesi 
prudenziali nella proiezione dei livelli produttivi Eni in questi due 
Paesi che sono previsti sugli stess i  livelli del 2013 per i prossimi 
due anni.

Ri schi  sp ec i f ic i  de l l ' a t t iv i tà  di r i c e r ca  
e  p r o d u z i o n e  di id ro ca rb u r i

Le attività di ricerca, sviluppo e produzione d’idrocarburi com­
portano elevati investimenti e sono sogge tte  a particolari rischi 
di carat tere  economico e operativo, compresi quelli riguardanti 
le caratteris tiche fisiche dei giacimenti di petrolio e di gas. L’atti­
vità esplorativa presenta  il rischio dell’esito negativo connesso 
alla perforazione di pozzi sterili o alla scoperta  di quantità d’idro­
carburi privi dei requisiti di commerciabilità.
I livelli futuri di produzione d’idrocarburi Eni dipendono dalla ca ­
pacità dell’azienda di rimpiazzare le riserve prodotte attraverso 
l’esplorazione di successo, l’applicazione di miglioramentitecno­
logici in grado di massimizzare i tassi  di recupero dei giacimenti 
in produzione, l’efficacia delle attività di sviluppo e l’esito delle 
negoziazioni con gli Stati detentori delle riserve. Nel caso in cui 
Eni non consegua un adeguato ta s so  di rimpiazzo delle riserve, 
le prospettive di crescita del Gruppo sarebbero penalizzate con 
impatti negati sui cash flow e i risultati attes i.
Tra la fase esplorativa di successo  e lo sviluppo e la commercia­
lizzazione delle riserve scoperte intercorre di norma un lungo pe­
riodo a causa della complessità delle attività di esecuzione dei 
progetti che comprendono la definizione degli accordi commer­
ciali con gli Stati detentori, la firma dei contratt i gas, la cos tru­
zione di impianti, piattaforme, unità di floating production, centri 
t ra t tamento ,  linee di esportazione e altre facilities critiche. Le 
condizioni es terne  rappresentano un fattore di rischio aggiunti­
vo considerato che Eni è impegnata in misura importante nella 
realizzazione di progetti di sviluppo nell’offshore profondo e in 
ambienti remoti e ostili quali l’Artide e il Mar Caspio. Pertanto, 
la redditività dei progetti è esposta  alla volatilità del prezzo del 
petrolio e aN’aumento dei costi di sviluppo e produzione. Il mana­
gement stima che l’industria registra un ritardo medio di circa il 
20% nell’avvio dei progetti a causa delle difficoltà esecutive dei 
contratt i “chiavi in mano” EPC (engineering, procurement, con­
struction) dovute alle rigidità, scarsa  qualità della fase di inge­
gneria di dettaglio e ritardi nel commissioning, nonché di st roz­
zature e colli di bottiglia nella capacità produttiva disponibile per 
la realizzazione degli impianti upstream che comporta continui 
ritardi di consegna.
Le attività di esplorazione e sviluppo sono esposte  ai rischi ope­
rativi ineliminabili di eventi dannosi a carico dell’ambiente, la 
salute e la sicurezza delle persone e delle comunità circostanti. 
La gravità degli incidenti legati a fuoriuscite d’idrocarburi, espio-

{i)  Pozzi che presentano una delle seguenti caratteristiche: criticità delle condizioni ambie

sioni, collisioni marine, rischi geologici quali inattese condizioni 
di pressione e temperature nel giacimento, malfunzionamenti 
delle apparecchiature e altri eventi negativi è potenzialmente 
tale da poter causare perdite di vite umane, danni ambientali e 
conseguentemente oneri e passività di ammontare straordinario 
con impatti negativi rilevanti sul business, sui risultati economici 
e finanziari, sulle prospettive di sviluppo del Gruppo e sulla repu­
tazione. Tali rischi sono particolarmente avvertiti nelle operazioni 
offshore e deep offshore, per le quali è oggettivamente più diffi­
coltoso intervenire in caso di incidenti, in modo speciale in eco­
sistemi sensibili quali il Golfo del Messico, il Mar Caspio e l’Artide 
(che comprende il Mare di Barents e PAIaska], dove il Gruppo svol­
ge attività di trivellazione per la ricerca e lo sviluppo d’idrocarburi. 
Nel 2013 Eni ha derivato circa il 55% della produzione di idrocar­
buri dell’anno da installazioni offshore.
Sono eseguite analisi specifiche con riguardo alle situazioni 
potenzialmente più critiche e all’individuazione delle misure di 
mitigazione più idonee al contenimento del rischio blow-out. Eni 
mantiene un controllo rigoroso su analisi del rischio geologico, 
design e conduzione delle operazioni di perforazione dei pozzi 
critici1, operati e non operati, di tipologia HP/HT o acque profon­
de, prevedendo ad esempio step  autorizzativi aggiuntivi per la 
perforazione di nuovi pozzi, focus sulle tecnologie di produzione 
(materiali, at trezzature) , procedure avanza te  di controllo con la 
visualizzazione e il trasferimento dei dati in tempo reale presso 
la sede  (Reai Time Drilling Center) e il potenziamento dei pro­
grammi di training.
I driver fondamentali per la mitigazione di tali rischi sono rappre­
sentati  in generale dalla qualità e tipologia degli a s se t  Oil & Gas e 
dal controllo diretto delle operazioni. Il Gruppo ritiene di possede­
re un portafoglio di titoli minerari caratterizzato da un contenuto 
rischio operativo in virtù della loro localizzazione nell’onshore o 
in acque poco profonde e della bassa  incidenza dei pozzi carat­
terizzati da condizioni di elevata pressione che sono i più rischio­
si dal punto di vista operativo. In particolare il Gruppo prevede 
un’incidenza del 3% di tale tipologia di pozzi sul totale di quelli 
in programma nei prossimo quadriennio. La conduzione diretta 
delle attività consente a Eni di dispiegare le competenze, i s i s te ­
mi di gestione e le pratiche operative considerate di eccellenza 
nella gestione e mitigazione dei rischi. Nel prossimo quadriennio 
il m anagement pianifica di incrementare la produzione operata 
lorda del 33% rispetto ai livelli correnti a circa 3,7 milioni di boe/ 
giorno con l’obiettivo di ridurre il rischio indiretto derivante dalla 
conduzione delle operazioni da parte di terzi come nel caso dei 
progetti injoint venture.

R is c h io  o p e r a t i o n  e c o n n e s s i  r ischi  
in m a t e r i a  di H S & E

Le attività industriali di Eni in Italia e all’estero nei settori della 
ricerca, sviluppo e produzione d’idrocarburi, raffinazione e t ra ­
sporto di carburanti e altri prodotti infiammabili e produzioni pe­
trolchimiche sono esposte  per loro natura ai rischi operativi che 
possono avere conseguenze dannose per le persone e per l'am­

