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La presente obra El Plan Gas. Política pública energética y transición ambien-

tal en Argentina es una muestra del valor que las y los docentes e inves-

tigadoras/es de la Universidad Nacional de José C. Paz, una universidad 

pública del noroeste del Conurbano Bonaerense, pueden aportar al de-

bate público de los temas relevantes de la agenda actual en nuestro país 

en materia de energía, ambiente y desarrollo.

Juan José Carbajales cumple aquí un doble rol, en ambos casos ineludi-

bles para la confección de esta pieza doctrinaria. Por un lado, y en tanto 

funcionario de la Secretaría de Energía de la Nación, fue uno de los artí-

fices del Plan Gas.Ar 2020-2024, la política pública que es el eje del libro. 

Además, es un estudioso que despliega un conjunto de herramientas 

analíticas que permiten al lector conocer de qué manera se diseña y 
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ejecuta una política pública a partir de un caso concreto, actual y suma-

mente relevante para el presente del país.

De allí que la obra cuente con una serie de virtudes que la tornan única 

y significativamente útil para entender el sector energético en la actua-

lidad. En primer lugar, describe de manera minuciosa, circunstanciada 

y con un lenguaje ameno –sin desmerecer la precisión conceptual de un 

tema por demás complejo– los pasos secuenciales de una política públi-

ca, desde su concepción intelectual, pasando por su discusión, negocia-

ción y articulación con otros actores estatales y privados, y llegando a su 

implementación jurídica, económica y productiva, lo que da lugar a la 

evaluación del impacto y los resultados concretos para saber si funcionó 

y de qué manera la idea primigenia.

En segundo lugar, a esa “cocina” del armado de una política pública es-

pecífica, se le agrega la finalidad de explicar de manera pedagógica el 

sentido y alcance del rol del Estado en un sector estratégico como lo es 

la producción hidrocarburífera. Y aquí la clave radica en la incidencia 

del sector gasífero en dos niveles: por un lado, para las empresas pro-

ductoras con activos en Vaca Muerta y otras cuencas geológicas del país, 

así como para las provincias que detentan el dominio originario de los 

recursos naturales y se benefician con las regalías de dicha producción. 

Por otro lado, la gravitación repercute también en los consumidores do-

miciliarios, que se aseguran el acceso al gas a precios asequibles; en la 

generación eléctrica, que reemplaza con este gas otros combustibles al-

ternativos importados; y en el entramado industrial gas-intensivo, que 

se garantiza un insumo crítico para la producción y a precios compe-

titivos. A todos estos actores se le suma el sujeto responsable de este 

Programa de Estímulo, a saber: el Estado nacional. Ello, puesto que son 

múltiples los beneficios que retornan a las arcas públicas dada la inci-

dencia determinante del Plan Gas.Ar en la recaudación impositiva, el 

gasto del Tesoro y –fundamentalmente– el ahorro de divisas por causa 

del reemplazo de importaciones en dólares de GNL. Es aquí donde el 
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relato pausado, escalonado, entendible y ampliamente fundado se con-

vierte en una invitación a adentrase en una experiencia reciente sobre el 

accionar del Estado, muchas veces complejo o lejano a los ciudadanos, y 

aprehender los vaivenes que los hacedores de políticas públicas deben 

transitar para, al final del día, adoptar decisiones y plasmarlas en cursos 

de acción que sean transformadores de la realidad.

En tercer lugar, el caso del Plan Gas demuestra, a través de las páginas 

de esta obra, que es posible articular políticas entre el sector público y el 

sector privado, y que es tan valiosa la innovación ante coyunturas inédi-

tas como el aprendizaje de experiencias anteriores, incluso de adminis-

traciones de signo político diverso, siempre en pos de dar continuidad a 

políticas que tienden al beneficio del conjunto de la sociedad por enci-

ma de intereses sectoriales y miradas cortoplacistas de actores públicos 

y privados. Abogar por una herramienta que contenga una respuesta 

sistémica a un diagnóstico puntual se revela como un camino virtuoso 

hacia lo que solemos denominar “políticas de Estado”.

En cuarto y último lugar, la obra se inscribe en un debate actual refe-

rido al rol de los hidrocarburos en la transición energética como res-

puesta a la mitigación y adaptación frente al cambio climático. De allí 

la importancia de explicar de manera integral el papel del gas natural 

en la matriz energética de Argentina y su incidencia en la reducción de 

la intensidad de emisiones de gases de efecto invernadero. Asimismo, 

permite confrontar este proceso con el panorama internacional frente 

a los programas de descarbonización, especialmente luego de la guerra 

en Ucrania y sus efectos en la economía global. De esta manera, los as-

pectos geopolíticos también quedan abordados a partir de interrogantes 

y respuestas locales que se inscriben en un escenario de incertidumbre 

mundial en la materia.

En fin, se trata de un libro que constituye una saludable convocatoria 

a estudiantes de ciencias sociales y aprendices de gestores públicos a 
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conocer la anatomía y funcionalidad de un caso de política pública que 

funciona y lo seguirá haciendo, al menos, hasta el año 2028.

Finalmente, quisiera destacar la labor de EDUNPAZ, no solamente por 

el profesionalismo del trabajo de edición llevado adelante por todo el 

cuerpo editorial, sino porque creo que se inserta con total armonía en 

esta partitura que compone una reivindicación de lo público como orde-

nador de las acciones de la sociedad y, en última instancia, como trans-

formador de la realidad. Las publicaciones de nuestra editorial son de 

libre acceso porque pensamos que el conocimiento se genera inevita-

blemente en común, y entonces su circulación también debe ser común. 

Esto vale para todo tipo de conocimiento, pero tiene un valor adicional 

cuando alentamos que aquello que circule sean líneas que reivindican 

la gestión pública de los bienes comunes en articulación con los intere-

ses privados que coadyuvan al logro de objetivos que hacen al bienestar 

general.

Este libro, enmarcado en una universidad pública, escrito por uno de 

sus docentes e investigadores que además se desempeñó como funcio-

nario público, publicado en versión digital e impresa por una editorial 

que apuesta a la circulación común de los conocimientos, y cuyas líneas 

destacan la gestión pública de problemáticas comunes, creo que con-

tribuye notablemente a la reivindicación de la dimensión de lo público.

Darío Kusinsky

Rector de la Universidad Nacional de José C. Paz



Distintos factores (entre ellos, las altas temperaturas en India) dispararon 

la demanda de carbón destinado a la generación de energía; un otoño im-

previstamente húmedo en Australia interrumpió la producción y el trans-

porte ferroviario de carbón. Digo esto porque, mientras el mundo busca 

reducir las emisiones y cambiar a fuentes de energía crecientemente lim-

pias, el uso de carbón, petróleo y gas no se evapora de la noche a la maña-

na. De una parte de ese campo del tema energético se ocupa este libro de 

Juan José Carbajales, que tiene la propiedad infrecuente de explicar fácil 

lo difícil, de mostrar y fundar opiniones propias y sugestivas, sin por ello 

perder un ápice de rigor científico y apego a los datos. En esta excelente 

obra el autor –sin decirlo– muestra lo pésimo que es, como tesitura en la 

materia, confiar en el optimismo casi como única estrategia.

PRÓLOGO 
AHORA ES HOY
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Con una mirada estratégica capaz de contemplar no solo las necesidades 

del corto y mediano plazo, en noviembre de 2020 el gobierno del presiden-

te Fernández presentó el Plan Gas.Ar. El concepto de “estratégico” no es 

una simple lisonja, sino que ha sido reivindicado nada más y nada menos 

que por el devenir de los sucesos históricos, primero con la reactivación 

económica post COVID de 2021 –que se tradujo en un exceso de demanda 

de hidrocarburos, para la oferta disponible– y segundo por la invasión de 

Rusia a Ucrania, que disparó los precios del gas y del petróleo a nivel glo-

bal (y a una altura estratosférica).

Según indica su norma constitutiva, el Decreto N° 892/2020, el objeto del 

Plan Gas.Ar es producir en el plazo de cuatro años alrededor de 30.000 

millones de metros cúbicos de gas en las distintas cuencas gasíferas de 

nuestro país.

Esto no solo permitirá generar ingentes ahorros a las arcas públicas, 

sino que, a su vez, desatará un círculo virtuoso de inversiones que per-

mitirán aumentar la oferta exportable de energía, volviendo a la Ar-

gentina un actor de peso en un ámbito determinante para la economía 

global; brindará certidumbre a los usuarios residenciales e industriales 

sobre las capacidades de autoabastecimiento garantizando la seguridad 

energética; mantendrá precios comparativamente menores que los del 

mercado global a los fines de contribuir al crecimiento y al bienestar de 

la población; entre otras consecuencias.

No menor es el impulso que brindará al desarrollo regional, fomentando 

el empleo en las zonas aledañas a los yacimientos en operación, incre-

mentado por el crecimiento que deriva de la demanda interna de insu-

mos que producen las PyMEs abocadas a esta industria.

La seguridad energética es un objetivo determinante al momento de ana-

lizar los objetivos y los resultados de las políticas públicas, no solo garan-

tizando el autoabastecimiento, sino que a su vez consolidando a nuestro 

país como un actor de peso en un mercado de interés geoestratégico, 
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capaz de brindar soluciones regionales y globales, sin que ello implique 

ninguna pretensión de liderazgo, y sin ademanes de dominio y supremacía.

Es así que la miríada de oportunidades que se genera en materia de 

exportaciones es de una proporción que no conocíamos. No solo se 

puede aprovechar la infraestructura existente para abastecer a Chile y a 

Brasil, sino que a su vez se puede dar un salto de calidad, licuando nues-

tro gas, para así ofrecerlo en el mercado de gas natural licuado (GNL), 

irrumpiendo la Argentina en el cada vez más preponderante mercado.

Por su parte, en un mundo que debe esforzarse por reducir las emisiones 

de gases de efecto invernadero para evitar que el deterioro medioambien-

tal se acelere, multiplicando la sucesión y periodicidad de las catástrofes 

naturales y sus víctimas fatales y costos de reconstrucción, el gas argenti-

no es una herramienta clave en la transición a fuentes renovables.

Si bien estas industrias han crecido exponencialmente en los últimos 

años, la tecnología aun no se encuentra lo suficientemente madura. En 

este sentido el gas es determinante, puesto que es el hidrocarburo que 

menos contamina y que dotará al sistema de generación eléctrica de la 

seguridad y resiliencia de las que aún carecen otras fuentes.

En este devenir, hay un actor de suma importancia que ha permitido 

impulsar el desarrollo hidrocarburífero de nuestro país: YPF, el Estado. 

Desde su estado embrionario hasta liberar su mayor potencial, oportu-

nidad que se vuelve a presentar con el Plan Gas.Ar y las ingentes reser-

vas de Vaca Muerta.

Desde el declive del modelo agroexportador a mediados de la década 

de 1930 y el apogeo del modelo de industrialización por sustitución de 

importaciones a principios de los años cincuenta, proliferó en la Argen-

tina un sinnúmero de empresas de capital público, abocadas a sectores 

estratégicos de nuestra economía, que en aquellos momentos carecían 

de interés del sector privado.
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El sector energético es sin duda uno de los que se vio impulsado por 

el Estado en sus diferentes fuentes: oil & gas a partir de YPF; carbón a 

través de YCF; CAMMESA; IEASA/ENARSA y TRANSENER, sin mencionar 

el desarrollo de la energía nuclear a partir de la fundación de la CNEA y 

la operación de las centrales atómicas a través de Nucleoeléctrica. Dife-

rentes modelos de negocios, distintas formas jurídicas, pero siempre un 

jugador esencial para acompañar y posibilitar operaciones que benefi-

cian a la ciudadanía cada día.

En el año de su centenario, seguramente YPF tendrá muchas anécdotas 

para compartir, buenas, regulares o malas, ya sea su transformación de 

Sociedad del Estado a Sociedad Anónima en los años noventa; su rees-

tatización en 2012 y su nuevo rol dentro del mercado o su posterior reu-

bicación tras el cambio de gobierno a fines de 2015, coexistiendo con el 

resto de los actores de la producción y comercialización de hidrocarbu-

ros sin ostentar un rol de liderazgo en esa industria, aunque es correcto 

señalar que en esta etapa la empresa estuvo liderando al sector de la 

producción de hidrocarburos en Vaca Muerta.

Sin embargo, ante semejante efeméride para la compañía y momento his-

tórico para nuestro país, no caben dudas de que una serie de decisiones 

estratégicas correctas –como la apuesta por el Plan Gas.Ar y su sosteni-

miento en el tiempo– pueden transformar un escenario de vulnerabilidad 

en una oportunidad para alcanzar la tan ansiada soberanía energética, 

ahorrar divisas y consolidar a nuestro país como un exportador regional.

En este sentido, como asegura Juan José Carbajales, el desafío hoy es 

volver a ponerle la cinta de capitán a YPF. El rol de la empresa es cru-

cial, considerando el impulso inicial que las empresas públicas dan a 

proyectos de inversión de esta magnitud (Plan Gas.Ar). Previo al invo-

lucramiento de capitales privados, haciendo las veces de pionero, es un 

disparador determinante. Esta es otra de las virtudes que el autor ha 

impreso a su obra: la fuerza de convicción indispensable para sostener 

los planteos dotándolos de la necesaria persuasión.
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En los citados episodios es cuando se percibe que el rol de las empresas 

públicas, a diferencia de sus semejantes del sector privado, cuyo obje-

tivo último es maximizar ganancias, está dominado por el concepto de 

utilidad pública.

En este sector, y generalmente, los proyectos no son inicial ni nece-

sariamente rentables, pero resultan necesarios para el crecimiento y 

desarrollo de los países, y el bienestar social. Por ello es que el Estado 

se embarca en inversiones de semejante calibre, no por falta de visión 

comercial, sino por necesidad. Diversos cálculos de distintas fuentes 

indican que se espera que la demanda de carbón, petróleo y gas conti-

núe durante las próximas décadas, lo que significa que los combusti-

bles fósiles atraerán billones de dólares de capital hasta 2050.

Bloomberg (BNEF), proveedor estratégico de estudios en esta área, ha 

estilizado cuatro escenarios de transición energética compatibles con 

limitar el calentamiento global a 1,5 grados centígrados por sobre los 

niveles preindustriales. Dentro del marco de “mitad del camino” ideado 

por el Panel Intergubernamental sobre el Cambio Climático de la ONU 

(IPCC), en el que las tendencias sociales, económicas y tecnológicas no 

se apartan de los patrones históricos, se podrían gastar 13,5 billones de 

dólares en petróleo, gas y carbón entre 2021 y 2050.

Eso indica dos cosas: por un lado, que hay treinta años de actividad por 

delante y, por otro, que para los países que están del lado de la oferta hay 

que vender ya: ahora es hoy. Por todo lo expuesto, esta magnífica obra de 

Juan José Carbajales es una herramienta indispensable para internarse 

en un mundo tan dinámico, cambiante y necesario, con un óptimo plan 

de vuelo al alcance de la mano.

Rafael Bielsa

Embajador argentino en la República de Chile

Santiago de Chile, octubre de 2022





El Plan Gas.Ar se plantea como una herramienta de gestión surgida de la 

emergencia de la pandemia en pleno 2020. En una palabra, el Esquema 

de Gas Natural 2020-2024 fue el resultado de una decisión política que 

apuntaló y respaldó un proceso de negociación con la industria hidro-

carburífera cuyo objetivo fue generar un nuevo marco de fijación de pre-

cios de largo plazo que se tradujera en compromisos ciertos de inversión 

para abastecer la demanda interna de gas natural de hogares y usinas 

prevista para los próximos cuatro años, considerando la infraestructura 

existente y la capacidad de pago de los usuarios residenciales.

Pero este programa es más –mucho más– que una mera respuesta a un 

contexto de crisis. Por un lado, consiste en la adaptación idiosincrática al 

contexto mundial. En efecto, el proceso de transición hacia una matriz 

INTRODUCCIÓN
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energética que contribuya a mitigar los efectos del cambio climático y el 

cumplimiento de los Objetivos de Desarrollo Sostenible (ODS) aprobados 

por la Asamblea General de la ONU en materia de descarbonización y 

reducción de las emisiones de gases de efecto invernadero plantea un 

desafío gigantesco a nivel global. Allí inmersa, Argentina se ha dado una 

estrategia propia basada en sus condiciones endógenas de desarrollo, en 

su amplia dotación de recursos naturales y, en particular, en su específica 

matriz energética en cuanto a producción y consumo tanto de energías 

primarias como secundarias de fuente eléctrica. Así, la política pública 

que aquí analizaremos asume la premisa de que nuestro país posee un 

consumo de energía fuertemente dominado por los hidrocarburos y una 

muy alta participación del gas natural en la matriz primaria y en la ge-

neración de energía eléctrica, a la vez que reviste la característica de ser 

el recurso fósil “más limpio”. En este contexto, el Plan Gas.Ar persigue 

los siguientes objetivos: incrementar la participación del gas en el mix 

energético a expensas de los combustibles líquidos como gasoil y fueloil, 

aumentar la oferta gasífera de origen nacional y exportar los excedentes 

en períodos estivales donde hay un bajo consumo local/residencial.

Por otro lado, se trata –antes bien– de una política pública en materia 

energética que atravesó todas las etapas típicas de confección e imple-

mentación, y que cuenta –además– con una vocación de permanencia 

y consolidación que ya ha dado sus primeros pasos a nivel productivo y 

político, pues se verifica un sobrecumplimiento de los compromisos de 

inyección, al tiempo que su plazo fue extendido hasta diciembre de 2028. 

De allí que las notas más relevantes de dicho proceso resalten tres hechos 

destacables, a saber: un diagnóstico real y certero, una articulación sinér-

gica entre sector público y sector privado, y una decisión política firme de 

las autoridades nacionales de saber escuchar y luego avanzar.

En este marco, el presente libro intenta reflejar, de manera didáctica y 

reflexiva, los vaivenes fluctuantes del itinerario de dicha política públi-

ca, siempre surcada por bravíos oleajes pero conducida por decididos 
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timoneles –si se permite la metáfora naval–. Y decimos que tendrá un 

tratamiento “didáctico”, pues la pretensión última radica en intentar 

explicar de modo sencillo el cómo de una herramienta compleja cuya 

incidencia sectorial y macroeconómica son crucialmente sensibles para 

el país en su conjunto. Pero, a la vez, advertimos que la exposición po-

drá ser algo redundante puesto que las sucesivas etapas, instancias y 

estadios involucrados que serán objeto de análisis pretenden reflejar, 

de manera transparente y –por demás– cruda, de qué manera una idea 

germinal se transforma en un primer borrador, luego en una propuesta 

preliminar, más tarde en un proyecto puntual y finalmente en un pro-

grama coherente que resulta contenido en una norma positivizada de 

nivel legislativo. ¡Valga la redundancia, entonces! Y perdón, de antema-

no, por tanta reiteración.

Finalmente, es oportuno explicitar el anhelo de que esta obra sirva para 

aportar elementos de juicio a las ciencias jurídicas y políticas en el es-

tudio circunstanciado y enraizado de la realidad concreta de nuestro 

país en un momento histórico dado. Vaya, pues, este puntapié inicial 

para que estudiantes y jóvenes profesionales del sector público y priva-

do lo desgranen, critiquen y superen en futuros proyectos energéticos y 

de políticas públicas sectoriales. Reducir los niveles de pobreza y des-

igualdad, así como contribuir a mejorar la calidad de vida de nuestros 

compatriotas, es el gran estimulante. Hete aquí nuestro humilde aporte 

a este desafío aconcaguático.





CAPÍTULO 1. 
QUÉ ES UNA POLÍTICA PÚBLICA

1. FUNCIONES ESTATALES BÁSICAS

Los manuales de ciencia política y de derecho político1 suelen reseñar 

que, en un principio (cierto o teórico), hubo un “contrato social” por me-

dio del cual la población que habita un territorio y constituye una co-

munidad de intereses y valores decide darse a sí misma ciertas reglas 

de convivencia para evitar “la ley de la selva” y la amenaza constante del 

otro, en tanto “el hombre es el lobo del hombre”. De allí la creación del 

1	 Ver, entre otros, Abal Medina, J. M. (2010). Manual de ciencia política. Buenos 
Aires: Eudeba, pp. 102 y ss., y Ortiz, T. (1996). Política y Estado. Buenos Aires: 
Ed. Estudio, pp. 191 y ss., donde los autores abordan el desarrollo histórico 
del Estado moderno y el surgimiento del Estado argentino.
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“Leviatán” estatal que constituye una ciudadanía con derechos y obliga-

ciones y que encuentra su razón de ser en la garantía de la paz social y la 

promoción del orden y el progreso, sea lo que fuere que estos conceptos 

quieran decir en cada época histórica y en cada espacio determinado.

Lo cierto es que dentro de esas funciones estatales primordiales/noda-

les/indispensables solemos encontrar la educación, la salud, la defensa 

y la seguridad social al trabajo. Este tipo de actividades se traduce, por 

caso, en la construcción de escuelas y hospitales, en la dotación de un 

ejército y en el aseguramiento de un ingreso mínimo para la población 

pasiva (jubilados, personas con discapacidad y otros sectores vulnera-

bles de la sociedad).

De allí que, con fundamento en su alto valor social, el Estado –es decir, to-

dos sus habitantes e instituciones– adopta la decisión política de asumir 

la responsabilidad sobre tales actividades como una función indelegable 

de la Administración, cuya prestación hace al fundamento último de la 

autoridad y que, por ende, está abierta a todos los habitantes, indepen-

dientemente de su condición socioeconómica (incluso al decil más alto 

de la población identificada como aquella porción –por ejemplo– que en 

2021 tuvo que pagar el Aporte Extraordinario y Solidario a las grandes 

fortunas personales). Decisión que implica, pues, reconocer un derecho 

humano básico / elemental / inalienable / imprescriptible, cuyo ethos ra-

dica en la dignidad del hombre y la mujer.

Vale aclarar que el listado de este tipo de funciones no viene dado en 

ningún manual de ciencia política, sino que es producto del devenir his-

tórico de una sociedad dada; de allí que su postulación sea epocal y 

situada, no “natural o esencial”.

Veamos ejemplos de esas funciones inherentes al Estado: el hospital 

público, la escuela pública, el policía público, el alumbrado público, la 

plaza pública y el funcionario público. La redundancia intencional en el 

calificativo “público” busca reflejar el hecho de que todos esos servicios 
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son prestados en forma universal, tanto a ricos como a pobres –sean ciu-

dadanos o extranjeros–, y no se ha de discriminar según si el usuario es 

parte de un grupo vulnerable o no. Es cierto que estas actividades (que 

no son “servicio público” en sentido estricto) pueden ser gestionadas por 

diferentes jurisdicciones (Nación, provincias, municipios y entes mix-

tos) y dar lugar a una distribución según el domicilio del destinatario, 

pero nunca podrá derivar en una exclusión total del servicio.

Así, un usuario rico puede elegir no concurrir a la escuela o al hospital 

público (o no darse la vacuna provista por el Estado contra el COVID-19), 

como también puede optar por no demandar el auxilio de un policía o 

de un servidor público o evitar una plaza repleta de gente en pandemia; 

ello, pues tiene a disposición otras alternativas de carácter privado (co-

legios, clínicas, vigiladores de garita, profesionales idóneos de ejercicio 

liberal, clubes y gimnasios, etc. –o bien costearse el pasaje y estadía a 

EE.UU. para vacunarse antes de que le llegue el turno por edad–). A su 

vez, si el habitante rico decide –en cambio– usar las prestaciones pú-

blicas, el Estado puede recuperar parte del costo (cobrar un bono con-

tribución en un hospital o escuela, facturarle a la obra social prepaga, 

etc.). Pero lo que no puede hacer –de ningún modo– es marginar a aquel 

ciudadano sobreafortunado del derecho de acceder a las actividades ga-

rantizadas por las funciones básicas y elementales del Estado.

Ahora bien, ¿son los servicios de agua, luz, gas, transporte y comunica-

ciones una actividad que deba ser retirada del mercado y prestada con 

universalidad? ¿Deben ser declaradas legislativamente como “servicios 

públicos”? En Argentina se ha decidido que, en principio, sí correspon-

de hacerlo (especialmente las primeras tres), por involucrar la satisfac-

ción de las necesidades vitales de los habitantes. Pero, además, porque 

conllevan el desarrollo de redes de transporte y distribución, cuyo costo 

convierte en un óptimo económico su prestación por un único sujeto de 

carácter monopólico. De allí que la regulación sea más intensa y que se 
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fijen, entre otros parámetros, un precio regulado de comercialización a 

través de los cuadros tarifarios correspondientes.

El reconocimiento del contenido económico del servicio público impli-

ca bregar no solo por la forma en que este arriba al destinatario final, 

sino detenerse también en verificar cómo se origina el producto que 

será distribuido y entregado al consumidor o usuario en la última milla. 

Se trata, pues, de una cadena de producción, comercialización y reposi-

ción (para recuperar las reservas consumidas) que eslabona costos que 

deben ser retribuidos por los precios intermedios y, en última instancia, 

por el precio final. Es gráfico, por caso, describir que quien compra una 

garrafa de GLP en una localidad de la provincia de Misiones se lleva “un 

cachito de Vaca Muerta” a su casa, ubicada a más de 2.000 kilómetros de 

distancia. Y al ser un producto de raíz económica, para usufructuarlo 

debe abonarse su costo final o precio (como quien se compra un jean o 

una pizza o se suscribe a una plataforma de streaming); y quien no pueda 

afrontar ese costo, pues, entonces no podrá consumir el servicio. Y pun-

to. De esta manera, se preserva el funcionamiento endógeno del sistema 

en términos de costos y beneficios, no obstante generar un riesgo: que 

quienes no pueden afrontar con sus propios ingresos los costos acumu-

lados de toda la cadena de valor del bien energético –máxime en un país 

con inflación crónica y altos índices de pobreza e indigencia– quedan 

marginados de su consumo (a menos que su valor esté subsidiado por el 

Estado, discusión que abordaremos más adelante).

2. CONCEPTO DE POLÍTICAS PÚBLICAS

Ahora bien, sea que se trate de actividades propias e indelegables del Es-

tado, las cuales son prestadas de manera directa y universal; sea que se 

trate de un servicio público de carácter económico, de acceso a quien pue-

da abonar su costo; en todos los casos el desarrollo de estas labores debe 



35 Qué es una política pública

estar encuadrada –en términos genéricos– en lo que la teoría del derecho 

administrativo denomina “actividad estatal” o “función administrativa”.

En efecto, la Ley N° 24156 de Administración Financiera y de los Sistemas 

de Control del Sector Público Nacional, sancionada en el año 1992, regula 

el proceso de formulación y aprobación del Presupuesto General de la 

Administración Pública Nacional, por medio del cual el Poder Ejecutivo 

debe fijar anualmente los lineamientos generales, que contendrán los 

recursos (ingresos y fuentes de financiamiento) y gastos (cumplimiento 

de las políticas, planes de acción y producción de bienes y servicios) para 

el año siguiente. Con la reforma constitucional de 1994 estas facultades 

recalaron en la figura del jefe de Gabinete de Ministros (conf. art. 100, 

incs. 6 y 7, CN). Para ello, el ministro “coordinador” o primus inter pares 

debe evaluar el desarrollo general del país y proyectar las variables ma-

croeconómicas de corto plazo. Y, sobre esa base, confeccionar el proyecto 

y presentarlo a la Cámara de Diputados antes del 15 de septiembre de 

cada año.

En cuanto a su contenido, el Presupuesto debe estar encuadrado en el 

marco de las políticas (visión constitucional de los objetivos rectores 

del accionar del Estado), de los planes (líneas principales de gobierno) 

y de las estrategias (programas operativos de gestión) fijados al interior 

del Poder Ejecutivo, pero atinentes a los tres poderes del Estado (por 

ejemplo, se contemplan partidas específicas para el funcionamiento del 

Congreso y de los tribunales federales).