li; vicinanza ad aree abitate/suburbane; presenza di H2S.
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biente. Le cau se  potrebbero esse re  guasti tecnici, m alfunziona­
menti, errori umani, perdite di contenim ento, collisioni con navi 
con possibili conseguenze quali esplosioni, incendi, fuoriuscite 
di greggio e gas dai pozzi, rilascio di contam inanti, emissioni no­
cive (v. anche il paragrafo che segue “Rischi specifici dell'attività 
Oil & Gas”). L’ambito di tali rischi è influenzato dalla geografia e 
dalle condizioni clim atiche dei contesti territoriali, dalla p resen ­
za di ecosistem i sensibili e di specie p ro te tte  e dalla com plessi­
tà  tecnica delle a ttiv ità industriali. Per questi motivi le attività 
del se tto re  petrolifero sono soggette  al rispetto  di norme e leggi 
severe a tu te la  deH’am biente, della sa lu te  e della sicurezza, sia 
a livello nazionale sia da protocolli e convenzioni internazionali. 
Le norme impongono restrizioni e divieti di varie tipologie, pre­
vedono il controllo e il rispetto  dei limiti di em issione di so s tan ze  
inquinanti in aria, acqua e suolo, limitano il gas flaring e il ven­
ting, prescrivono la corre tta  gestione dei rifiuti e degli scarti in­
dustriali, oltre che la conservazione di specie, hab itat e servizi 
ecosistem ici, richiamando i gestori ad adem pim enti sem pre più 
rigorosi e stringenti in termini di controlli, monitoraggi am bienta­
li e misure di prevenzione. Gli oneri e i costi associati alle neces­
sarie azioni da m ettere  in a tto  per rispettare  gli obblighi previsti 
costituiscono una voce di costo  significativa negli attuali eserc i­
zi e in quelli futuri. La violazione delle norme com porta sanzioni 
di natura penale e/o civile a carico dei responsabili e, in alcune 
giurisdizioni, sanzioni a carico delle aziende; ad esem pio il mo­
dello europeo di responsabilità dell’im presa recepito in Italia con 
il D.Lgs. 121 /2011  (a integrazione del D.Lgs. 231 /2001] estende 
la disciplina della responsabilità am m inistrativa dell’en te  ai reati 
in materia am bientale.
Eni si è do ta ta  di sistem i gestionali integrati, stan d ard  di sicu­
rezza e pratiche operative di elevata qualità e affidabilità per 
assicurare il rispetto  della regolam entazione am bientale e per 
tutelare l’integrità delle persone, deN’am biente, delle operations 
e delle com unità che sono in teressa te  dalle attiv ità  industriali. 
Ciononostante, il rischio potenziale di eventi dannosi di propor­
zioni anche rilevan ti, anche se  può esse re  ridotto fino a risultare 
estrem am ente improbabile, non può e sse re  eliminato del tu tto . 
L’accadim ento di un ta le  tipo di rischio potrebbe com portare rile­
vanti impatti sulla gestione Eni, sui risultati economici e finan­
ziari, sulle p rospettive e sulla reputazione.
Le leggi am bientali impongono l’obbligo a chi inquina di bonifi­
care e ripristinare lo s ta to  dei suoli e delle acque contam inate 
dai residui delle a ttiv ità industriali o a seguito  d’incidenti. Eni è 
esposta  in m isura rilevante a tale rischio in Italia, dove, a ecce­
zione delle a ttiv ità di ricerca e produzione d’idrocarburi, è con­
centrata la maggior parte  dei siti industriali in produzione o p res­
so i quali ha condotto in p assa to  attività m inero-m etallurgiche e 
chimiche. Tali siti sono s ta ti progressivam ente d ism essi, chiusi, 
sm antellati o ristru tturati. Presso questi siti Eni è s ta ta  chiam a­
ta  da vari enti pubblici (il Ministero dell’Ambiente, enti locali o 
altri), anche a ttraverso  la citazione innanzi alla giustizia ammi­
nistrativa o civile, a realizzare interventi di bonifica dei terreni e 
delle falde e di ripristino dell’am biente che si presum ono esse re  
s ta ti inquinati o alterati dalle attività industriali svolte in p a ssa ­
to dal Gruppo. N onostante Eni abbia reso la dichiarazione di “pro­
prietario non colpevole” poiché non si ritiene responsabile per il 
superam ento  di param etri d’inquinamento tollerati dalle leggi di 
allora e sia suben tra to  in molti casi ad altri operatori nella gestio­

ne di tali siti, non si può escludere che Eni non possa incorrere in 
tali passiv ità potenziali.
Il Bilancio Eni accoglie i costi che dovrà so s ten ere  in futuro per 
eseguire le bonifiche e i ripristini di aree contam inate a cau­
sa delle proprie attività industriali e per i quali è s ta to  possibi­
le stim are l’am m ontare dei relativi oneri in modo attendibile, a 
prescindere dall'eventuale quota di responsabilità di altri opera­
tori ai quali Eni è subentrato . È possibile che in futuro possano 
insorgere nuove passività legate a eventi passa ti a causa del 
rinvenimento di nuove contaminazioni, dei risultati delle cara t­
terizzazioni in corso sui siti d’in teresse  in base alla normativa 
am bientale corrente o a futuri sviluppi regolatori e dell’esito  dei 
procedimenti amministrativi o giudiziali in corso e ad altri fattori 
di rischio (v. il punto “Regolamentazione in m ateria am bientale di 
cui alla nota n. 34 al Bilancio consolidato).
In riferimento alla responsabilità dell’im presa sui reati am bien­
tali inclusi nel D.Lgs. 231 /2001 , (rif. D.Lgs. 121/2011), per a s ­
sicurare il controllo sulla possibilità di com m issione di tali reati, 
Eni ha definito strum enti di controllo operativo per valutare i ri­
schi e monitorare la corre tta operatività nell’ambito delle attività 
sensibili ai sen si del D.Lgs. 231 /2001 , in tem a am bientale.
Il rispetto  della biodiversità, la salvaguardia dei servizi eco­
sistem ici e l’uso efficiente e sostenibile delle risorse naturali 
costituiscono un requisito imprescindibile, in particolare per l’at­
tività di prospezione, ricerca e produzione di idrocarburi, in aree 
geografiche dove queste  condizioni possono anche determ inare 
dei limiti nelle licenze ad operare.
Al fine di mitigare i rischi su indicati, Eni ha definito idonei s tru ­
menti di identificazione, valutazione e monitoraggio delle tem a­
tiche afferenti il cam biam ento climatico, le risorse idriche e la 
biodiversità, nonché di valutazione del rischio em ergente. Per 
recepire efficacem ente e tem pestivam en te  le migliori pratiche 
relativam ente alla gestione delle tem atiche ambientali, di sicu­
rezza e sociali, Eni è attiva in gruppi di lavoro delle associazioni 
internazionali di se tto re  (OGP e IPIECA) che mirano a definire li­
nee guida e pratiche operative volte alla riduzione deH’impronta 
am bientale e sociale delle attività Oil & Gas.
In merito ai cam biam enti climatici, oltre ai rischi di compliance 
legati all’Emission Trading e all'evoluzione delle politiche sul cli­
ma europee (rif. framework su  Energia e Clima al 2030) e inter­
nazionali (negoziati sull’Accordo post 2020), Eni monitora anche
il rischio idrico e gli eventi naturali dei cam biam enti climatici al 
fine di identificare le migliori s trateg ie  di adattam en to  per il fu­
turo. Sono in corso di approfondimento specifici strum enti di va­
lutazione dei rischi di lungoterm ine per l’am biente e iniziative di 
gestione finalizzate all’adattam ento , al cam biam ento climatico 
in supporto all’unità di Risk M anagement Integrato e alle funzioni 
di business.
La tutela dell’am biente si a ttua  in primis identificando le cara t­
teristiche salienti deH’am biente naturale in cui le attività hanno
o avranno luogo in modo da evitare o mitigare il più possibile gli 
impatti su specie, habitat e servizi ecosistem ici fin dai primi s ta ­
di del ciclo operativo. L’adozione delle migliori tecnologie dispo­
nibili, l’applicazione di pratiche operative sem pre più rigorose 
e stringenti in termini di prevenzione e riduzione dell’inquina­
mento e la corre tta  gestione dei rifiuti prodotti consentono poi 
di gestire in modo efficiente l’attività industriale durante la fase 
operativa e di perseguire un controllo elevato di tu tti i rilasci in
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funzione delle peculiarità im piantistiche e territoriali. L’adozione 
e s te sa  in Eni di sistem i di gestione integrati di salu te , sicurezza 
e am biente assicura la compliance normativa, il miglioramento 
continuo delle perform ance ambientali e l’efficacia delle azioni 
intraprese in termini di prevenzione e contenim ento dei possi­
bili impatti ambientali. Negli ultimi anni i principali Siti di Eni si 
sono dotati di sistem i informatici in particolare per la gestione 
dei rifiuti, al fine di migliorare la tracciabilità e il controllo delle 
operazioni, e quindi ridurre il rischio di violazioni delle norme. Tali 
sistem i facilitano anche l’individuazione delle soluzioni di sm al­
tim ento/recupero più appropriate nel rispetto  della gerarchia 
stabilita dalla Direttiva 2008/98/CE.
La criticità della relazione am biente -  sa lu te  -  com unità em erge 
non solo in contesti nuovi per Eni, ma anche in quelli cara tteriz­
zati da attività industriali ormai radicate sul territorio; ta le  in te­
resse  si è concretizzato in sed e  europea con l’elaborazione da 
parte della Commissione di una serie di nuove proposte norm ati­
ve come il pacchetto  sulla qualità deN’aria. In Italia è s ta to  em a­
nato il Decreto del 2 4 /0 4 /2 0 1 3  -  pubblicato In GUI il 23 /08 /13
-  recante i criteri metodologici utili per la redazione del rapporto 
di VDS (valutazione del danno sanitario).
Tali azioni potranno avere com e sviluppo l’imposizione ai settori 
industriali di limiti emissivi ancora più stringenti (in particolare 
quelli localizzati in prossim ità di contesti urbani dichiarati critici 
dal punto di v ista  am bientale e sanitario), attraverso  il riesam e 
delle AIA (Autorizzazione Integrata Ambientale) em esse , con 
potenziali effetti economici e occupazionali e potenziali rischi 
di sanzioni o richieste di risarcim ento. Si sta  sem pre più raffor­
zando, pertanto, la richiesta delle autorità di valutare preventi­
vam ente il potenziale im patto sulle comunità locali delle nuove 
attività industriali e di quelle in esercizio al fine di porre in a tto  le 
necessarie  azioni preventive già a partire dalla fase di p rogetta­
zione e di autorizzazione all’esercizio.
La normativa europea riguardante la classificazione, produzio­
ne, commercializzazione, im portazione e utilizzo degli agenti 
chimici si è sem pre più evoluta e integrata negli ultimi anni con 
l’em issione del Regolamento (CE) n. 1902/2006 (conosciuto 
come REACH, Reglstration, Evaluation, Authorization and Re­
striction of Chemicals) e del Regolamento (CE) n. 1222 /2008  
(conosciuto come CLP, Classification Labeling and Packaging). 
Tali regolamenti, le cui ultime scadenze per l’applicazione sono 
fissa te  al 2018, hanno introdotto nuovi obblighi con un notevo­
le impatto, so p ra ttu tto  organizzativo, sulla gestione delle a t­
tività di Eni e in particolare nel rapporto con I clienti, i fornitori 
e i contrattisti. Inoltre, in caso  di m ancata applicazione degli 
adempimenti previsti, sono definite pesanti sanzioni sia di tipo 
am m inistrativo sia penale fino ad arrivare alla sospensione  della 
produzione e commercializzazione.
A luglio 2012 è s ta ta  pubblicata la Direttiva 2012/18/UE del 4 lu­
glio 2012 sul controllo del pericolo di incidenti rilevanti connessi 
con so s tan ze  pericolose, des tin a ta  ad abrogare e sostitu ire  la 
direttiva 96/82/CE. In base alla nuova direttiva, entro il 1° giugno
2015, gli Stati membri dovranno ado ttare  le nuove regole per il 
controllo dei pericoli di incidenti rilevanti. Il provvedimento pre­
vede la riformulazione della classificazione delle so s tan ze  peri­
colose alla luce degli ultimi regolam enti comunitari, la possibilità 
di modulare il campo di applicazione della normativa in relazione 
all’effettiva pericolosità delle m edesim e, l’ampliamento delle in­