De ello se sigue que las políticas públicas estarán delimitadas, en ma-

teria presupuestaria, por los lineamientos fundamentales provenientes 

del ordenamiento constitucional. Un ejemplo en materia ambiental es 

el caso del Riachuelo. La política constitucional obliga a todas las autori-

dades a proteger el derecho a un ambiente sano; los planes de gobierno 
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receptan esta obligación –reforzada por la sentencia de la Corte Suprema 

en la causa “Mendoza”– y las estrategias operativas determinan el modo 

de encarar el saneamiento (vía organismos interjurisdiccionales como la 

ACUMAR), asignándole el marco de gastos y fuentes de financiamiento.

De esta manera, la discusión acerca de la pertinencia, alcance y límites 

de la función estatal estará regida por lo que se denomina, genérica-

mente, “políticas públicas”, y que abarca, como hemos visto, a las políti-

cas per se, a los planes específicos y las estrategias de gobierno por parte 

de todos los poderes del estado.

No obstante, no es sencilla la distinción entre “política” y “políticas”. Se 

han diferenciado2 tres dimensiones de “La Política”, a saber: (i) la insti-

tucional o formal (polity), que es la dimensión más amplia, caracterizada 

por un conjunto de reglas e instituciones acerca de cómo se accede y 

ejerce el poder dentro de un orden político dado; (ii) la dimensión políti-

ca en sí (politics), lo que suele llamarse la arena pública, y que está vincu-

lada con la lucha agonal por el poder entre diferentes actores que portan 

sus visiones del mundo, intereses y valores al espacio público (que a la 

vez puede ser dividido en “campos” específicos) donde se dirimen los 

conflictos a través de la articulación pacífica, la negociación concesional 

y/o la disputa hasta el límite de la lucha armada; y (iii) la dimensión de 

las políticas públicas propiamente dichas (policies), que son acciones u 

omisiones de gobierno que la Administración adopta u omite en pos 

de reconocer, abordar e intentar resolver los problemas cotidianos que 

componen la agenda pública, esto es, el conjunto de “cuestiones” que 

revisten una relevancia tal que son atendidas por el Estado.

De estas tres dimensiones nos concentraremos aquí en la última, en 

tanto y en cuanto es allí donde radica nuestro interés central: explicitar 

el proceso entero de una política pública en materia energética. Este proceso 

2	 Jaime, F.; Dufour, G.; Alessandro, M. y Amaya, P. (2013). Introducción al análisis de 
políticas públicas Florencio Varela: Universidad Nacional Arturo Jauretche, p. 56.
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secuencial abarca las siguientes etapas: creación, diseño, composición 

de centro y de borde, negociación, articulación, emisión y aprobación, 

implementación, renegociación, evaluación de impacto, ajuste y relan-

zamiento o finalización.

A efectos de proponer una delimitación del concepto de política pública, 

recurriremos a dos definiciones complementarias. Por un lado, la vertida 

por dos de los mayores exponentes de la ciencia política en Argentina, 

Guillermo O’Donnell y Oscar Oszlak, quienes sostienen que se trata de 

“un conjunto de acciones y omisiones que manifiestan una determina-

da modalidad de intervención del Estado en relación con una cuestión 

que concita la atención, interés o movilización de otros actores en la 

sociedad civil”.3 Con esta definición se da cuenta de que la acción estatal 

es una “intervención” –generalmente identificada con un valor peyora-

tivo, aunque no necesariamente– que surge a modo de respuesta a una 

interacción social con otros actores relevantes a través de un vínculo 

relacional en múltiples direcciones que se retroalimentan para (inten-

tar) resolver asuntos o “cuestiones” que adquieren un estatus visible y 

potente en la escena pública.

Por otro lado, una segunda definición más compleja –por extensión– la 

brinda Aguilar Villanueva, quien postula que las políticas públicas son 

un conjunto (secuencia, sistema, ciclo) de acciones, estructuradas 

en modo intencional y causal, que se orientan a realizar objetivos 

considerados de valor para la sociedad o a resolver problemas cuya 

solución es considerada de interés o beneficio público; cuya inten-

cionalidad y causalidad han sido definidas por la interlocución que 

ha tenido lugar entre el gobierno y los sectores de la ciudadanía; que 

3	 Oszlak, O. y O’Donnell, G. (1982). Estado y políticas estatales en América La-
tina: hacia una estrategia de investigación. Revista Venezolana de Desarrollo 
Administrativo, 1, 112 (citado en Jaime, F., 2013, op. cit., p. 58).
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han sido decididas por autoridades públicas legítimas; que son eje-

cutadas por actores gubernamentales y estatales o por estos en aso-

ciación con actores sociales (económicos, civiles), y que dan origen 

o forman un patrón de comportamiento del gobierno y la sociedad.4

De aquí se desprende un aspecto central de toda política pública, consis-

tente en la interacción o interlocución con terceros interesados, como por 

ejemplo porciones representantes del mundo del trabajo o de las corpo-

raciones, la sociedad civil organizada (las ONG o los “autoconvocados”), 

etc. Asimismo, se plantea la relación medios-fines entre los objetivos 

perseguidos y las acciones u omisiones desplegadas por el Estado para 

alcanzarlos.

Finalmente, siguiendo la caracterización de Fernando Jaime, diremos 

que las políticas públicas contienen las siguientes características:

- un contenido (recursos y productos);

- un programa (marco de referencia coherente);

- una orientación axiológica (ideología, valores, cosmovisiones);

- una autoridad legítima (con capacidad de coerción); 

- un propósito vincular (persuasión en un hacer determinado).

Asimismo, en una política pública pueden identificarse cuatro tipos de 

componentes, a saber:

- institucional (actor de autoridad legítima);

- decisional (por la afirmativa o la negativa);

- conductual (provoca efectos y reacciones sociales); 

4	 Aguilar Villanueva, L. (2009). Marco para el análisis de las políticas públicas. 
En F. Mariñez Navarro y V. Garza Cantú (comps.), Política pública y democracia en 
América Latina. México: Ed. Porrúa, p. 14 (citado en Jaime, F., 2013, op. cit., p. 59).
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- causal (pretende conseguir determinados resultados o desempeños en 

actores determinados).

Por último, toda política pública supone los siguientes elementos:

- un campo de acción o sector a influir con instrumentos variados;

- un conjunto de promesas a cumplir vía beneficios o sanciones;

- un proceso de conversión de los medios disponibles en los fines bus-

cados;

- un ciclo de acción y un conjunto de productos, resultados e impactos 

efectivos.

Vale destacar, de entre estos últimos elementos, el componente cíclico 

o procesual, en tanto

realización de acciones diferenciadas pero a la vez articuladas, que 

comprende además las intervenciones de múltiples actores como 

agencias con competencia política o técnica o como participantes 

con distinto grado de responsabilidad, involucramiento o continui-

dad […] que permiten atribuir sentido y consecuencias a la intencio-

nalidad del Gobierno y el Estado.5

Efectivamente, la gran mayoría de estos componentes, elementos y efec-

tos estarán presentes en el caso de la política pública de promoción de la 

producción de gas natural argentino denominada “Esquema 2020-2024” o 

“Plan Gas.Ar”, que analizaremos a continuación.

5	 Jaime, F. (2013), op. cit., pp. 59-61.





1. PREMISAS ESTRUCTURALES  
Y CONDICIONANTES SISTÉMICOS

La siguiente es la matriz determinante del Plan Gas.Ar, que los hace-

dores de esta Policy debieron asumir como un dato o serie de extremos 

ineludibles a la hora confeccionar el Programa 2020-2024.

• Gran dotación de recursos gasíferos (Vaca Muerta y otras formaciones 

convencionales y no convencionales), aptas para abastecer el mercado 

interno y sellar un perfil exportador.

• Economía estancada desde hace 10 años, fuertemente endeudada, con 

déficit en la cuenta externa (falta de dólares), una recesión desde 2018 

CAPÍTULO 2. 
ANTECEDENTES 
DE LA POLÍTICA PÚBLICA
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agravada por la pandemia, y alto costo del dinero para financiamiento 

de proyectos capital-intensivos.

• Entre un tercio y la mitad de la población nacional inmersa en con-

diciones de hábitat, trabajo y subsistencia por debajo de la línea de la 

pobreza e indigencia.

• Una sociedad civil activa, movilizada, demandante y aspiracional en 

materia de conquista y ejercicio de derechos civiles (de 1° generación), 

políticos (de 2° generación) y económicos, sociales y culturales (de 3° 

generación).

• Una empresa estatal de oil&gas sin liderazgo, significativamente en-

deudada y con foco en una diversidad de objetivos que la alejan del core 

business productivo.

• Una industria hidrocarburífera concentrada y mayoritariamente in-

serta en la burguesía nacional, pero sin affectio societatis, es decir, una 

defensa mancomunada de sus intereses sectoriales.

• Capacidades estatales razonablemente idóneas para el diseño y eje-

cución de políticas públicas, pero en permanente tensión y disputa al 

interior de la propia Administración.

• Capacidades humanas sólidamente desarrolladas a lo largo una his-

toria industrial centenaria en materia de exploración y explotación del 

subsuelo en todo el país.

• Infraestructura energética al límite de su utilización máxima de trans-

formación, transporte y evacuación de la producción desde las cuencas 

productivas hasta los centros de consumo.

• Capacidades de innovación científico-tecnológicas y de desarrollo pro-

ductivo en I+D con nichos de vanguardia, pero estándares bajos a nivel 

internacional.
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• Un proceso de transición energética dirigido por los centros de po-

der global que luce como amenaza a la industria hidrocarburífera, pero 

como oportunidad para el sector gasífero en tanto vehículo hacia la des-

carbonización.

• Servicios públicos regulados con tarifas crecientes no siempre afron-

tables por el conjunto de la población, pero sí por ciertos estratos no 

vulnerables, aunque muy retrasadas en términos relativos.

2. SITUACIÓN DEL SECTOR GASÍFERO EN ARGENTINA

La producción sistémica de gas natural en nuestro país tuvo sus inicios 

a partir del descubrimiento del yacimiento de gas convencional de Loma 

La Lata en la Cuenca Neuquina, en una concesión de YPF SE, a fines de la 

década de 1970. A esta cuenca productiva se le sumó la Cuenca Marina 

Austral con la producción somera de tipo offshore.

Así, tras la expansión de la producción de gas entre los años 1990 y 2004, 

la siguiente década estuvo caracterizada por un persistente declino en 

los niveles de producción. Esta contracción se produjo en un contexto de 

sensible expansión de la demanda, que creció entre los años 2004 a 2014 

a una tasa anual acumulativa del 2,5%, determinando una progresiva 

pérdida del autoabastecimiento y el incremento de las importaciones de 

gas natural desde Bolivia y de Gas Natural Licuado (GNL) para abastecer 

la demanda local.

Pero en el ínterin surgiría una buena noticia. A partir de la publicación 

de la agencia de energía de EE.UU. (EIA) en 2013,1 la formación Vaca 

Muerta de la Cuenca Neuquina se constituyó en la 2° reserva mundial de 

1	 Conf. U.S. Energy Information Administration (DOE) / Advanced Resources Inter-
national (ARI), 2013. Vale destacar que este informe no incluye los países de 
Medio Oriente y el Caspio.
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shale gas (802 TCF). De acuerdo con estas estimaciones, Argentina cuenta 

con recursos para sostener su nivel de consumo interno por la friolera 

de 193 años.

No obstante, el creciente nivel de demanda interna y de requerimiento de 

divisas para enfrentar las importaciones de gas natural (vía Bolivia y GNL) 

condujeron, a partir de 2012, a una modificación de las políticas públicas 

orientadas al sector. En este sentido, en el año 2013 se instrumentó el 

Plan Gas I destinado a recomponer el precio percibido por los productores 

y, con ello, de la producción local. Tras la finalización de dicho programa 

(complementado luego con el Plan Gas II), a fines del 2017 se instrumentó 

un nuevo programa de incentivos focalizado en la producción de gas no 

convencional (Resolución MINEM N° 46/2017) en las Cuencas Neuquina 

y Austral. Este plan de estímulo posibilitó el mantenimiento de la ten-

dencia expansiva de la producción, principalmente por el desarrollo del 

yacimiento Fortín de Piedra en Neuquén. Pero la sobreoferta de gas barato 

y el congelamiento de tarifas a partir de febrero de 2019 provocaron una 

caída abrupta de la producción que, a principios de 2020, ya se manifesta-

ba como el gran desafío para la nueva Administración.

3. ANTECEDENTES DE OTROS PLANES  
DE PROMOCIÓN AL GAS NATURAL

Justo es reconocer que el diseño del Plan Gas.Ar no fue una creación ex 

novo de la Administración que inició su gestión en diciembre de 2019, sino 

que partió de la experiencia consolidada a partir de una serie de progra-

mas de estímulo a la producción de gas natural que se habían desarro-

llado con distintos resultados desde el año 2008. En efecto, se trata de 

antecedentes de una política pública que reconoce fases previas y de las 

cuales se aprendió, tanto por error como por virtud. Así, los denomina-

dos Programa Gas Plus (yacimientos nuevos), Plan Gas I y II (producción 
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excedente) y Resolución N° 46 (reservorios no convencionales) sirven de 

comparación para establecer líneas de continuidad y ruptura con los pre-

cedentes del Esquema 2020/2024.

3.1. Gas Plus (2008)

Por medio de la Resolución SEN N° 24/08, de fecha 6/3/2008, se creó el 

programa de incentivo a la producción de gas natural denominado “Gas 

Plus”.2 Podían participar de este los productores firmantes del Acuerdo 

con los Productores de Gas Natural 2007 – 2011, y se procuraba brindar 

condiciones preferenciales de comercialización al gas natural prove-

niente de yacimientos que, por tratarse de nuevos descubrimientos y 

por sus condiciones geológicas, requerían de un mayor nivel de inver-

sión y, por consiguiente, de un mejor precio que el pactado en el merca-

do doméstico.