formazioni da m ettere  a disposizione delle Autorità com petenti 
e del pubblico in teressato .
Per quanto riguarda la tu tela  della sa lu te  e della sicurezza nei 
luoghi di lavoro, la norm ativa italiana ha enfatizzato il valore di 
modelli organizzativi e di gestione, attribuendo a questi effica­
cia esim ente della responsabilità am m inistrativa dell’impresa, 
in caso di violazioni delle disposizioni legislative riguardanti la 
salu te e la sicurezza sul luogo di lavoro. Eni ha reso obbligatoria 
l’adozione di tali sistem i in tu tte  le su e  società che gestiscono un 
rischio significativo HSE.
Le strateg ie  e le azioni Eni per la sa lu te , la sicurezza e l’am bien­
te sono realizzate in accordo con quanto stabilito nelle policy 
aziendali e declinate nella M anagement System  Guideline (MSG) 
HSE. Il processo  descritto  nella MSG ha lo scopo di garantire una 
gestione operativa fondata sul principio della precauzione e che 
assicuri la m assim a efficacia nella prevenzione, gestione e con­
trollo dei rischi in ambito HSE. La MSG descrive in modo chiaro 
ruoli e responsabilità dei diversi livelli organizzativi, disciplina le 
attività previste nei processi HSE e la loro interazione con gli altri 
processi aziendali e, m ediante una gestione integrata, diffonde 
metodologie e criteri comuni aH’interno di Eni. La MSG, basandosi 
sul principio del miglioramento continuò, richiede un ciclo annua­
le di pianificazione, a ttuazione, controllo e riesam e dei risultati. 
È inoltre orientata alla prevenzione e protezione dei rischi e al 
controllo della gestione HSE attraverso  l’implementazione di un 
p rocesso continuo di individuazione, valutazione e mitigazione 
dei rischi che è alla base  della gestione HSE in tu tte  le fasi di a t­
tività di ciascuna unità di business. Esso si a ttu a  con l’adozione 
di sistem i di gestione che tengono conto della specificità del­
le attività, dei siti e del co s tan te  miglioramento degli impianti 
e dei processi. Inoltre Eni si è do ta ta  di un sis tem a di controllo 
dei rischi HSE basato  sul monitoraggio periodico degli indicato­
ri HSE (a cadenza trim estra le , sem estra le  e annuale) e su un 
piano s tru ttu ra to  di audit a copertura di tu tti i siti, secondo le 
seguenti tipologie:
- technical audit, volti ad accertare  l'esistenza presso i siti/uni­

tà operative e sedi delle unità di business di adeguati sistem i 
di gestione, della loro corretta applicazione e coerenza con la 
MSG HSE, il Codice Etico e il Modello Organizzativo 231 Eni;

- verifiche di acquisizione/m antenim ento/rinnovo delle certifi­
cazioni dei sistem i di gestione (con frequenza annuale effet­
tu a te  da un ente certificatore);

- verifiche di conform ità alle normative vigenti in m ateria HSE;
- audit finalizzati alla verifica del sistem a di gestione della s i­

curezza di processo  (dow nstream ) o alla verifica dell’efficacia 
delle barriere preventive e mitigative contro gli effetti dei ri­
schi di processo  (upstream );

- audit p e rtem atiche/a ttiv ità /p rocessi specifici (es. audit a s e ­
guito di segnalazioni, infortuni o incidenti).

Eni pone particolare enfasi alla sicurezza di processo e all’as- 
se t integrity, anche attraverso  incontri di sensibilizzazione del 
middle m anagem ent e la diffusione capillare di strum enti di veri­
fica selettivi quali audit e verifiche specifiche.
Le eventuali em ergenze operative che possono avere im patto su 
a sse t, persone e am biente sono gestite  dalle unità di business 
a livello di sito, con una propria organizzazione che predispone, 
per ciascun possibile scenario, un piano di risposta per limitare
i danni in cui sono definiti ruoli e risorse depu tate  all’a ttuazio ­
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ne. È em blem atica l’azione di Eni in Nigeria, in cui, a fronte del 
perm anere dei fenomeni di sabotaggio  sugli oleodotti, sono 
sta ti avviati progetti di ricerca quali TAnti-intrusion innovative 
technologies deploym ent” volti a sviluppare nuove tecnologie 
per con trastare  e ridurre il fenom eno “oil th e f t”. È anche in corso 
la valutazione e la predisposizione di sistem i di monitoraggio in 
rem oto delle condotte per aum entare l’accuratezza della localiz­
zazione degli spili e, di conseguenza, per favorire la tem pestiv ità  
degli interventi di contenim ento e riparazione.
In caso  di em ergenze di maggiore rilievo i Siti di Eni sono coa­
diuvati daH’Unità di Crisi Corporate che supporta le Divisioni e 
Società nella gestione dell’evento, a ttraverso  un team  speciali­
stico che ha il compito di coordinare l’apporto di risorse, mezzi e 
a ttrezza tu re  interne ed es te rn e  a Eni.
in aggiunta al sistem a di gestione, monitoraggio e risposta ai ri­
schi di natura HSE, Eni ha attivato  coperture assicurative tram ite 
la partecipazione alla mutua Oil Insurance Limited e altri partner 
assicurativi per limitare i possibili effetti economici derivanti dai 
danni provocati a terzi, alle proprietà industriali e all’am biente in 
caso  di incidente. L’am m ontare coperto varia in base alla tipolo­
gia dell’evento e comunque rappresen ta  una quota significativa 
della capacità m essa a disposizione dal m ercato di riferimento. 
In particolare, gli sversam enti di petrolio o altri danni all’am bien­
te  sono coperti in base alle polizze stipu late  per oneri per bonifi­
che, danni a te rz i e contenim ento del danno fino a un m assim o di 
$1,1 miliardi per incidenti offshore e $1,5 miliardi per l’onshore 
(le raffinerie). A queste  si aggiungono polizze assicurative che 
coprono le responsabilità del proprietario, dell’operatore e del 
noleggiatore di mezzi navali in base ai seguenti massimali: $1 
miliardo per le responsabilità co n nesse  alla flotta di proprietà 
della LNG Shipping e delle FPSO utilizzate dal se tto re  Exploration 
& Production nello sviluppo di giacimenti offshore; $500 milioni 
nel caso  di noleggio di time charter.
A seguito dell'incidente di Macondo verificatosi nel 2010 nel Gol­
fo del Messico, il Governo s ta tu n iten se  e i Governi di altri Paesi 
hanno ado ttato  regolamentazioni più stringenti interna di attivi­
tà  di ricerca ed estrazione di idrocarburi. Gli Stati Uniti hanno au ­
m entato  il livello della sicurezza riorganizzando là propria agen­
zia per l’am biente, modificando le norme di sicurezza e avviando 
un Sistem a di Gestione Ambientale (SEMS) obbligatorio p e rtu tti i 
gestori. Inoltre l’industria ha istituito il Centro per la sicurezza in 
mare aperto a Houston per so s ten e re  la verifica delle pratiche di 
SEMS. Al fine di garantire la m assim a sicurezza delle proprie ope­
razioni nel Golfo, Eni ha aderito al consorzio guidato dalla società 
Helix che ha partecipato alle operazioni di contenim ento del poz­
zo Macondo. Il sistem a denom inato Helix Fast Response System  
(HFRS) effettua le operazioni di contenim ento sottom arino dei 
pozzi in eruzione, l’evacuazione in superficie degli idrocarburi e il 
loro stivaggio e trasporto  alla costa.
La risposta  internazionale delle oil com pany a Macondo ha com ­
preso anche l’avvio di alcuni Joint Industry Project (JIP) in am bi­
to di oil spili response. Eni partecipa attivam ente ai JIP prom ossi 
da 0GP e IPIECA e in collaborazione con altre oil companies. Eni 
s ta  inoltre sviluppando tecnologie proprietarie volte sia a ridur­
re il rischio di incidenti sia ad accelerare il recupero di eventuale 
olio sversato  a mare.
A livello europeo è s ta ta  em essa  il 12 giugno 2013 la direttiva 
2013/30/EU  sulla sicurezza delle operazioni Oil & Gas offshore

avente lo scopo di sostitu ire  le esisten ti legislazioni nazionali 
e uniformare l’approccio legislativo a livello europeo. Le nuove 
disposizioni riguardano le installazioni offshore fisse e mobili, 
produttive o di perforazione, future ed esisten ti. La concessione 
del titolo minerario è subordinata alla valutazione della capacità 
tecnica e finanziaria dell’operatore di far fronte ad incidenti signi­
ficativi e alle responsabilità legali che ne derivano. L’operatore 
deve elaborare un Rapporto sui Rischi Significativi per ogni fase 
rilevante del ciclo di vita dell'asset. È stabilita a livello di Autorità 
nazionali la separazione delle funzioni aventi com petenza su si­
curezza e am biente (Autorità Competente) dalle funzioni che si 
occupano di sviluppo economico delle risorse naturali e di a s s e ­
gnazione dei titoli minerari. È stabilità la partecipazione pubblica 
in sed e  di rilascio delle autorizzazioni delle attività esplorative e 
l’informazione pubblica per le attività successive.
Eni, in consorzio con le principali major, ha attivato  un agree­
m ent con Wild Well Control, per l’utilizzo del "Global Subsea Well 
Containment equipm ent” e con Oil Spili Response (0SRL) per
lo stoccaggio di 5.000 me di m ateriale antinquinam ento. L'at­
trezzatu ra  è in grado di e s se re  tra sp o rta ta  via aerea in tu tte  le 
regioni ove Eni ha operazioni deep water. Eni ha inoltre definito 
specifiche procedure per l’identificazione, gestione e controllo di 
pozzi critici (HP/HT e deep water).
Inoltre Eni, in virtù del Memorandum of Understanding, siglato ad 
agosto 2012 con Regional Marine Pollution Emergency Respon­
se  Centre for thè M editerranean Sea (REMPEC) e Departm ent of 
Merchant Shipping of Cyprus (DMS), s ta  contribuendo al progetto 
“M editerranean Decision Support System  for Marine Safety (ME- 
DESS-4MS) dedicato al rafforzam ento della sicurezza m arittim a 
tram ite la mitigazione del rischio e degli im patti associati agli oil 
spili nell’area del M editerraneo che si concluderà nel 2015.
In ambito italiano, il legislatore, con il D.Lgs. 128 /2010  che modi­
ficava l’art. 6, comma 17, del D.Lgs. 152 /2006 , tu tto ra  in vigore, 
ha introdotto alcune restrizioni alle attività di ricerca ed e s tra ­
zione degli idrocarburi m antenendo tu ttav ia  l’efficacia dei titoli 
abilitativi in esse re  alla data  di en tra ta  in vigore del decreto s te s ­
so. La nuova norma dispone l’esclusione dal divieto alle attività 
di ricerca ed estrazione nelle zone di mare poste  entro dodici mi­
glia dalle aree costiere p ro te tte  per le istanze  di concessione di 
coltivazione idrocarburi, già form alm ente p resen ta te  alla data di 
introduzione del D.Lgs. 128 /2010 .
La Legge n. 134 del P /8 /2012, art. 35 ha conferm ato il limite 
delle 12 miglia, estendendolo a tu tte  le coste , specificando che 
dalle restrizioni sono fatti salvi i procedim enti concessori che 
erano in corso alla data di en tra ta  in vigore del D.Lgs. 128/2010 
del 2010.

Rischi e incertezze associati  con il quadro 
competi t ivo del settore  europeo del gas

Le prospettive del se tto re  europeo del gas rimangono sfavore­
voli a causa della perdurante debolezza della dom anda e dell’ec­
cesso  di offerta, in un quadro m acroeconom ico stagnan te . Il m a­
nagem ent non prevede alcun apprezzabile miglioramento nello 
scenario di m ercato e nella dom anda a breve medio term ine. Nel 
2013 i consumi di gas hanno registrato  una contrazione del 7% 
in Italia e dell’1% in Europa a causa  della recessione e della crisi
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del se tto re  term oelettrico penalizzato sia dal calo dell’attività 
produttiva sia dalla competizione da altre fonti: la crescita delle 
energie rinnovabili e la maggiore econom icità del carbone favo­
rita anche dall’abbondanza dei certificati di em issione. In consi­
derazione di tali trend fondamentali il m anagem ent ha rivisto al 
ribasso le previsioni di crescita a medio term ine: nel prossimo 
quadriennio è a tte so  un ta sso  d’increm ento medio dei consumi 
inferiore aH’1% in Italia e in Europa con volumi target al 201? ri­
spe ttivam en te  di circa 70 e 490 miliardi di metri cubi (rispetto a 
previsioni di cresc ita del 2-2,3% in media del piano precedente). 
Si osserva  che il livello assoluto della dom anda europea di gas 
previsto nel 201? è inferiore di circa 50 miliardi di metri cubi ri­
spe tto  al livello pre-crisi registrato  nel 2008 a testim onianza di 
fenomeni di vera e propria “distruzione di dom anda”. Nel 2008 il 
consen su s di m ercato vedeva la dom anda gas al 201? pari a cir­
ca 100 miliardi di metri cubi in Italia e circa 600 miliardi in Euro­
pa. Sulla b ase  di tali previsioni di cresc ita, rivelatesi ampiam ente 
sopravvalu tate, gli operatori europei impegnati nella commer­
cializzazioni di gas all’ingrosso (m idstream er) avevano stipu ­
lato con i Paesi produttori prospicienti l’Europa (Russia, Algeria, 
Libia, Norvegia e Paesi Bassi) contratti di approvvigionamento di 
gas di lungo term ine con clausole take-or-pay con i quali si sono 
assunti il rischio volume e sosten u to  i relativi investimenti di 
espansione della capacità di importazione delle pipeline.
Le ridotte opportunità di vendita a causa  della contrazione della 
dom anda cau sa ta  in particolare dal crollo dei consumi term oe­
lettrici, la rivoluzione dello shale gas USA con il conseguente di­
ro ttam ento  di rilevanti flussi mondiali di GNL verso altri mercati, 
e i potenziam enti delle dorsali d’im portazione da Russia e Algeria 
realizzati negli anni pre-crisi e dei terminali di ricezione del GNL 
hanno modificato in maniera s tru ttu ra le  le dinamiche com petiti­
ve e gli econom ics del se tto re  europeo del gas. Gli operatori del 
gas sono s ta ti spiazzati da un lato dalle rigidità dei contratti di 
approvvigionam ento long-term, dall’altro dallo sviluppo di Hub 
molto liquidi favoriti dall’oversupply. I prezzi spo t del gas quo­
tati p resso  tali Hub sono diventati il benchm ark di riferimento 
nelle contrattazioni bilaterali di fornitura in luogo delle formule 
indicizzate al prezzo degli idrocarburi. N onostante un certo a s ­
sorbim ento dell’eccesso  di GNL grazie alla cresc ita delle econo­
mie asiatiche, i prezzi spot il cui livello è fissa to  dall’incontro di 
dom anda e offerta evidenziano un trend debole a causa del calo 
dei consumi e della continua pressione com petitiva. In ta le  sc e ­
nario, i margini del gas degli intermediari sono sta ti com pressi 
dall’andam ento divergente tra i prezzi spo t e la posizione di co­
sto  indicizzata al prezzo del petrolio e dei derivati nelle formule 
“oil-linked” dei contratti di approvvigionamento di lungo termine. 
Inoltre i vincoli minimi di prelievo stabiliti dalle clausole di take- 
or-pay ditali contratti e la n ecessità  di contenere l’impatto finan­
ziario a e s se  associato  hanno indotto gli operatori in un m ercato 
in contrazione a com petere in m aniera ancora più aggressiva 
sulla leva prezzo (v. paragrafo successivo  sui rischi dei contratti 
di take-or-pay). Di tale situazione h an n o tra tto  beneficio i clienti 
di grandi dimensioni ed evoluti che riescono a o ttenere condizio­
ni econom iche e di flessibilità più vantaggiose grazie all’ampia 
disponibilità di gas spot. Nel corso del 2013 il m ercato Italia ha 
registrato  il crollo senza precedenti dei prezzi di vendita spot ai 
clienti industriali e term oelettrici, scesi so tto  i livelli degli Hub 
continentali a causa del perdurante eccesso  di offerta e della