Así, el gas a producir debía provenir de “yacimientos nuevos”, esto es, 

que no hubieran tenido hasta ese momento producción comercial ni 

que, en superficie, se superpusieran con otros yacimientos que se en-

contraran ya en producción. Y el gas natural comercializado bajo la mo-

dalidad Gas Plus solo podía tener como destino el mercado interno.

En cuanto al precio de comercialización, a las empresas beneficiarias 

se les reconocía un valor por encima del de mercado, esto es, del citado 

Acuerdo de Productores 2007/2011. Se aprobaron más de 70 proyectos de 

inversión con un precio promedio de 5,2 USD/MMBTu. Pero, finalmente, 

este programa no tuvo –por diversos motivos– el resultado esperado. 

2	 Vale recordar que fueron varios los planes “Plus” que marcaron la gestión del 
entonces secretario de Energía, Daniel Cameron, entre 2003 y 2014 (ej. Plan 
Refino Plus).
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3.2. Plan Gas I (2013)

Este programa fue creado por la Resolución N° 1/13 de la ex-Comisión de 

Planificación y Coordinación Estratégica del Plan Nacional de Inversio-

nes Hidrocarburíferas (CPCEPNIH), la que fuera constituida en el Decreto 

N° 1.177/2002, que reglamentó la Ley de Soberanía Hidrocarburífera y la 

expropiación mayoritaria de YPF S.A.3

Por medio de este plan se incrementó el precio del gas en boca de pozo 

mediante un subsidio a las empresas que aumentaran su producción y, 

por lo tanto, actuó como dinamizador de la actividad gasífera en el país.

En efecto, el Plan Gas I reconocía un precio para la producción base y, 

además, aseguraba un precio de 7,50 USD/MMBTu para la producción 

excedente, permitiendo un sensible mejoramiento del precio prome-

dio percibido por las empresas, el que llegó a ubicarse en torno de los 

4,70 USD/MMBTu. La recuperación de los niveles de producción y, con 

ello, de la producción excedente condujo a una tendencia incremental 

en el precio percibido por las productoras hasta el año 2017.

Las características más relevantes del PGI eran las siguientes:

• Las empresas se comprometían a inyectar determinado volumen de 

gas natural por encima de una curva base teórica que reconocía un nivel 

de declino.

• Por la “inyección excedente” percibían un valor de 7,50 USD/MMBTu.

• Era una compensación del Estado nacional que les aseguraba un precio 

por encima del valor de mercado.

3	 Este plan, que fuera disruptivo para la industria gasífera en Argentina, fue 
promovido por el entonces ministro de Economía, Axel Kicillof, y gestionado 
por el equipo liderado por Nicolás Arceo y ejecutado por Juan Donnini y toda 
la Comisión de Inversiones Hidrocarburíferas, la que contó con el asesora-
miento técnico del presidente y CEO de YPF SA, Miguel Galuccio, y su equipo 
liderado por Carlos Alfonsi.
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Finalmente, y como puede advertirse a continuación, las empresas ins-

criptas aumentaron significativamente su producción, revirtiendo el de-

clino que traían y aportando producción adicional.

Gráfico 1. Producción de gas natural ene/12-abr/15 (en MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía.

3.3. Plan Gas II (2013)

La complementación de este programa fue implementada a fines de 

2013 mediante la Resolución N° 60/13 de la mentada comisión, luego de 

verificar que existía un conjunto de productoras que no se habían ad-

herido al Plan Gas I, puesto que contaban con una inyección reducida. A 

estas se les estableció una “inyección base ajustada” para cada período 

y toda la inyección que aportaran por encima de aquella recibiría una 

remuneración estímulo de entre 4 y 7,50 USD/MMBTu.

En cuanto a su diseño, uno de los puntos discutidos del PG I y II fue que 

el precio estímulo a la producción incremental no fue considerado como 
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precio de venta del gas natural en boca de pozo, por lo que no impactó 

en el monto de regalías que percibían las provincias productoras.

3.3.1. Resultados Plan Gas I y II

Como efecto de estos dos planes, el incremento de la producción de gas 

natural a lo largo de esos últimos años estuvo asociado al sensible dina-

mismo que exhibió la producción no convencional, en tanto el shale gas 

pasó de 1,5 MMm3/d en 2014 a más de 31 MMm3/d en 2019.

Ello permitió que con este Programa de Estímulo I y II se lograra revertir 

el declino de la producción de las empresas inscriptas, y que su produc-

ción creciera un 7,8% promedio entre diciembre 2012 y septiembre 2015; mien-

tras que las empresas no inscriptas presentaron una caída de 13,3%.

Gráfico 2. Producción de gas natural 2011-2015 (en MMm3/d).

Fuente: consultora Economía y Energía.
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A su vez, gracias al incremento de la producción de gas natural propiciada 

por el Programa se logró sustituir importaciones, lo que generó –desde su 

implementación hasta septiembre de 2015– un ahorro de divisas de casi 

6.000 MUSD. Asimismo, el Plan Gas I y II significó un ahorro fiscal total de 

casi $ 4.000 millones.

Gráfico 3. Producción de gas y ahorros 2011-2015 (en MMm3/d, 

 MMUSD y MM pesos).

Fuente: consultora Economía y Energía.
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4. RESOLUCIÓN N° 46 (2017)

El último antecedente en la materia,4 previo al dictado del Plan Gas.Ar, 

es la Resolución N° 46 del año 2017, aprobada por el entonces Ministerio 

de Minería y Energía (MINEM).5

Esta norma creó el Programa de Estímulo a las Inversiones en Desa-

rrollos de Producción de Gas Natural proveniente de Reservorios No 

Convencionales (tight gas o shale gas), principalmente a las concesiones 

ubicadas en la cuenca Neuquina donde está situada la formación Vaca 

Muerta. En un segundo paso se dio lugar también a la Cuenca Austral a 

través de la Resolución MINEM N° 419/17.

Este programa establecía un valor de producción inicial (P0) para cada 

concesión equivalente a la media mensual del período julio 2016 – junio 

2017; y determinaba la compensación que se pagaría por la producción 

incluida (PI) en el Programa.

El precio estímulo era de 7,50 USD/MMBTu para el año 2018, de 7 USD/

MMBTu para el año 2019, de 6,50 USD/MMBTu para el año 2020 y, final-

mente, de 6 USD/MMBTu para el año 2021.

Una característica distintiva del diseño de este programa fue que estaba 

destinado a proyectos que produjeran gas nuevo, esto es, que estuvieran 

en fase de “piloto” y desarrollaran producción desde cero. En efecto, en 

los considerandos de la norma se explicitaba el objetivo de “acelerar el 

paso de la etapa piloto a la etapa de desarrollo”, para lo cual los con-

cesionarios debían contar con “un plan de inversión específico” a ser 

aprobado por la Provincia y el MINEM.

4	 En forma previa, fue dictada la Resolución MINEM N° 74/2016, relativa al 
Programa de Estímulo a los Nuevos Proyectos de Gas Natural. Este plan no 
produjo impacto, por lo que pronto tuvo que ser reemplazado por la R46.

5	 Esta cartera estuvo conducida durante los dos primeros años de la gestión 
2015-2019 por Juan José Aranguren, técnico de extensa trayectoria en la in-
dustria del downstream petrolero, pero sin experiencia en la gestión pública.
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En consecuencia, toda la producción existente a ese momento quedaba 

prácticamente marginada del precio promocional, lo que produjo un nue-

vo mapa de “ganadores y perdedores”. Dentro del primer grupo se destacó 

la firma Tecpetrol, quien llevó adelante el desarrollo del área Fortín de 

Piedra, con una inversión cuantiosa y una eficiente velocidad de imple-

mentación. De allí que los resultados fueran sumamente destacados y, 

de alguna forma, inesperados. Y en la virtud radicó el efecto: fue tanta la 

producción adicional a la curva original declarada (proyección mensual 

de la producción incluida) al momento de la adhesión del proyecto al Pro-

grama de la Resolución N° 46, que terminó generando un diferendo con 

la Secretaría de Energía entre fines de 2018 y principios de 2019, el cual 

derivó en un juicio contencioso-administrativo aún en proceso.

Dentro del segundo grupo, la principal empresa perjudicada fue, justa-

mente, YPF SA, puesto que detentaba el mayor porcentaje de inyección 

de gas natural al mercado interno, esto es, el mayor número de yaci-

mientos productivos ya en desarrollo. Esta situación llevó a la compañía 

de bandera a una significativa pérdida de share en la producción y co-

mercialización de gas y, por ende, a la necesidad de cerrar pozos y revi-

sar sus negocios exportadores. Y semejante nivel de perjuicio no sería 

llamativo si no fuera porque el mismo Ministerio que diseñó la política 

pública era quien ejercía los derechos provenientes de la mayoría accio-

naria estatal en dicha compañía, a la vez que designaba al presidente, a 

varios de los directores y hacía nombrar a su gerente general.6

6	 Para un análisis de la sistemática destrucción de valor que sufrió la compa-
ñía entre 2015 y 2019, ver Carbajales, J. J. (coord.) (2021). Manual de empresas 
públicas en Argentina (1946/2020) (pp. 350 y ss.). José C. Paz: EDUNPAZ. Para 
un estudio de la información pública extraída de los balances consolidados 
de YPF SA, ver Gandini, N. (2/3/2020). Las cuatro razones que explican el de-
rrumbe de YPF hasta el valor más bajo de su historia. EconoJournal. Recupe-
rado de https://econojournal.com.ar/2020/03/las-cuatro-razones-que-expli-
can-el-derrumbe-de-ypf-hasta-el-valor-mas-bajo-de-su-historia/
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Dos innovaciones de este programa fueron: (i) el reconocimiento del 12% 

del precio estímulo en beneficio de las provincias en calidad de regalías; 

y (ii) el pago fraccionado del diferencial estatal o precio de fomento, en 

un “pago provisorio” equivalente al 85% de la compensación calculada 

en base a las proyecciones presentadas por las empresas, y un “ajuste 

de pago” del 15% restante en función del control y certificación de la 

información recibida.

Al margen, otro dato que se tornó sumamente relevante a la hora de 

diseñar el Plan Gas.Ar fue que la Resolución N° 46/17 todavía estaba 

vigente, por el plazo remanente de entre un año y un año y medio. Ergo, 

se planteaba la siguiente disyuntiva: (a) no tener en consideración esta 

producción subsidiada a la hora de considerar los compromisos de in-

yección a estimular con el nuevo programa; o bien (b) incorporarla, pero 

evitando que los productores beneficiados con este plus de precio se si-

tuaran en una situación ventajosa vis-à-vis la competencia en el concur-

so público a realizarse en la Ronda #1 del Plan Gas.Ar. Como veremos 

luego, se optó por la segunda alternativa, junto a una serie de mecanis-

mos que garantizaran la competencia entre los oferentes con y sin R46.

Gráfico 4. Evolución de la producción  

de gas natural 2012-2020 (en millones de m3/día).

Fuente: Secretaría de Energía.
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1. DEFINICIÓN DEL PROBLEMA  
Y ELABORACIÓN DEL DIAGNÓSTICO

1.1. Declino de la producción de gas natural

En efecto, producto del diferendo entre la Secretaría de Energía y la com-

pañía Tecpetrol, titular de la concesión en Fortín de Piedra, así como 

del congelamiento en los precios de los productos energéticos a través 

del Decreto N° 566/19 y de la falta de ajuste semestral de las tarifas de 

servicios públicos desde principios de 2019, a partir de mediados de ese 

año se evidenció una marcada caída de la inversión y, por ende, de la 

producción de gas natural.

CAPÍTULO 3. 
DISEÑO DE LA POLÍTICA PÚBLICA
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Por su parte, la demanda total registró en los primeros meses de 2019 

una caída del 3,8% respecto a 2018, año en el que se alcanzó un máximo 

histórico de consumo de gas (123,5 MMm3/día). La recesión económica, 

los incrementos tarifarios y el clima templado explican la contracción 

en la demanda. 

Esto último condujo, pues, a una creciente sobreoferta en el mercado de 

gas natural que, conjuntamente con la depreciación de la moneda en 

el primer cuatrimestre de 2018, condujeron a una disminución de los 

precios de este producto en el mercado local.

Así, el escenario a principios de 2020 resultaba contractivo en tanto in-

volucraba caída de la inversión y por consiguiente de la inyección, reper-

cutía en forma directa y/o indirecta sobre el nivel de demanda de trabajo 

y actividad general y, desde el lado estrictamente fiscal, impactaba sobre 

los ingresos de Nación y Provincias.

Gráfico 1. Composición de la oferta de gas natural interna y externa 

2011-2020 (en millones de m3@9300 kcal/día).

Fuente: Secretaría de Energía.
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Tabla 1. Producción y pronóstico de producción  

de las empresas 2019-2024.

Producción 
2019 

Producción 
2020 (1)

Producción
 2021(2) 

Producción
 2022(2)

Producción
 2023(2)

Producción
 2024(2)

Producción 
anual  

MM m2
44,415 24,065 38,892 36,008 32,455 29,673 

Producción 
diaria  

MM m2
122 113 107 99 89 81

Notas: (1) Producción Declarada Enero-Julio 2020 (SESCO);  
(2) Pronóstico de Producción según DDJJ Empresas.

Gráfico 2. Producción diaria de gas natural.

Fuente: Secretaría de Energía en base a DD.JJ. de las empresas.
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estímulo (Planes Gas I y II, Resolución N° 46/17), en 2020 la producción 

cayó respecto al año anterior más del 12%.

Gráfico 3. Producción de gas natural (en MMm3/día).

Fuente: Secretaría de Energía (año 2020 estimado).