crisi congiunturale. Inoltre le Autorità di regolam entazione del 
se tto re  hanno modificato le formule di indicizzazione del costo 
della m ateria prima nelle tariffe tu te la te  applicate al segm ento 
residenziale introducendo i prezzi spot rilevati presso  gli Hub 
continentali. Tale sviluppo rappresen ta  un rischio per la redditi­
vità del segm ento retail. Simili processi di revisione delle tarif­
fe nel se tto re  residenziale sono incorso in altri paesi dell’UE (v. 
rischi di regolam entazione). Questi driver hanno determ inato la 
continua flessione dei margini di com m ercializzazione del gas e 
la progressiva perdita di redditività dell’attiv ità Mercato di Eni 
che ha chiuso il 2013 con la perdita operativa reported di circa 
€3 miliardi che scon ta svalutazioni di a s se t di circa €2  miliardi in 
funzione delle ridotte prospettive di redditività. Tali svalutazioni 
includono circa €92 0  milioni relativi al parco centrali term oelet­
triche di Eni che è s ta to  penalizzato dalla contrazione dei margi­
ni aH’ingrosso dell’energia elettrica prodotta da gas a causa del 
calo della richiesta elettrica e dell’oversupply alim entata dalla 
continua cresc ita del fotovoltaico, dai bassi prezzi del carbone e 
dei certificati per l’em issione di C02.
Il m anagem ent prevede che nei prossimi due/tre  anni il debole 
andam ento della dom anda a causa  delle incertezze m acroeco­
nomiche e della crisi del term oelettrico, il rischio di rincari del 
costo oil-linked del gas approvvigionato, il perm anere di offerta 
abbondante e la forte pressione com petitiva con la conseguente 
erosione dei prezzi di vendita e dei margini unitari costituiranno 
fattori di rischio per la perform ance dell’attiv ità Mercato di Eni, 
con impatti negativi a ttes i sui risultati operativi e sui cash flow 
futuri del business, anche in relazione agli obblighi di take-or- 
pay previsti dai contratti di approvvigionam ento di lungo term i­
ne (v. Fattore di rischio successivo).
In ta le  scenario il m anagem ent intende rinegoziare il pricing e le 
altre condizioni di fornitura dei contratti di approvvigionam ento 
di lungo term ine, quale principale leva per recuperare la redditi­
vità e tu te lare  la generazione di c a ssa  del b u siness. I contratti 
di approvvigionam ento take-or-pay prevedono meccanismi 
contrattuali di revisione che consentono alle parti di rinegozia­
re periodicam ente gli elem enti essenziali per ten er conto delle 
modifiche del m ercato e del quadro competitivo.
Atal fine il m anagem ent intende rinegoziare tu tti i principali con­
tratti long-term con l’obiettivo di allineare il costo del gas approv­
vigionato alle condizioni di m ercato e ridurre i vincoli di prelievo. 
L’esito  di tali rinegoziazioni è incerto in relazione sia all’entità dei 
benefici economici, sia al timing di rilevazione a conto economico. 
Inoltre, in caso di m ancato accordo sulle rinegoziazioni attivate, 
i contratti di norma prevedono la possibilità delle parti di ricorre­
re a un arbitrato per la definizione delle controversie, il che rende 
maggiormente incerto l’esito delle s te sse . Poiché alcuni clienti 
Eni hanno a loro volta aperto procedure di revisione dei prezzi 
di som m inistrazione, ne deriva un grado crescen te  di volatilità e 
scarsa  prevedibilità dei risultati dell’Attività Mercato Eni. Nel cor­
so del 2013 Eni ha finalizzato alcune rinegoziazioni di contratti 
di approvvigionamento di lungo term ine conseguendo benefici 
economici e maggiore flessibilità operativa.
Guardando al lungo term ine oltre l’orizzonte di piano, il m anage­
m ent ritiene possibile un nuovo ciclo negativo del se tto re  a cau­
sa dei rischi sul lato offerta in relazione a nuovi flussi mondiali di 
GNL legati all’avvio di importanti progetti upstream  (in particola­
re nell’area del Pacifico e in Mozambico), al probabile potenzia­
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m ento delle esportazioni di gas da parte degli USA e agli sviluppi 
nello shale gas in Europa e Asia.

I trend  negativi in a tto  nel quadro com petitivo del s e t ­
to re  gas rappresen tano  un fa tto re  di rischio nell’adem ­
pim ento degli obblighi prev isti dai con tra tti di acquisto  
take-or-pay
Per assicurarsi un’adeguata disponibilità di gas nel medio/lungo 
term ine a sostegno  dei programmi di vendita, contribuendo alla 
sicurezza di approvvigionamento del m ercato europeo in gene­
rale e di quello italiano in particolare, Eni ha stipulato  contratti 
di acquisto di lungo term ine con i principali Paesi produttori che 
riforniscono il sistem a europeo. Tali contratti che dal 2010 a s s i­
curano circa 80 miliardi di metri cubi/anno di gas (incluso Distri­
gas ed escluso l’approvvigionato delle altre società consolidate 
e collegate) hanno una vita residua media di circa 15 anni con 
formule prezzo indicizzate al prezzo del petrolio e dei deriva­
ti (gasolio, olio combustibile, ecc.). Tali contratti prevedono la 
clausola di take-or-pay che, in caso di m ancato prelievo del vo­
lume annuo minimo (Annual Minimum Quantity - AMQ) definito 
con trattualm ente, fa sc a tta re  l’obbligo in capo a Eni di pagare, 
perla  quantità in difetto, una quota (variabile da con tratto  a con­
tratto ) del prezzo contrattuale  calcolato come media aritm etica 
dei prezzi-base mensili con riferimento all’anno di m ancato pre­
lievo. A fronte di ciò, Eni ha la facoltà di prelevare, nel corso degli 
anni contrattuali successivi, la quantità parzialm ente pagata, 
purché sia s ta ta  prelevata l’AMQ dell’anno, li limite tem porale di 
recupero varia da contratto  a contratto  (per alcuni entro i dieci 
anni successivi, per altri entro la durata residua del contratto). 
Al m om ento del ritiro delle quantità pre-pagate, Eni paga la parte 
residua del prezzo, calcolando q u e s t’ultima come la percen tua­
le di com plem ento a 100 della media aritm etica dei prezzi base 
mensili in vigore nell'anno di prelievo. Considerazioni analoghe 
valgono per gli impegni contrattuali ship-or-pay. Il m eccanism o 
degli anticipi contrattuali espone l’im presa sia a un rischio prez­
zo (e conseguentem ente anche a un’opportunità), tenu to  conto 
che una porzione im portante di questo  si forma nell’anno di m an­
cato prelievo, sia a un rischio volume, nel caso di impossibilità a 
recuperare i volumi pre-pagati in funzione dell’andam ento della 
domanda.
II m anagem ent ritiene che gli attuali trend di m ercato, di perdu­
rante  debolezza della dom anda e offerta abbondante, la possibi­
le evoluzione della regolam entazione del se tto re , nonché la cre­
scen te  pressione com petitiva costituiscono fattori di rischio per 
l’adem pim ento delle obbligazioni di prelievo minimo stabilite dai 
contratti di approvvigionamento take-or-pay e l’associa ta  e sp o ­
sizione finanziaria. Dall’inizio della crisi del gas alla da ta  di riferi­
m ento della Relazione finanziaria annuale 2013, Eni ha rilevato 
deferred cost (al netto  degli utilizzi) per l’am m ontare com plessi­
vo di €1,9 miliardi sostenendo  i relativi esborsi finanziari a fronte 
dei volumi gas riguardo ai quali è sorto l’obbligo di corrispondere 
il prezzo contrattuale  in base alle clausole di take-or-pay poiché 
i ritiri sono s ta ti inferiori agli obblighi minimi di prelievo. Consi­
derati i piani aziendali di vendite stabili o in leggera flessione 
nel 2014 e negli anni successiv i di piano, il m anagem ent ritiene 
che l’adem pim ento degli obblighi minimi di prelievo nel prossi­
mo quadriennio sia a rischio. Il m anagem ent intende ado ttare  le 
opportune iniziative per contenere l’esposizione take-or-pay e