Así, la caída de la producción de gas natural a partir de 2019 se explica 

principalmente por dos fenómenos:

1) La reducción del precio del gas natural en el mercado interno: esta merma 

ocurrió tanto para distribuidoras como para usinas, y fue resultante de 

una situación de sobreoferta generada por la simultánea caída de la de-

manda y el aumento de la oferta, producto de la Resolución N° 46/17, 

pero que no aseguró contratos que garantizaran clientes a precios y vo-

lúmenes determinados (por lo que YPF, por caso, tuvo que malvender en 

el mercado spot su gas para no cerrar pozos, ante los bajos precios que 

ofrecían sus competidores subsidiados); así como de definiciones regu-

latorias asociadas a la crisis macroeconómica que estalló en Argentina a 

mediados de 2018 y los resultados electorales, tales como la fijación del 

tipo de cambio a USD 41 para los contratos de las distribuidoras (conf. 

Decreto N° 566/19).
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2) La mejora en términos relativos de la rentabilidad de la producción de petróleo: 

en un contexto de convergencia a precio internacional y suba del barril 

en el mercado mundial que llevó a reubicar equipos de perforación de gas 

hacia petróleo. Con precios de gas a la baja, sin compromisos de entrega a 

corto plazo ni precios ciertos a mediano plazo (había solo licitaciones spot 

por parte de CAMMESA e IEASA), la actividad se redireccionó al mercado 

más rentable, relegando la inversión e inyección en gas natural.

Tabla 2. Pronóstico de producción de gas natural (en MMm3).

PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN DE GAS NATURAL

Empresa Prod. 2019 Pron. 2020 Pron. 2021 Pron. 2022 Pron. 2023 Pron. 2024

ALIANZA PETROLERA  
ARGENTINA S.A. 6 18 17 16 15

APCO OIL AND GAS  
INTERNATIONAL INC. (SUC. ARG.) 3.673

ARGENTA ENERGIA S.A. 0

CAPETROL ARGENTINA S.A. 119 2.066 2.223 1.691 1.297 966

CAPETROL S.A. 0 0 0 0 0 0

CAPEX S.A. 705.511 693.876 572.005 483.384 411.490 352.029

CHAÑARES ENERGIA S.A. 2.433 918

CHEVRON ARGENTINA S.R.L. 86.040 36.474

COLHUE HUAPI S.A. 1.957 1.513

COMPAÑÍA GENERAL DE COM-
BUSTIBLES S.A. 2.002.981 4.158.540 4.484.307 3.897.806 3.179.936 2.414.288

COMPAÑÍAS ASOCIADAS PETRO-
LERAS S.A. 48.894 47.2414 8.508 46.083 43.779 41.590

COPESA CIA CONSTRUCTORA 
PETROLERA SA 11 27

CRI HOLDING, INC. 2 0

CROWN POINT ENERGIA S.A. 0 0 0 0 0

ENAP SIPETROL ARGENTINA S.A. 1.468.486 1.941.347 1.379.998 1.284.478 1.154.143 978.731

ENERGIA COMPAÑIA  
PETROLERA S.A. 1.589 952 919 887 856 826
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ENERGICON S.A. 0 0 39.246 122.224 91.901 62.317

EXXONMOBIL EXPLORATION 
ARGENTINA S.R.L. 378.485 394.500 280.293 577.081 358.681 228.784

GEOPARK ARGENTINA  
LTD. (SUC. ARG.) 50.201 59.616 42.730 38.200 33.131 28.770

GRECOIL y CIA. S.R.L. 299 0

HATTRICK ENERGY SAS 0

HIGH LUCK GROUP  
LTD. (SUC. ARG.) 51 130 232 313 282 0

INGENIERIA ALPA S.A. 1.152 1.135

INGENIERIA SIMA S.A. 0 0 0 0 0 0

INTEGRACION ENERGETICA 
ARGENTINA S.A. 0

INTERENERGY ARGENTINA S.A. 20

JEMSE - JUJUY ENERGIA  
y MINERIA S. E. 3.419 3.470 3.000 2.700 2.300 2.000

KILWER S.A. 2.064 0

MADALENA ENERGY  
ARGENTINA SRL 21.140 41.635 33.613 31.471 26.374 22.891

MADALENA PETROLEUM  
(AMERICAS) LTD. (SUC. ARG.) 25.171

MEDANITO S.A. 45.840 39.144 24.631 13.546 12.276 11.178

O&G DEVELOPMENTS LTD S.A. 9.729

OIL M&S S.A. 0

OILSTONE ENERGIA S.A. 243.604 346.040 318.645 327.268 299.766 270.729

PAMPA ENERGIA S.A. 2.111.777 2.097.671 2.111.433 1.735.025 1.236.260 922.784

PAMPETROL S.A.P.E.M 2.835 3.204 4.310 6.570 8.040 6.460

PAN AMERICAN ENERGY  
(SUC. ARG.) LLC 453.085

PAN AMERICAN ENERGY SL 
4.770.324 5.206.436 4.472.920 3.789.332 3.290.566 2.908.296

PETROFARO S.A. 11.414 13.200 9.540 6.910 5.000 3.630

PETROLEOS SUDAMERICA-
NOS S.A. 59.99 348.377

PETROLERA ACONCAGUA 
ARGENTINA S.A. 2.621 1.994

PETROLERA CERRO NEGRO S.A. 165
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PETROLERA DEL COMAHUE S.A. 0 0 5.915 9.359 1.797 345

PETROLERA EL TREBOL S.A. 18.474 4.900

PETROLERA PAMPA S.A. 0 0 0 0 0 0

PETROLERA PATAGONIA S.R.L. 0

PETROLERA PIEDRA DEL 
AGUILA S.A. 0 0 0 0 0 0

PETROLERA SAN MIGUEL S.A. 0 7.200

PETROMINERA CHUBUT S.E. 0

PETROQUIMICA COMODORO 
RIVADAVIA S.A. 313.226 318.581 319.753 320.496 316.914 287.129

PLUSPETROL ENERGY S.A. 444.244 416.855 326.970 271.4202 25.3081 86.946

PLUSPETROL S.A. 1.112.206 1.542.647 1.429.587 1.678.534 1.974.439 2.176.783

PRESIDENT PETROLEUM S.A. 10.941 109.698 92.454 89.1967 9.0166 8.469

QUINTANA E&P ARGENTINA S.R.L. 458 402 332 276 229 191

ROCH S.A. 414.799 869.834 814.663 817.093 725.380 610.315

SAN JORGE PETROLEUM S.A. 4.899 4.052 3.200 2.500 2.000 0

SELVA MARIA OIL S.A. 1.242 1.519 6.987 15.006 16.319 13.185

SHELL ARGENTINA S.A. 44.868 79.001 319.139 380.188 445.495 512.812

SINOPEC ARG. EXPLORATION  
AND PRODUCTION, INC. 515.266 358.268 339.605 343.816 311.143 273.062

TECPETROL S.A. 6.027.844 4.735.932 4.181.710 3.970.318 4.187.035 4.337.602

TOTAL AUSTRAL S.A. 12.150.379 11.768.085 9.491.803 8.509.994 7.527.943 6.619.007

VISTA OIL & GAS ARGENTINA SA 402.261

VISTA OIL & GAS ARGENTINA SAU 315.344 1.079.283 530.738 533.120 610.952 650.764

WINTERSHALL  
DEA ARGENTINA S.A 5.599 6.055

WINTERSHALL ENERGIA S.A. 8.989

YPF S.A. 15.044. 10712.579.297 11.522.183 10.702.556 9.480.868 8.976.759

Total general 49.350.237 49.021.116 43.213.609 40.008.858 36.060.932 32.969.654

Fuente: Secretaría de Energía en base a DD.JJ. de las empresas operadoras.
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1.2. Pauperización de la población

El segundo gran problema que vislumbraron los hacedores de la política 

pública radicaba en un asunto contextual de raíz socioeconómica, a sa-

ber: la pauperización de gran parte de la sociedad, especialmente de los 

segmentos históricamente vulnerables, luego de 10 años sin crecimien-

to del PIB per cápita, dos años de recesión y más de uno de pandemia.

Un contexto de semejante gravedad quedó cristalizado en la medición 

semestral del INDEC, que convalidó un núcleo de pobreza del 42% de 

la población, esto es, unos 12 millones de personas, y de indigencia del 

10.5%, unos 3 millones de habitantes; en ambos casos al cabo del segun-

do semestre de 2020.1

Ergo, estaba claro que un gran número de argentinos y argentinas no podría 

afrontar un sistema de precios de la producción de gas natural compatible con 

un valor de reposición que revirtiera el declino que se venía verificando en los 

últimos 12 meses; ello, si no se pensaba en un esquema que involucrara, en pa-

ralelo, un esfuerzo estatal en favor de los usuarios empobrecidos, lo que se daría 

a través de un sistema generalizado de subsidio.

1.3. Aumento de importaciones

Adicionalmente, existe un efecto macroeconómico en la salida creciente 

de divisas, la exposición a precios internacionales y el alejamiento del 

objetivo primario de lograr el autoabastecimiento.

1	 INDEC (segundo semestre de 2020). Informes técnicos, 5(59). Recuperado 
de https://www.indec.gob.ar/uploads/informesdeprensa/eph_pobreza_02_
2082FA92E916.pdf
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Gráfico 4. Importaciones y declino de la producción 2020-2024  

(en MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía.

Tabla 4. Demanda, producción e importaciones, con y sin  

Esquema 2020-2024 (en MMm3/d, salvo producción anual en MMm3).

Produccion diaria 
(MMm3/d)

Produccion Anual 
(MMm3)

Importaciones 
diarias

Demanda 
abastecida diaria 

(MMm3/d)

Año Con 
esquema

Sin 
esquema

Con 
esquema

Sin 
esquema

Con 
esquema

Sin 
esquema

Con 
esquema

Sin 
esquema

2020 40150,0 40150,0 110,0 110,0 23,7 23,7 133,7 133,7

2021 39748,5 37040,2 108,9 101,5 24,8 32,2 133,7 133,7

2022 40343,5 34167,7 110,5 93,6 23,2 40,1 133,7 133,7

2023 40949,4 31521,4 112,2 86,4 21,5 47,3 133,7 133,7

2024 41562,6 29090,5 113,9 79,7 19,8 54,0 133,7 133,7

Fuente: Secretaría de Energía.
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1.4. Requerimientos crecientes de divisas

Otro efecto que se tornaba previsible a mediados de 2020 era que, de 

no implementarse ningún esquema que tendiera a revertir el declino 

creciente de la producción, los requerimientos de divisas irían propor-

cionalmente en aumento. De esta manera, se preveía que la salida de dólares 

necesarios para importar el equivalente al gas natural no producido localmente 

ascendería a una cifra superior a los 11.000 millones de dólares al cabo de los 

4 años (2021-2024).

Grafico 5. Importación de gas natural 2020-2024 (en MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía.
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Gráfico 6. Importación de gas natural 2020-2024 (en MM USD).

Fuente: Secretaría de Energía.

1.5. Diversidad de precios del gas natural en el mercado interno

Hasta diciembre de 2020 convivían en Argentina varias formas de defi-

nición de precios de gas natural para su comercialización en el mercado 

interno, a saber:

1) El precio que pagaban las distribuidoras por subasta anual: eran contratos 

definidos en febrero de 2019 con precios que surgían de una licitación 

organizada por la SEN y validada por el ENARGAS, que luego se plasma-

ban en contratos bilaterales entre productores y distribuidores, con una 

duración de 12 meses (y que luego se fueron prorrogando hasta casi por 

el doble de tiempo). Los precios acordados fueron fijados inicialmente en 

valores del orden de los 4,55 USD/MMBTu en promedio, pesificados a un 

tipo de cambio de USD 41. Posteriormente, por Resoluciones SEN N° 521/19 y 

N° 751/19 se difirió el ajuste semestral de tarifas, por lo que la devaluación del 

peso hizo que aquellos precios en dólares terminaran representando, a fines de 
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2020, un valor en torno a los 2,40 USD/MMBTu. En diciembre 2019, por la Ley 

de Solidaridad N° 27541 y la posterior declaración de la pandemia CO-

VID-19 en marzo 2020, tales precios fueron mantenidos.

2) El precio que pagaba CAMMESA por las licitaciones spot: eran compulsas 

a un mes vista, las que, en períodos de excedentes estivales, ubicaba el 

precio cerca de los 2 USD/MMBTu y, en períodos de invierno, lo elevaba a 

un máximo de 4,05 USD/MMBTu (este último en julio de 2020 llegó a redu-

cirse hasta 2,70 USD/MMBTu).

3) El precio que perciben los productores de la Resolución N° 46: surgía del 

Programa de Estímulo a la producción excedente de cuencas no con-

vencionales (que llegaron a totalizar unos 18 MMm3/día), con una du-

ración de cuatro años y un precio descendente; el cual, para 2020, era 

de 6,50 USD/MMBTu y, para 2021, año de su finalización, de 6 USD/MMBTu.

Por su parte, en términos generales, la evolución de los precios del gas 

en boca de pozo fue significativa en cuanto a su caída, que pasó de 

4,40 USD/MMBTu promedio en 2018 a unos 2,38 USD/MMBTu promedio 

2020 (enero/julio). Este precio ofrecía pocos incentivos al mantenimiento de 

la producción, por lo que el objetivo principal del Plan Gas.Ar fue “anclar” un 

bloque amplio para los siguientes cuatro años.
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Gráfico 7. Precio de gas natural en boca de pozo ene/18-jul/20  

(en USD/MMBTu).

Fuente: Secretaría de Energía.

Este cuadro de situación, que partió de volúmenes de producción de gas 

e inversión excedentes para la demanda existente en 2019, llevó en los úl-

timos años a una reducción muy significativa del precio promedio percibido por 

la industria, con la consiguiente paralización de las inversiones y el posterior 

derrumbe de la producción.
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Gráfico 8. Producción de gas natural y precio promedio 2005-2020  

(en MMm3/día y USD/MMBTu).

Fuente: Secretaría de Energía. 

La producción en el invierno de 2020 se ubicó unos 18 MMm3/día por debajo de 
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(iii) mantener, desde junio y por los tres meses de invierno, a plena carga 

ambas terminares de gas licuado,

(iv) agregar, durante ese período, las importaciones de gas natural des-

de Bolivia (al máximo nivel posible, incluso por encima del TOP si era 

factible),

(v) a la vez de complementar con consumos de gasoil y fueloil en CAMMESA, 

dado que no sería suficiente la provisión de gas para sus usinas térmicas.