l’associato rischio finanziario con particolare riguardo al m erca­
to italiano dove la dim ensione a tte sa  della dom anda è inferiore 
rispetto agli obblighi di prelievo minimo degli operatori. Tali ini­
ziative com prendono la rinegoziazione dei contratti long-term 
sia dei termini economici per rendere m aggiorm ente com petiti­
va l’offerta Eni sia dei termini di flessibilità per ridurre i vincoli di 
prelievo, nonché l’utilizzo della leva commerciale e altre azioni 
innovative con i fornitori al fine di ristru ttu rare  il portafoglio di 
approvvigionamento.
Per quanto riguarda gli attivi dello s ta to  patrimoniale legati ai 
deferred cost, allo sta to , sulla base dell’evoluzione a ttesa  della 
domanda e dell’offerta di gas in Europa, delle proiezioni interne di 
vendita e di margini unitari nel lungo termine, il m anagem ent ritie­
ne che i volumi di gas per i quali Eni è incorsa nella clausola di take- 
or-pay, con conseguente pagamento dell’anticipo prezzo, saranno 
ritirati negli anni oltre l’orizzonte di piano nel rispetto dei termini 
contrattuali con il conseguente recupero dell’anticipo corrisposto.

Rischi co n n ess i con la regolam entazione dei se tto re  
del gas in Italia
Il Decreto Stoccaggi del 2011 stabilisce la quota di m ercato all’in- 
grosso detenibile da ciascun operatore che im m ette gas natu ­
rale nella rete  nazionale di gasdotti. La quota m assim a consen­
tita è fissa ta  al 40%, elevabile al 55% nell’ipotesi di assunzione 
dell’impegno vincolante alla realizzazione in Italia, entro cinque 
anni, di 4 miliardi di metri cubi di nuova capacità di stoccaggio. 
Il superam ento delle soglie citate fa sc a tta re  l’obbligo in capo 
all’operatore di procedere a misure di “gas re lease” a prezzo am ­
m inistrato nei due anni successivi la violazione per volumi di gas 
com plessivam ente non superiori a 4 miliardi di metri cubi.
Eni ha assun to  l’impegno alla realizzazione della nuova capacità 
di stoccaggio consentendo, come previsto dal decreto, la parte­
cipazione alla realizzazione delle nuove in frastru ttu re /po ten ­
ziamento di quelle esisten ti a clienti industriali, aggregazioni di 
imprese, consorzi di clienti finali e produttori di energia elettrica. 
Inoltre, il Decreto Stoccaggi prevede che, nel periodo di sviluppo 
della nuova capacità di stoccaggio, ai sogge tti investitori richie­
denti siano riconosciuti i benefici derivanti dalla nuova capacità 
di stoccaggio come se  q u e s t’ultima fosse  com pletam ente utiliz­
zabile fin da subito.
A decorrere da aprile 2012, i soggetti investitori industriali pos­
sono accedere alle cd. “misure transitorie fisiche” sulla capacità 
di stoccaggio conferita loro a titolo definitivo e non ancora en ­
trata  in esercizio. Tali m isure consentono ai clienti investitori di 
consegnare il gas nel periodo estivo in corrispondenza dei punti 
TTF, Zeebrugge o Punto di Scambio Virtuale (PSV) ai cd. “stocca- 
tori virtuali” (selezionati dal GSE - Gestore dei Servizi Energetici 
SpA con apposita procedura aperta), per ottenerlo  al PSV nel pe­
riodo invernale, e poter così beneficiare del differenziale di prez­
zo estate-inverno. I soggetti investitori hanno l’obbligo di offrire 
tale gas al PSV.
Eni si è im pegnata a contribuire per il 50% al m eccanism o di an ­
ticipazione dei benefici a condizioni econom iche definite dal Mi­
nistero dello Sviluppo Economico (MISE) e AEEG. Eni ritiene che 
tale regolam entazione contribuirà a increm entare il grado di con­
correnzialità del m ercato all’ingrosso del gas in Italia.
L’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas (“AEEG”), in virtù della 
legge istitutiva n. 48 1 /9 5 , svolge funzione di monitoraggio dei
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livelli dei prezzi del gas naturale e definisce le condizioni econo­
miche di fornitura del gas ai clienti che hanno diritto al servizio 
di tutela. Le decisioni dell’AEEG in tale m ateria possono limitare 
la capacità degli operatori del gas di trasferire gli incrementi dei 
costo della m ateria prima nel prezzo finale. I clienti che hanno di­
ritto al servizio di tu te la  sono i clienti finali domestici e i condomi­
ni a uso dom estico con consumi inferiori a 200 mila metri cubi/ 
anno, nonché, per effetto  del D.Lgs. 93/11, tu tti i clienti civili non 
domestici con consum i inferiori a 50.000 metri cubi/anno e le 
attività di servizio pubblico che svolgono attività di a ssis ten za  
(ospedali, c a se  di cura e altri). Con la delibera n. 1 96 /2013 /R / 
GAS l'AEEG ha riformato le tariffe gas con efficacia ottobre 2013; 
la nuova s tru ttu ra  della tariffa è così articolata:
1. Componente materia prima basata al 100% sui prezzi spot in luogo 

dell'indicizzazione a un paniere di contratti long-term o oil-linked;
2. Contestuale introduzione di componenti com pensative, per 

garantire una gradualità nel passaggio:
- CCR, com ponente a copertura dei rischi/costi connessi con le 
attività di approvvigionamento all’ingrosso che prende in consi­
derazione il passaggio al nuovo modello di approvvigionamento;
- Componente GRAD, d estina ta  per i prossimi 3 anni termici, a 
tu tti i venditori al dettaglio, con il fine di garantire un p a ssa g ­
gio graduale dai prezzi oil-linked ai prezzi legati ai m ercati spot 
(come previsto dalla legislazione);
- Componente APR, introdotta per promuovere una rinegozia­
zione effettiva dei contratti long-term. Questa com ponente, 
calcolata sugli anni termici 2013-2014 e 2014-2015, consiste 
in un m eccanism o di assicurazione proposto su  b ase  volonta­
ria ai venditori dotati di contratti di approvvigionam ento top 
di lungo term ine. L’im plem entazione di q uesta  com ponente e i 
relativi obblighi per i venditori partecipanti sono ancora in fase 
di discussione.

3. Riforma delle com ponenti logistiche (attraverso  la riduzione 
della tariffa di trasporto  e il rimborso di quella di stoccaggio);

4. Aumento rilevante dei costi commerciali al dettaglio e dei mar­
gini della com ponente tariffaria.

Il com plessivo im patto della riforma consente un punto di equili­
brio tra i clienti finali e le esigenze dei venditori.
In modo analogo, diversi regolatori in Paesi europei d’in teresse  
Eni hanno allo studio provvedimenti finalizzati a introdurre com­
ponenti “Hub” nelle formule di aggiornam ento delle tariffe di for­
nitura ai clienti retail e altre misure volte a favorire la liquidità e 
l’apertura del m ercato del gas.
La capacità commerciale dell’impresa e la politica dei margini 
sono limitate dagli effetti del decreto legge n. 112 del giugno 2008 
che ha introdotto la maggiorazione IRES del 5,5% poi aum entata al 
6,5% (cosiddetta Robin Tax), e da ultimo increm entata di ulteriori 
4 punti percentuali per il triennio 2011-2013, a carico delle impre­
se  del se tto re  energia. La norma ha istituito il divieto di traslare 
sui prezzi al consum o la maggiorazione d’im posta attribuendo 
all’AEEG il compito di vigilare sull’osservanza del divieto.
Tali provvedimenti volti a increm entare il grado di concorrenzia­
lità del m ercato rappresen tano  fattori di rischio e di incertezza 
per il business gas di Eni; al riguardo il m anagem ent non esclude 
la possibilità di im patti negativi sui risultati economici e i cash 
flow futuri del business gas di Eni.

Rischi conness i  alla ciclicità 
del se t tore  Oil & Gas

1 risultati di Eni, so p ra ttu tto  quelli del se tto re  Exploration 8c Pro­
duction, sono esposti alla volatilità dei prezzi del petrolio e del 
gas. L’aum ento del prezzo degli idrocarburi determ ina un m ag­
giore utile operativo consolidato; viceversa, in caso di diminuzio­
ne del prezzo.
L’esposizione ai rischio prezzo delle commodity energetiche 
riguarda circa il 50% della produzione Eni. Tale esposizione per 
scelta  strateg ica non è oggetto  di sistem atica attività di g es tio ­
ne e/o di copertura econom ica da parte  di Eni, salvo particolari 
situazioni aziendali о di m ercato. Deila parte residua della pro­
duzione, circa il 35% proviene dal recupero dei costi nei con­
tra tti di Production Sharing, il quale è isolato dalla volatilità del 
prezzo poiché garantisce alla compagnia petrolifera il recupero 
dei costi sostenu ti, esponendola a un rischio volume (vedi di 
seguito). Infine l’esposizione al rischio prezzo di un 8-10% della 
produzione è com pensata dal movimento di segno opposto sui 
costi di approvvigionamento del se tto re  Gas & Power indicizzati 
al prezzo del petrolio, a seguito  della decisione del m anagem ent 
di interrom pere la copertura del rischio commerciale relativo alle 
vendite di gas con tra tta te  о altam ente probabili derivante dall’e ­
sposizione commodity del costo della materia prima.
Nel 2013 il prezzo del petrolio del Marker Brent ha reg istra to  
un valore medio di $108 ,?  per barile so s tanzia lm en te  in linea 
rispetto  al 2012 (-3%) riflettendo le difficoltà p roduttive di 
im portanti Paesi e le tensioni geopolitiche in Medio Oriente in 
un quadro di m oderata cresc ita  della dom anda e di sviluppo 
dell’offerta non opec. Questi trend  fanno prevedere prezzi so ­
s tenu ti del Brent nei prossim i uno-due anni, in seguito  il prezzo 
è previsto a s se s ta rs i su  di un valore di lungo term ine di $90 
per barile (termini reali 201?). Il prezzo gas ha continuato  a e s ­
se re  penalizzato dall’ecce sso  di offerta e dalla debolezza della 
dom anda nei m ercato europei e nordam ericano reg istrando  un 
andam ento debole.
La volatilità dei prezzi degli idrocarburi ha impatti diversi sui risul­
tati dei business Eni e sui piani d’investimento della compagnia, 
tenuto conto della com plessità del processo valutativo e dei lun­
ghi tempi di realizzazione dei singoli progetti. La redditività di que­
sti è esposta  all’andam ento dei prezzi del petrolio/gas che potreb­
bero a ttesta rsi su livelli inferiori rispetto  a quelli assunti in sede 
di valutazione. Eni, al pari di altre compagnie petrolifere interna­
zionali, adotta scenari di prezzo di lungo termine nella valutazione 
degli investimenti, definiti sulla base della migliore stim a fatta  dal 
m anagem ent dei fondamentali della domanda e dell’offerta. Que­
sto sostiene il conseguim ento della redditività a tte sa  dei progetti 
nelle fasi di contrazione del ciclo petrolifero.
Per il quadriennio 2014-201? Eni prevede un programma d’inve­
stim enti di € 5 4  miliardi, di cui P82% dedicati alia ricerca e svilup­
po delle riserve di petrolio e gas con una flessione del 5% a parità 
di ta rget produttivi rispetto  al piano precedente per effe tto  di 
una maggiore se lettiv ità nelle decisioni di spesa .
La volatilità del prezzo del petrolio/gas rappresenta  un elem en­
to d’incertezza nel conseguim ento degli obiettivi operativi Eni 
in termini di crescita della produzione e rimpiazzo delle riserve 
prodotte per effetto del peso im portante dei contratti di produc­
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tion sharing (PSA) nel portafoglio Eni. In tali schem i di ripartizio­
ne della produzione, a parità di costi sostenu ti per lo sviluppo 
di un giacimento, la quota di produzione e di riserve destina ta  
al recupero dei costi diminuisce all’aum entare del prezzo di ri­
ferimento del barile. Sulla base dell’attuale  portafoglio di a s se t 
Eni, il m anagem ent stim a che per ogni dollaro/barile d’increm en­
to delle quotazioni del petrolio, la produzione Eni diminuisce di 
circa 1.000 barili/giorno quale effetto  delle minori attribuzioni 
nei PSA. L’im patto delle variazioni dei prezzi sui PSA è s ta to  tra ­
scurabile nelle produzioni dell’esercizio 2013. La sensitivity  può 
cam biare in futuro.
I margini di vendita dei prodotti petroliferi e dei prodotti petrol­
chimici risentono in maniera più o meno m arcata dei movimen­
ti del prezzo del petrolio, in funzione dei ritardi temporali con i 
quali le quotazioni dei prodotti si adeguano alle variazioni del 
costo  della carica. Generalmente, in presenza di forti e repen­
tini aum enti del petrolio, i margini di raffinazione e dei prodotti 
petrolchimici registrano flessioni nel breve term ine e viceversa. 
Nel 2013 l’attività di raffinazione Eni ha registrato  per il terzo 
anno consecutivo una perdita operativa in un quadro di estrem a 
volatilità dei margini. Le quotazioni dei prodotti finiti, a causa del­
la contrazione della domanda, eccesso  di capacità e pressione 
com petitiva nell’area del Mediterraneo dai flussi di im portazio­
ne di prodotto raffinato da Russia e Asia, hanno determ inato un 
valore della produzione di poco superiore al costo della m ateria 
prima e delle utility energetiche indicizzate al costo  del greggio 
e hanno consentito  di coprire in minima parte i costi fissi so s te ­
nuti. Inoltre, la riduzione dello sconto  tra le quotazioni dei greggi 
pesan ti rispetto al Marker Brent ha ridotto in maniera sensibile 
il vantaggio della conversione delle Raffinerie Eni. Guardando al 
futuro, il m anagem ent prevede il perdurare dell’andam ento ne­
gativo dello scenario di raffinazione a causa dei fattori s tru ttu ­
rali dell’industria e del debole quadro congiunturale con a tte s e  di 
consum i stagnanti, ciò fintantoché le azioni di razionalizzazione 
della capacità in Europa inizieranno a incidere sul bilanciam en­
to tra  domanda e offerta in un orizzonte di medio lungo termine. 
Sulla base di tali driver riflessi nelle proiezioni di redditività dei 
piano industriale 2014-1?, il m anagem ent ha rilevato svalu tazio­
ni dell’importo di circa €600  milioni riguardanti impianti di raffi­
nazione in sed e  di impairment review di bilancio.
L’attività di distribuzione carburanti in Italia è s ta ta  penalizzata dal 
crollo dei consumi (circa -4%) e dall’eccesso  di offerta di prodotto 
che ha indotto gli operatori a com petere in maniera aggressiva 
sul pricing. Il m anagem ent prevede che la domanda di carburanti 
continuerà su di un trend debole nei prossimi anni a causa delle 
m odeste prospettive di ripresa economica, in particolare in Italia. 
Di fronte alle difficoltà stru ttu ra li dell’industria europea della 
raffinazione, in particolare nell’area del Mediterraneo, e alla de­
bolezza dei consumi, le prospettive di recupero di redditività del 
se tto re  Eni Refining & Marketing dipenderanno in misura deci­
siva dall'efficacia delle azioni manageriali di ottim izzazione e 
miglioramento.
II se tto re  chimico Eni è notevolm ente esposto, oltre che alla volati­
lità del costo della carica, alla ciclicità della domanda considerata 
la natura “com m oditizzata” del portafoglio prodotti Eni e i fattori 
strutturali di debolezza dell’industria (basse barriere all’ingres­
so, eccesso  di capacità, forte pressione competitiva). Nel 2013 il