(v) Luego, continuarían las importaciones en Escobar durante todo el 

año, así como el contrato con YPFB por los mínimos estivales.2

Tabla 5. Saldo comercial de gas natural sin Plan Gas.Ar 2020-2022  

(en MM USD).

Año Impo Bolivia Impo GNL Impo Gasoil Expo a Chile Saldo

2020 -918 -317 0 0 -1235

2021 -916 -1875 -591 0 -3196

2022 -916 -2236 -1946 0 -4877

Fuente: Secretaría de Energía. 

2	 Lo que no se previó a mediados de 2020 fueron dos hechos ocurridos un año 
más tarde, a saber: (i) el parate de producción durante 20 días en la Cuenca 
Neuquina producto de reclamos gremiales de autoconvocados del área de la 
salud, justo en las puertas del invierno y del inicio de los compromisos de 
inyección por parte de las empresas productoras del Plan Gas.Ar; y (ii) la baja 
hidraulicidad de la Cuenca del río Paraná, que afectó la generación hidroeléc-
trica de origen binacional y que llevó al Gobierno a la declaración, vía Decreto 
N° 482/2021, del “Estado de Emergencia Hídrica” por 180 días en las provincias 
de Formosa, Chaco, Corrientes, Santa Fe, Entre Ríos, Misiones y Buenos Aires, 
sobre las márgenes de los ríos Paraná, Paraguay e Iguazú.
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Tabla 6. Saldo comercial de gas natural con Plan Gas.Ar 2020-2022  

(en MM USD).

Año Impo Bolivia Impo GNL Impo Gasoil Expo a Chile Saldo

2020 -857 -317 0 9 -1165

2021 -916 -360 0 700 -576

2022 -877 -318 0 700 -494

Fuente: Secretaría de Energía. 

De esta manera, se partía de los siguientes supuestos:

a) el precio del gas de Bolivia en promedio superior a 5 USD/MMBTu,

b) el de GNL con futuros para 2021 en torno a 4,50 USD/MMBTu, más el 

costo de regasificación calculado en el orden de 1 USD/MMBTu, y

c) el gasoil en torno a 10 USD/MMBTu.

A partir de estas premisas, se planteaba que, para reemplazar unos 

25 MMm3/día en invierno (15 millones de declino más 10 millones 

adicionales de invierno posibles a inyectar en Neuquén), y entre 5 y 

10 MMm3/día el resto del año, el costo fiscal –respecto a construir un 

sistema de fijación de precios consistente con la inversión y el soste-

nimiento de volúmenes de inyección– sería neutro en el corto plazo, 

pero implicaría un ahorro fiscal ya en un plazo superior a un año.

Vale aclarar que el valor previsto para el GNL se manifestó harto optimista, puesto 

que las compras por parte de IEASA promediaron en 2021 los 8,33 USD/MMBTu, 

como se consigna a continuación. Ello, por efecto de las disputas geopolíticas 

entre EE.UU. y China, la “guerra comercial” que estresó las cadenas de su-

ministro (faltante de semiconductores/chips, parate industrial chino, etc.) 

y las negociaciones entre la OPEP+ y Europa/EE.UU.
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Gráfico 9. Precio de compra de GNL 2018-2021 (en USD/MMBTu).

Fuente: IEASA.
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Gráfico 10. Costo importación gasoil y fueloil nov/19-junio/21  

(en $/MWh).

Fuente: CAMMESA.
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2. DISEÑO DE LA HERRAMIENTA  
Y DECISIÓN POLÍTICA DE RESPALDO

2.1. Concepción del instrumento

Definido el problema de fondo (en sus múltiples explicitaciones) y ela-

borado el diagnóstico (en sus trazos principales), solo quedaba diseñar 

la herramienta de política pública que abordara la cuestión crítica e in-

tentara resolver tales dilemas.

El Esquema de Gas Natural 2020-2024 fue el resultado de una decisión 

política que apuntaló y respaldó un proceso de negociación con la in-

dustria hidrocarburífera cuyo objetivo fue generar un nuevo marco de 

fijación de precios de largo plazo que se tradujera en compromisos cier-

tos de inversión para abastecer la demanda de gas natural prevista para 

los próximos cuatro años, considerando la infraestructura existente y 

los márgenes de afrontabilidad por parte de los usuarios residenciales 

del servicio público de gas por redes.

El proceso de negociación apuntó a garantizar la participación de to-

dos los jugadores del mercado de gas en el esquema planteado, a fin de 

maximizar la competencia y promover volúmenes suficientes a precios 

competitivos.

A tales efectos, se constituyó en el seno del Ministerio de Desarrollo 

Productivo un grupo de trabajo compuesto tanto por funcionarios po-

líticos como por profesionales de perfil técnico, en todos los casos con 

sobrada experiencia específica y vasta trayectoria en los sectores hi-

drocarburífero y eléctrico. Si bien los intercambios de ideas a nivel in-

terno datan del verano de 2020 (e incluso pueden rastrearse en el “plan 

de acción o plataforma programática” de la coalición política que ac-

cede al Gobierno en diciembre de 2019, así como en algunas ideas pre-
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liminares discutidas entre profesionales de la SEN y técnicos de YPF), 

la discusión específica se intensificó en plena pandemia, una vez que 

la Secretaría de Energía finalizó la confección del denominado barril 

“criollo”, que fuera aprobado por medio del Decreto N° 488/2020.3 Así, 

es plausible fijar al 19 de mayo de ese año (día del dictado del referido regla-

mento) como hito para el inicio del proceso de elaboración de la política pública 

de estímulo al gas natural argentino, el cual culminaría con el dictado, el 16 

de noviembre, del Decreto N° 892/2020 y su posterior implementación para 

fijar su inicio formal el 1° de enero de 2021; esto es, más de 7 meses después.

2.2. Equipo responsable

• El mencionado grupo de trabajo, que no fue institucionalizado a través de una 

disposición normativa sino conformado por decisión ministerial, estuvo com-

puesto tan solo por 4 profesionales. Es pertinente referenciar la morfología 

de dicho equipo técnico-político, que trabajó codo-a-codo en los meses 

iniciales de la pandemia, a saber:

• El economista Esteban Kiper, Subgerente General de CAMMESA y es-

pecialista del área eléctrica, responsable de coliderar las negociaciones 

y –entre otros temas– de diseñar el esquema económico-financiero de 

empalme con la Resolución N° 46;

• El economista Sebastián González y el licenciado en comercio Nicolás 

García Kraemer, dos expertos con vasta experiencia en la Secretaría de 

Energía y en CAMMESA, respectivamente, quienes aportaron la invalo-

rable visión de quienes libraron numerosas batallas en defensa del in-

terés público energético y guardan la memoria de aquellas decisiones 

3	 Ver Carbajales, J. J.; Tito, V. y Sánchez Osés, S. (2020). Barril “criollo”: regula-
ción federal para una política hidrocarburífera concertada. Revista Argentina 
de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y Minería (RADEHM), 25.
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que funcionaron (y hay que mantener) y/o que fracasaron (y hay que 

revisar);

• El autor de esta obra académica, quien se desempeñaba como subse-

cretario de Hidrocarburos de la Nación y tuvo la tarea de liderar el proce-

so y de redactar jurídicamente el texto del decreto en cuestión.

A este núcleo duro se sumaron –en paralelo– el economista Ramiro 

Manzanal (delegado del Ministerio de Desarrollo Productivo en el Direc-

torio de YPF), y los abogados Federico Amadeo y Cecilia Garibotti por la 

mencionada Subsecretaría y el gabinete ministerial, respectivamente. 

Y todo este equipo, por cierto, conducido políticamente por el ministro 

Matías Kulfas y el presidente Alberto Fernández.

Finalmente, en una segunda fase también participaron el licenciado 

Leonardo Mastronardi (f) y los abogados Verónica Tito y Santiago Sán-

chez Osés, junto a la ingeniera Maggie Videla Oporto, quien era asesora y 

pasó a desempeñarse como subsecretaria de Hidrocarburos, y que luego 

implementó las rondas licitatorias junto a todo su equipo técnico.

Así, este mapeo personalizado y la procedencia de estos integrantes 

opera como muestra para destacar el aporte de los “cuadros políticos” 

pero, antes bien, de la trayectoria del capital humano en las estructu-

ras estatales o semipúblicas, la cual cobró un valor de suma relevancia 

atento la importancia que los hacedores de políticas públicas adjudica-

ron, en este caso, a las experiencias de los programas previos, con sus 

puntos rescatables y sus aspectos mejorables. Nada más oportuno que 

funcionarios y expertos que, con la visión del Estado como norte, pon-

gan a disposición su vasto conocimiento del sector gasífero, adquirido 

en diversas posiciones de gestión durante los últimos 4 lustros.
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2.3. Funcionamiento

No obstante, esta falta de organicidad no impidió que llevara adelante 

sus actividades de forma “pública”, entendiendo por tal a las reuniones 

por videoconferencia (vía plataformas Zoom o Teams), típicas de los me-

ses iniciales del ASPO, cuando estaban llanamente prohibidas las reu-

niones presenciales. Estos encuentros virtuales se extendieron:

(i) al interior de las agencias estatales,

(ii) a la amplitud de los jugadores de la industria, y

(iii) a los múltiples niveles de organización de un país federal en el cual 

el “dominio originario” de los recursos naturales está reconocido a los 

Estados subnacionales.

Es de destacar el nivel de diálogo, intercambio horizontal franco, directo 

y por momentos tenso, pero siempre de buena fe, para con los actores 

principales del sector productivo en la industria del gas natural; proceso 

que estuvo guiado –en todo momento– por la procura del bien común a 

través de una herramienta pensada tanto para la industria como para 

el conjunto de la población. A tales fines, la propuesta debía superar el es-

tándar de circunstancialidad y cortoplacismo para ubicarse en el atalaya de un 

simple y puro “sistema” que trascendiera su época y reivindicara la vocación 

de permanencia más allá de los actores ocasionales que lo discutieran y elabo-

raran; al mismo tiempo, debía superar la tendencia sectarista y ombliguista de 

algunos actores de la industria que a menudo buscaban su propio interés 

por sobre el conjunto (o, al menos, intentaban aliviar la molestia espe-

cífica que su situación relativa les causaba como “piedra en el zapato”).

Así, levantar la vista y atender al objetivo sistémico no era una nimie-

dad si se piensa en un sector de altísima relevancia para la economía, 

compuesto por:
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(a) players locales e internacionales,

(b) de capitales públicos, mixtos y privados,

(c) con un uso laboral y financiero intensivos,

(d) con gran poder de lobby,

(e) con portafolios globales en muchos casos,

(f) generalmente habituados a las ayudas estatales; pero que, al mismo 

tiempo,

(g) suelen reclamar, como principio, la existencia de reglas de mercado.

En fin, puede concluirse que la “mesa” de gestación, discusión y diseño de esta 

política pública pudo constituirse como un espacio idóneo –y tal vez poco habi-

tual– de apertura a diferentes visiones, todas válidas y constructivas, aunque 

no siempre compatibles entre sí, que finalmente pudo moldear una respuesta 

sólida y duradera a un diagnóstico compartido tanto por el sector público como 

por el privado.

3. PROPUESTA DE LA SECRETARÍA DE ENERGÍA  
BAJO LA ÓRBITA DE PRODUCCIÓN

Es interesante repasar la evolución del proceso de discusión, planifica-

ción, armado de bosquejos, diseño de los primeros borradores, rediscu-

sión interna, apertura a actores externos, recepción de comentarios, de-

bate de concepciones generales, visualización de aspectos particulares, 

rediseño de aspectos específicos y nueva ronda de presentaciones con 

actores relevantes.

Así, en el mes de julio de 2020, el Ministerio de Desarrollo Productivo, 

en cuyo organigrama contaba con la responsabilidad primaria sobre 
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la Secretaría de Energía,4 presentó públicamente la primera propuesta 

concreta de lo que sería este plan de estímulo, la que se resumió en tan 

solo 17 puntos, tal como luce a continuación.

3.1. Propuesta de estímulo a la producción  
de gas natural de largo plazo

Criterios generales:

1. Se crea un programa de estímulo al gas del tipo Plan Gas 4.0 y/o se con-

voca a un Acuerdo de Productores.

2. Los objetivos son: (i) viabilizar inversiones en producción, (ii) proteger la 

cadena de valor de toda la industria nacional gasífera, (iii) mantener los 

puestos de trabajo, (iv) incentivar la innovación tecnológica, (v) sustituir 

importaciones de GNL y combustibles líquidos, (vi) disminuir el costo 

fiscal y coadyuvar con una balanza energética superavitaria, y (vii) gene-

rar certidumbre de largo plazo al sector hidrocarburífero.

3. El precio de incentivo es de 3,50 USD/MMBTu.

4. El plazo es de 4 años, con posibilidad de extensión tras haberse revisado 

los volúmenes, precios y posibilidades de inversión en infraestructura.

5. Los productores adherentes comprometen una curva de producción por 

cuenca y mes, la cual deberá –como mínimo– sostener la producción ac-

tual (mayo 2020). En caso de aumentar, esta producción tendrá prioridad 

de asignación. No se autorizan compensaciones entre cuencas.

6. Los compromisos de entregas en PIST por parte de cada uno de los 

productores que adhieran son para abastecimiento de distribuidoras y 

4	 Cuyo titular era el Ing. Sergio Lanziani.
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CAMMESA. El volumen comprometido no podrá ser superior al 70% de 

su curva de producción informada.

7. El volumen total ascenderá a 70 MMm3/d, de los cuales 8 MMm3/d ten-

drán destino de exportación fuera del período estacional de invierno. 

Los volúmenes promedio (diario y mes) serán comprometidos a través 

de contratos con un TOP 75% mensual y un DOP 100% diario.

8. Los adherentes que cumplan tendrán prioridad de venta a CAMMESA 

y distribuidoras en períodos con excedentes de demanda. Dicha prioridad 

también aplicará en caso de que CAMMESA y/o las distribuidoras tengan 

que tomar volúmenes inferiores a la CMD en períodos de baja demanda 

(se reducirá a TOP en primera instancia a quienes no hayan cumplido 

con la inyección total en meses previos).