business ha registrato per il terzo anno consecutivo una perdita 
operativa a causa degli elevati costi della materia prima petrolife­
ra non riflessi nei margini dei prodotti e del calo della domanda pe­
nalizzata dalla recessione. Le prospettive di breve/medio termine 
rimangono sfidanti per effetto delle incertezze sulla ripresa della 
domanda ancorate all’evoluzione del quadro macroeconomico in 
Europa, dell’andam ento del costo della materia prima e delle dina­
miche competitive. In particolare oltre all’azione dei competitors 
asiatici e mediorientali, è prevedibile un recupero di quota di mer­
cato dei produttori nordamericani favoriti dagli sviluppi dello shale 
gas che assicura una materia prima a basso  costo. Per con trasta­
re i deficit strutturali del proprio business petrolchimico e recupe­
rare l’equilibrio economico nel medio termine, il m anagem ent Eni 
ha avviato una strategia che fa leva sulla progressiva riduzione del 
peso dei business commodity con la ristrutturazione dei siti indu­
striali meno competitivi. Sarà perseguita la crescita nei segm enti 
di nicchia, quali elastomeri e stirenici, che hanno dimostrato buo­
na tenu ta  nel ciclo negativo, l’espansione internazionale nel mer­
cati in crescita del Sud-Est asiatico e lo sviluppo delle produzioni 
innovative legate alle bioplastiche. Esempio al riguardo è il proget­
to “Chimica Verde” di Porto Torres che segna l’ingresso di Eni in un 
se tto re  per il quale si prevedono tassi di crescita interessanti e la 
contem poranea chiusura di un sito in perdita strutturale. Il proget­
to in joint venture con Novamont prevede l’avvio delle produzioni 
di bioplastiche nella prima m età 2014. Il recupero di redditività a 
medio term ine del se tto re  chimico di Eni dipenderà in misura deci­
siva dall’efficacia delle azioni di diversificazione e “turn around” e 
dal continuo miglioramento dell’efficienza.
Il se tto re  Ingegneria & Costruzioni è esposto  alla ciclicità del 
prezzo del petrolio, considerato che le oil majors tendono a ri­
durre o a riprogrammare lo spending in esplorazione e sviluppo 
nelle fasi deboli del ciclo, e alle incertezze sull’andam ento dell’e­
conomia globale che frenano le decisioni finali d’investim ento 
e la tem pistica di avvio dei progetti da parte dei committenti 
di impianti. Il se tto re  Ingegneria & Costruzioni ha adottato  una 
strateg ia  di diversificazione del portafoglio di attività puntando 
ad acquisire un solido posizionam ento nel segm ento dei grandi 
progetti upstream  in ambienti com plessi e a elevato contenuto 
tecnologico, che hanno dim ostrato una minore esposizione alle 
ciclicità del m ercato. Questa s tra teg ia  fa leva sui punti di forza 
del business, rappresentati dalla disponibilità di mezzi navali di 
perforazione e costruzione tra  i più avanzati al mondo, com pe­
tenza del personale e contenuto locale. Tuttavia nel 2013 il s e t­
tore Ingegneria & Costruzioni ha reg istra touna perdita operativa 
con un netto  peggioram ento rispetto  all’utile operativo di circa 
€1,5 miliardi dell’anno precedente a causa  del generale rallenta­
m ento dell’attiv ità e della rilevazione di perdite straordinarie su 
com m esse riguardanti la realizzazione di com plessi industriali 
onshore. Per fare fronte alle criticità gestionali e commerciali ri­
scon tra te  nel corso del 2013, il m anagem ent ha implementato 
importanti cam biam enti organizzativi, una strategia commer­
ciale m aggiorm ente se lettiva e un rinnovato focus sulle ope­
razioni. il 2014 sa rà  un anno di transizione per Saipem con un 
ritorno alla profittabilità, la cui entità  dipenderà oltre che dalla 
velocità di acquisizione dalle gare in corso, anche dall’efficace 
gestione operativa e commerciale dei contratti a b assa  m argina­
lità ancora presenti in portafoglio.
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E v o lu z i o n e  prevedibi le  del la g e s t i o n e

L’outlook 2014 è caratterizzato  da un m oderato rafforzam ento 
della ripresa economica globale sulla quale tu ttav ia  pesano le 
incertezze dovute alla debole cresc ita in Europa e ai rischi delle 
econom ie em ergenti. Il prezzo del petrolio è previsto rimanere su 
valori sostenu ti per effetto  dei rischi geopolitici e dei conseguen­
ti problemi produttivi in alcuni importanti Paesi, in un quadro di 
bilanciamento della dom anda e dell’offerta di greggio. Lo sc en a ­
rio competitivo rimarrà sfidante a causa del perdurare dei deboli 
fondam entali nelle industrie europee del gas, della raffinazione e 
delia chimica. In questi se tto ri il m anagem ent non prevede alcun 
apprezzabile recupero della dom anda, m entre la concorrenza e 
l’eccesso  di offerta/capacità eserciteranno una forte pressione 
sui margini. Sulla b ase  di ta le  outlook, il m anagem ent conferma 
le s tra teg ie  mirate al progressivo riequilibrio economico e finan­
ziario nei settori G&P, R&M e nella Chimica grazie al contenim en­
to dei costi, la rinegoziazione dei contratti gas di lungo term ine, 
le ristrutturazioni/riconversioni di capacità e l’innovazione com ­
merciale e di prodotto.

Di seguito le previsioni del m anagem ent sulle principali m etriche 
dei business Eni:
- produzione d’idrocarburi: è prevista sostanzialm ente in linea 

rispetto  al 2013 al netto  dell’effetto  della cessione dell’inte- 
rest Eni nella joint venture Artic Russia;

- vendite di gas: sono previste in leggera flessione rispetto  al

2013. Il m anagem ent intende puntare sull’innovazione com­
m erciale sia nel segm ento grandi clienti sia in quello retail per 
con trastare  la pressione com petitiva considerato il perdurare 
dell’eccesso  di offerta, in particolare in Italia;

- lavorazioni in conto proprio: sono previste in leggera riduzio­
ne rispetto  al 2013 per effetto  dell’en tra ta  a regime deil’unità 
a tecnologia Eni Slurry (EST) p resso  il Sito di Sannazzaro che 
com penserà minori volumi dovuti alla riduzione di capacità;

- vendite di prodotti petroliferi rete in Italia e Resto d’Europa: 
sono previste in leggera flessione rispetto  al 2013 a causa 
dell'a ttesa contrazione della dom anda in Italia e degli effetti 
delle azioni di riorganizzazione della rete in Italia ed Europa;

- Ingegneria & Costruzioni: il 2014 sa rà  un anno di transizione 
con un ritorno alla profittabilità la cui entità dipenderà oltre 
che dalla velocità di acquisizione dalle gare in corso, anche 
dall’efficace gestione operativa e commerciale dei contratti a 
bassa  marginalità ancora presenti in portafoglio.

Nel 2014 il m anagem ent prevede un livello di spending per gli 
investim enti sostanzialm ente in linea rispetto  al 2013 (€12,75 
miliardi l’am m ontare degli investim enti tecnici e €0 ,32  miliardi 
quello di investim enti finanziari del consuntivo 2013). Il levera­
ge a fine 2014, assum endo un prezzo del Brent medio annuo di 
104 $/barile, è previsto sos tanzialm ente in linea con il livello di 
fine 2013 per effetto  della gestione industriale e di portafoglio.