9. La Secretaría de Energía definirá el costo a ser trasladado a la demanda vía 

tarifa (passthrough). De ser inferior al precio de incentivo, el diferencial 

quedará a cargo del Estado Nacional vía subsidio.

10. El Estado nacional abonará a cada Productor que cumpla la brecha entre el 

precio facturado y el precio incentivo. No se pagará incentivo al volumen 

destinado a exportación.

11. Para el pago del incentivo, se analiza a mes vencido el cumplimiento de 

las entregas comprometidas. El incumplimiento de un mes particular 

implica la imposibilidad de cobrar el incentivo en dicho mes.

12. Se creará un fondo de garantías (símil RenovAr) para respaldar el pago 

del incentivo. Se instrumentará un mecanismo ágil y transparente de 

pago.

13. Parte del volumen comprometido será autorizado para exportación fue-

ra del período estacional de invierno (15/9 a 15/5 de cada año). Se priorizará 

su asignación a quienes propongan las mejores condiciones de produc-

ción y un mayor volumen, así como den debido cumplimiento a tales 

compromisos.
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14. La fecha de inicio es el 1° de agosto, una vez finalizado el mecanismo de 

transición para el abastecimiento de la demanda prioritaria (extensión 

de los acuerdos vigentes).

15. A lo largo del período cuatrianual, cada productor deberá cumplir 

con las entregas de sus volúmenes comprometidos y con la curva de 

producción informada, salvo falta de demanda.

16. En caso de incumplir las obligaciones asumidas, el productor dejará 

de percibir el precio incentivo en el período de incumplimiento y podrá 

perder la correspondiente participación.

17. El volumen comprometido en otros programas de incentivo a la produc-

ción de gas (ej. Res. N° 46) no podrá ser incluido durante la vigencia del 

presente acuerdo, salvo que el titular renuncie al beneficio del programa en 

cuestión.

Si se mira con detenimiento, se advertirá que el núcleo de esta pro-

puesta atravesó de manera indemne el resto del proceso y alcanzó, 

fortalecida, la instancia de aprobación vía DNU, unos 5 meses después. 

Claramente, la fecha de inicio fue sucesivamente pospuesta, pero el 

“corazón” de la idea se mantuvo.

En dicha ocasión, el ministro de Desarrollo Productivo, Dr. Matías Kulfas, 

justificó la propuesta a partir de los siguientes fundamentos:

a) Sinergia público-privado: el Estado lleva adelante su capacidad de pla-

nificación en cuanto al sistema de gas, estima los niveles de oferta y de 

demanda, y realiza una agregación de esta última en vistas a consolidar 

un bloque uniforme a largo plazo (70 MMm3/d en los 365 días del año por 

4 años y un volumen adicional en cada Período Invernal de esos 4 años). 

Y el mercado compite libremente por abastecer a dicha demanda, lo que 

favorece la reducción de precios.
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b) Contractualización del mercado a largo plazo: se convoca a la firma de con-

tratos directos entre productores y la demanda prioritaria, por un lado 

(con las distribuidoras) y la demanda de usinas térmicas (con CAMMESA).

c) Objetivos:

a.	viabilizar inversiones inmediatas en producción en todas las 

cuencas,

b.	satisfacer las necesidades de gas con el producido de nuestros 

yacimientos,

c.	proteger los derechos de los usuarios y consumidores,

d.	proteger la cadena de valor de toda la industria gasífera,

e.	mantener los puestos de trabajo en la cadena de producción,

f.	 cuidar los ingresos de los usuarios finales vía tarifa,

g.	sustituir importaciones de GNL y combustibles líquidos,

h.	disminuir el costo fiscal de los subsidios,

i.	 coadyuvar con una balanza energética superavitaria,

j.	 generar certidumbre de largo plazo en el sector,

k.	establecer un sistema transparente abierto y competitivo.

d) Precio competitivo de mercado: el precio del gas en PIST surgirá de la con-

currencia en las subastas libres en un marco de competencia, pero con 

condiciones que fija el Estado para asegurar los objetivos (ej. obligación 

de invertir para evitar el declino de la producción). Se fija un precio tope 

a los efectos de incorporar la curva de eficiencia del último lustro (desde 

los 7,50 USD/MMBTu de los PG I y II y de la Res. N° 46).

e) Plazo: se apunta al mediano plazo, esto es, a 4 años, a los efectos 

de viabilizar inversiones sostenidas y normalizar el mercado. El plazo 

se duplica a 8 años proyectos offshore puesto que son desarrollos que 
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requieren un horizonte mayor. Este Esquema podría ser continuado 

mediante subastas anuales que vayan adicionando un período anual al 

final de cada bloque de 4 años, a efectos de mantener y aumentar los 

volúmenes involucrados.

f) Compromiso: los productores deberán comprometerse a lograr una cur-

va de producción por cuenca que garantice el sostenimiento de los ni-

veles del trimestre mayo-julio-julio de 2020. Esto, en una actividad con 

declino geológico, implica un volumen de inversión significativo que –a 

la vez– tracciona los niveles de empleo.

g) Prioridad de inyección: se le reconoce prioridad para la inyección en 

períodos con excedentes de oferta (estivales) a quienes resulten con pre-

cios más competitivos en la subasta, con lo cual se favorece la eficiencia 

en las asignaciones.

h) Prioridad de exportación: se le otorga prioridad para exportar en firme 

hasta 6 MMm3/d fuera del período estacional de invierno a quienes tam-

bién sean más competitivos. Asimismo, otros 5 MMm3/d serán habilita-

dos en firme a quienes participen de la subasta. Objetivos: desarrollo del 

mercado de exportación a Chile e incentivo de la concurrencia.

i) Tarifas y subsidios: la Secretaría de Energía definirá cuáles son los ni-

veles de traslado (pass through) del costo a la demanda prioritaria. De 

esta manera, se establece el contenido de la política pública de subsi-

dios a fin de proteger a los segmentos vulnerables de la población. Los 

contratos con las distribuidoras reflejarán esos niveles tarifarios y serán 

firmados en moneda local.

j) Inicio: en función de los plazos necesarios para lograr inyección en 

mayo de 2021.

k) Penalidades por incumplimientos: habrá reducciones proporcionales del 

Precio Ofertado y hasta se podrá perder la participación en el Esquema. 

Si se incumple el compromiso de inyección en el Período Invernal se 

abona una penalidad adicional.
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l) Relación con planes de estímulo hoy vigentes: se promueve el acople con el 

Programa de estímulo dispuesto en las Resoluciones N° 46-E/2017, 419-

E/2017 y 12-E/2018. Este propósito tiene como objetivos:

a.	que los volúmenes de la Res. N° 46 queden incorporados en el 

presente Esquema,

b. que aquella inversión del Estado redunde ahora en precios com-

petitivos,

c. que queden contemplados los derechos de los beneficiarios.

Se han previsto una serie de opciones de ingreso a fin de igualar las con-

diciones de partida de todos los productores. Y se establecen medidas 

que comenzarán a tener vigencia al momento de finalización del citado 

programa (enero de 2022).

Se exige el desistimiento a todo derecho, acción o reclamo, presente o 

futuro, administrativo, judicial, extrajudicial, y/o arbitral, en la República 

Argentina, en el extranjero y/o en el ámbito internacional, incluyendo 

tratados de promoción de inversiones extranjeras, en relación con cual-

quier cuestión vinculada a solicitudes de pago que excedan la proyec-

ción mensual de producción (curva original).

m) Singularidad del offshore: se han diseñado condiciones particulares 

para los desarrollos costa afuera dado las características diferenciales 

en materia de: (i) costos de inversión y logística; (ii) condiciones meteo-

rológicas y oceánicas extremas; (iii) riesgo geológico alto; (iv) operación 

y mantenimiento que requiere medios marinos y aéreos de soporte, tra-

bajos de buceo y personal altamente capacitado.

Nuevamente, se vislumbra en este recorrido a través de la motivación de lo que 

sería luego aprobado mediante un decreto presidencial con rango de ley, que 

la unidad conceptual era clara y que sobraban razones para llevarla adelante.
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Finalmente, en fecha 6/8/2020, el Ministerio de Desarrollo Productivo 

hizo la presentación final del esquema,5 en una propuesta que ya esta-

ba consensuada con los actores de la industria. La versión presentada 

contaba con una veintena de puntos y era un resumen del borrador que 

consistía en un programa detallado en más de 100 puntos a lo largo de 

unas 10 hojas. Dicha síntesis fue la siguiente:

3.2. Esquema de oferta y demanda de gas natural 2020-2024

1. Los productores que deseen participar deberán comprometerse a sos-

tener o aumentar la inyección promedio del trimestre mayo-julio 2020.

2. Se licitan 70 MMm3/d de gas que entran en el bloque base de 4 años, que 

no pueden representar más del 70% de la producción de las empresas. 

Lo que define un volumen mínimo a inyectar de 100 MMm3/d, a partir de 

mayo de 2021. Los contratos comenzarían desde septiembre/octubre 2020.

3. Se licitarán volúmenes adicionales para los períodos estacionales de in-

vierno de esos 4 años, en función de las capacidades de transporte rema-

nentes contratadas por las demandas de distribuidoras y usinas térmicas.

4. La licitación se divide por cuenca. Para el bloque base se licitan 

2,8 MMm3/d en Noroeste, 47,2 MMm3/d en Neuquina, y 20 MMm3/d en 

Austral. En caso de no cubrir el volumen de una cuenca determinada, 

se asignará dicho volumen a ofertas de otras cuencas siempre que haya 

capacidad de transporte contratada y disponible.

5. Para la producción offshore se establece un plazo adicional de 4 años (total 

de 8). Una vez iniciado el plazo adicional, los volúmenes comprometidos 

por cada productor para el abastecimiento de la demanda comprendida 

5	 Argentina. Ministerio de Economía (6/8/2020). Kulfas presentó los lineamien-
tos del Esquema de Gas 2020-2024. Recuperado de https://www.argentina.gob.
ar/noticias/kulfas-presento-los-lineamientos-del-esquema-de-gas-2020-2024
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deberán ascender al 70% de la producción que tenga a partir de septiembre 

2024. En adelante, el productor deberá cumplir con los contratos firmados 

con las distribuidoras y CAMMESA.

6. Los productores offshore deberán compensar el diferencial entre la 

producción base y su producción real, con gas importado o inyeccio-

nes superiores a las comprometidas, durante los meses de junio, julio y 

agosto de los primeros 4 años del esquema. A tal efecto se considerará 

la producción base total de la cuenca de cada productor.

7. En caso de no alcanzarse el volumen de 70 MMm3/d del bloque en 

la primera ronda, se prevé segunda ronda complementaria donde cada 

productor se compromete a compensar su falta de volumen inicial con 

importaciones a su cargo de gas importado durante el Período Invernal 

2021. Esta alternativa permitiría que participen productores que no lle-

gan a incrementar producción para mayo de 2021.

8. La licitación pondera, en los precios ofertados, el peso de la Resolu-

ción N° 46, a menos que el productor renuncie a sus derechos desde la 

entrada en vigencia del Esquema.

9. A los efectos de comparar las ofertas de distintas cuencas, se conside-

rará el costo del gas retenido hasta el centro de carga: 4,86% para cuenca 

Neuquina y 11,27% para cuenca TDF y 5,20 para cuenca Noroeste.

10. Cada productor oferta un precio único que será el que percibirá a lo 

largo de los 4 años. Para el bloque base, durante el Período Invernal (ma-

yo-septiembre) se aplicará un factor de 1,25 al Precio Ofertado, y durante 

el período estival (octubre-abril) se aplicará un factor de 0,82 al Precio 

Ofertado. Los volúmenes adicionales para los períodos estacionales de 

invierno tendrán un precio equivalente al Precio Ofertado por cada pro-

ductor por un factor de ajuste de 1,30.

11. El precio considerado para la adjudicación será igual al valor presen-

te del precio promedio ponderado, de los volúmenes del bloque base, 
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entre la oferta y la Resolución N° 46, para los 4 años (8 para offshore), 

descontados al 10% e incluyendo el costo del gas retenido.

12. Cada productor beneficiario del programa establecido en la Resolu-

ción N° 46, podrá optar por no competir en el presente Esquema hasta 

la finalización del citado programa, esto es, hasta el 31 de diciembre de 

2021. En dicho caso, ese productor podrá realizar su oferta sin ponderar 

en su Precio Ofertado los volúmenes comprometidos bajo la Resolución 

N° 46, pero solamente le serán asignados volúmenes en caso de que 

existan cantidades remanentes a las definidas para la cuenca en cues-

tión; y ello, luego de haber sido asignadas todas las ofertas correspon-

dientes a la ronda inicial.

13. Se define un precio máximo de 3,4 USD/MMBTu para el precio consi-

derado para la adjudicación (precio a valor presente).

14. El Precio Ofertado será el que le corresponderá cobrar a cada produc-

tor adjudicado durante la vigencia del esquema.

15. Las penalidades por incumplimiento entre el 85% de entrega y el 95% 

serán un descuento en el precio proporcional al porcentaje de incum-

plimiento.

16. Las penalidades por incumplimiento debajo del 85% serán la impo-

sibilidad de cobrar el precio subastado en el período de incumplimiento.

17. Si la inyección durante los meses del Período Invernal de cada año 

es inferior a la comprometida, el productor deberá compensar su falta 

de volumen con gas importado o inyecciones superiores a las compro-

metidas, o pagando el equivalente a 2 veces el volumen a compensar 

valorizado al Precio Ofertado por un factor de ajuste de 1,25.

18. Si se registran incumplimientos por 6 meses seguidos, el productor 

quedará excluido del esquema y se ejecutarán las cauciones (montos 

percibidos durante el año calendario en que se verifique el incumpli-

miento, correspondiente al diferencial entre el Precio Ofertado y: (i) el 
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precio a reconocer por las distribuidoras según los cuadros tarifarios 

vigentes, o (ii) el precio de referencia a reconocer por CAMMESA. Estos 

montos a reintegrar serán calculados con más un 10%.

19. El orden de mérito resultante de la licitación define: (i) el ingreso en 

el bloque al Precio Ofertado; (ii) el orden en el que se corta la inyección 

ante excedentes de oferta en períodos de baja demanda; (iii) la prioridad 

para exportar (de acuerdo al volumen a contratar con CAMMESA).

20. En función del orden establecido en el punto anterior, se asignará la 

posibilidad de obtener permisos firmes de exportación por 4 MMm3/d en 

Neuquina y 2 MMm3/d en Austral.

21. Adicionalmente, sin tener en cuenta el orden mencionado, previo al 

inicio del período estacional de verano, se asignarán a cualquiera de los 

productores de cada cuenca, permisos firmes adicionales a los mencio-

nados en el punto precedente por 3 MMm3/d en Neuquina y 2 MMm3/d 

en Austral.

22. Se determinará, mediante un proceso que incluya instancias de efec-

tiva participación ciudadana –y teniendo en consideración la política 

de subsidios adoptada por el Estado nacional–, el precio por el cual las 

prestatarias del servicio de gas natural podrán solicitar que se efectúe el 

ajuste tarifario por variación en el precio del gas natural comprado. Di-

cho precio podrá ser igual o inferior al precio de mercado. El diferencial 

entre el precio determinado por la autoridad de aplicación ministerial y 

el Precio Ofertado estará a cargo del Estado nacional.

23. Se adjuntará el modelo de contrato a firmar con distribuidoras y 

CAMMESA con un Deliver or Pay (DOP) del 100% diario y un Take or Pay 

(TOP) del 75% mensual.

Si se coteja este punteo con los 100 puntos del Anexo I del DNU N° 892/2020 

podrá advertirse que las bases ya estaban edificadas para lo que termina-

ría siendo la columna vertebral del Plan Gas.Ar 2020-2024.



La propuesta inicial del Ministerio de Desarrollo Productivo, que se en-

contraba dentro de sus competencias administrativas (listadas en las 

acciones primarias como responsable principal del área energética, en 

virtud del Decreto N° 50/2019), fue compartida, discutida, modificada, 

ajustada y reformulada con una serie de actores institucionales y socia-

les, tanto al interior del Gobierno como con terceros interesados.

De esta manera, la planificación estratégica y la elaboración primigenia 

fueron articuladas formal y explícitamente con porciones de sectores 

vinculados a: (i) los hidrocarburos en sí, (ii) la agenda fiscal y presupues-

taria del Estado nacional y de las provincias, (iii) la dimensión ambiental 

y laboral de la actividad, así como (iv) los intereses empresariales pro-

pios del negocio gasífero.

CAPÍTULO 4. 
ARTICULACIÓN DE 
LA POLÍTICA PÚBLICA
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1. MINISTERIO DE ECONOMÍA DE LA NACIÓN

Un actor central durante este proceso secuencial y multifocal fue, sin 

dudas, la cartera responsable de la hacienda, las finanzas, el presupues-

to y la deuda del país. Su participación data de la génesis del Plan, en 

tanto las mesas de discusión interministerial fueron permanentes du-

rante todo el devenir del Esquema 2020-2024, incluso con la presencia de 

ambos responsables principales de cada ministerio.

La hoja de ruta de estos encuentros estuvo centrada en debatir el alcan-

ce presupuestario, temporal y fiscal de los compromisos asumidos por el 

Tesoro. Temporal, porque se puso en cuestión si correspondía extender-

lo por 3 o 4 años. Presupuestario, en tanto se estaba cerrando el proyecto 

de Presupuesto para el ejercicio 2021 y sus componentes plurianuales 

para los años siguientes. Y fiscal, puesto que adquirió notoria relevancia, 

desde un principio, la decisión de escindir dos cuestiones relativas al 

subsidio estatal, que si bien están coligadas, son perfectamente divisi-

bles, a saber: el nivel del estímulo a reconocer a las empresas produc-

toras, por un lado, y el nivel de tarifas a traspasar a los usuarios, por 

el otro. En una palabra, dos insumos centrales del programa fiscal del 

Ministerio de Economía (y del Banco Central).

Vale decir que la intervención de la cartera económica fue importante 

durante la primera etapa de diseño de la política pública, cuando la ini-

ciativa era impulsada por el ministro Matías Kulfas y su equipo. Ahora 

bien, su participación cobró mayor relevancia a partir de noviembre de 

2020 cuando –como veremos en otro apartado– operó la decisión presi-

dencial de trasladar la dependencia jerárquico-funcional de la Secretaría 

de Energía de un ministerio al otro. Así, en la segunda etapa, el protago-

nismo del ministro Martín Guzmán se tornó decisivo para que la política 

pública fuese finalmente aprobada mediante decreto presidencial.
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2. PROVINCIAS HIDROCARBURÍFERAS (OFEPHI)

El Plan Gas.Ar fue concebido, desde su minuto uno, como un progra-

ma de incentivo a la producción gasífera tanto convencional como no 

convencional y desde todas las cuencas productivas del país, principal-

mente –pero no excluyentemente– de la cuenca neuquina y la cuenca 

marina austral.

En consecuencia, el acompañamiento de los gobernadores de las pro-

vincias productoras, nucleadas en la Organización Federal de Estados 

Productores de Hidrocarburos (OFEPHi), se tornó tan inevitable como 

sumamente deseable. La articulación con los titulares del Departamen-

to Ejecutivo de Tierra del Fuego AeIAS, Santa Cruz, Chubut, Río Negro, 

Neuquén y Mendoza (amén de La Pampa, Jujuy, Salta y Formosa) fue 

permanente y muy valiosa, principalmente con los representantes de 

las provincias patagónicas.1

Entre los tópicos más discutidos en esta mesa federal se situaron los 

siguientes:

• El estímulo a los recursos convencionales, no solo al shale de Vaca 

Muerta (como había hecho la Res. N° 46).

• El cupo máximo de volumen por cuenca (conforme la capacidad de 

transporte).

• La no afectación de la curva de producción comprometida en el marco 

de la Res. N° 46.

1	 Dentro de este último grupo cobró centralidad la figura del gobernador de 
Neuquén, Omar Gutiérrez, en tanto en ese territorio subnacional se halla 
alojada –en su mayor extensión– la formación Vaca Muerta, de donde se es-
peraba el mayor aporte al freno del declino de la producción. En segundo 
nivel, también se destacó el papel de la gobernadora de Santa Cruz, Alicia 
Kirchner, vital por la afinidad política con la coalición gobernante a nivel 
nacional.



90 JUAN JOSÉ CARBAJALES

• La liquidación de regalías en forma directa por el Estado nacional, sin 

intermediación de las empresas operadoras.

• Los niveles de inversión local y de contratación de empresas medianas 

y pymes provinciales y regionales.

Es oportuno aquí advertir que el Plan Gas.Ar, al ser un programa de es-

tímulo de alcance federal y estar solventado con fondos de la Nación, se 

enmarca en las facultades exclusivas de:

(i) el Poder Legislativo Nacional (Congreso) de aprobar la legislación de 

fondo en materia de minería e hidrocarburos, y de promover el progreso 

y el desarrollo (conf. art. 75 incs. 12, 18 y 19 CN), y

(ii) el Poder Ejecutivo Nacional (presidente y SEN) de dictar la política 

energética para todo el país (conf. DL de Hidrocarburos N° 17319/67, ley 

“corta” N° 26197 y modificatorias).

Estos fundamentos constitucionales y legales, sumados a la conciencia de que 

este tipo de programas fomenta la actividad, el trabajo local y la recaudación de 

provincias y municipios, permitió que las provincias se abstuvieran de antepo-

ner el clásico reclamo “en defensa del federalismo”, apalancado en los derechos 

que otorga el reconocimiento del “dominio originario” de los recursos naturales 

hidrocarburíferos (conf. art. 124 in fine CN).

3. EMPRESAS PRODUCTORAS

El diseño del Plan Gas.Ar no tuvo como génesis una idea aislada de un 

funcionario “en la soledad de su despacho” (típica crítica antipolítica que 

intenta desprestigiar el accionar público al atribuirlo a la supuesta discre-

cionalidad –o peor aún, arbitrariedad– de algún personaje de la burocracia 

estatal con cuyas medidas no se concuerda). Por el contrario, fue produc-

to de la experiencia acumulada para un conjunto de actores públicos y 
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privados que habían vivido el devenir histórico de los planes de incentivo 

ya ensayados con anterioridad por diversos Gobiernos de distinto signo 

político. Entre ellos, la élite empresarial de la industria hidrocarburífera 

del país, junto con su cuerpo gerencial (compuesto de vicepresiden-

tes, directores, gerentes técnicos y comerciales, así como el resto del 

management), desempeñaron un rol de gran centralidad en el proceso de 

elaboración de la política pública a partir de los intercambios colaborati-

vos para construir las bases y fundamentos del programa de estímulo.2

Vale decir que esta actuación no estuvo organizada y centralizada desde 

una cámara empresarial o cuerpo colegiado-corporativo alguno. Si bien 

existen dos asociaciones empresariales (CEPH y CADE), ninguna de ellas 

logró articular una voz uniforme al interior de sus socios, al menos no con 

capacidad de liderazgo como para hablar en nombre del conjunto y unifi-

car el papel de interlocutor válido para los actores dispuestos por nación.

Por el contrario, fueron los responsables nominados por la Secretaría de 

Energía de Nación quienes se ocuparon de convocar a los agentes pri-

vados a las sucesivas mesas de articulación (dispuestas en plataforma 

Zoom por imperio de las restricciones en contexto de pandemia).

A los efectos de caracterizar esta participación corporativa es posible 

recurrir a diversos clivajes que discriminan (por género y diferencia) a 

los elementos de este grupo, a saber:

a) Por la participación del Estado en la propiedad y gestión de las empresas: que 

distingue claramente a YPF SA –51% estatal– del resto de las operadoras.

b) Por el porcentaje de la producción local de la que son responsables: aquí 

se destacan las de mayor aporte, como YPF, Total Austral, PAE, Pampa 

2	 Cabe destacar el valioso aporte de propuestas sistémicas y superadoras rea-
lizado por algunos expertos de dichas empresas que –no por casualidad– po-
seen antecedentes en el sector público (sea la Administración nacional, los 
entes reguladores o las empresas públicas), a saber: Marcelo Nachón, Emilio 
Nadra y Juan Donnini. Lo mismo para el consultor Nicolás Arceo y el funcio-
nario bonaerense Gastón Ghioni.
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Energía y –a partir de 2018– también Tecpetrol; este hecho las tornó en 

principales destinatarias de las consultas acerca de la viabilidad técni-

co-económica del Programa ex ante.

c) Por la nacionalidad de sus acciones: que divide a las operadoras en dos 

subconjuntos: las nacionales (la mayoría) y las extranjeras (entre las que 

se destacan Shell, Exxon Mobil, Total Austral y Wintershall Dea).

d) Por la operación por cuenca: se dividen en 14 compañías productoras en 

Cuenca Neuquina (con YPF a la cabeza), por un lado; y PAE en Chubut, 

CGC en Santa Cruz y PAE-Total-Wintershall en Tierra del Fuego (estas úl-

timas tres provincias agrupadas en la Cuenca Marina Austral), por el otro.

e) Por el origen de la producción: que las agrupa en productoras de gas con-

vencional o no convencional, y que en términos generales se identifica 

con cada cuenca, Austral para la primera y Neuquina para la segunda 

(salvo CGC en el primer caso –solo NoC– e YPF en el segundo –tiene de 

ambos tipos de gas natural–).

f) Por la magnitud del volumen comprometido: que pone el acento en aque-

llas compañías con inyección reducida, las que fueron tributarias del 

Plan Gas II y que aquí también solicitaron algún tipo de contemplación 

específica.

g) Por su participación en la Resolución N° 46: que ubica en un perfil de 

negociación particular tanto a Tecpetrol en Neuquén como a CGC en 

Santa Cruz.

Estos elementos analíticos, por interesantes que resulten a la disec-

ción intrasectorial, no deben “tapar el bosque” de dos hechos incon-

trastables. Por un lado, que el tan denostado cabildeo (o poder de lobby 

corporativo) no es necesariamente espurio si, y solo si: (a) se realiza de 

manera transparente y en forma transversal, y (b) quienes se instalan 

como interlocutores por parte del Estado mantienen en todo momento 
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una visión holística, sistémica y permanentemente orientada hacia el 

interés general/bien común.

Por otro lado, que el universo de empresas convocadas y finalmente ad-

judicadas representa el 95% de los productores del país, lo que denota 

el fuerte interés colectivo en adherir a la propuesta oficial a pesar de los 

múltiples escollos (reales o hipotéticos) que eran esgrimidos por voces 

diversas y llamativamente amplificadas durante el proceso de negocia-

ción. En efecto, el listado de operadoras participantes del Plan Gas.Ar es 

el siguiente (ordenadas según el criterio económico de sus ofertas en la 

Ronda #1):

1. CFI

2. Metro Holding SA

3. Capex SA

4. Pluspetrol SA

5. Vista Oil & Gas Argentina SAU

6. Mobil Argentina SA

7. Wintershall Dea Argentina SA

8. Total Austral SA

9. Petrobras Operaciones SA

10. Shell Argentina SA

11. Grupo Pan American

12. Pampa Energía SA

13. Tecpetrol SA

14. CGC SA

15. YPF SA
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En fin, se trata de un total de: (a) quince empresas; (b) grandes, medianas 

y chicas; (c) nacionales y extranjeras; (d) americanas y europeas; (e) con 

producción en cuenca neuquina y austral; (f) de gobierno corporativo 

privado y mixto; (g) con producción R46 y sin ella; (h) con producción 

creciente y declinante; (i) con producción destinada al mercado y a su 

propia demanda eléctrica; (j) con producción onshore y offshore; etc.

4. EMPRESAS DISTRIBUIDORAS  
DE GAS NATURAL POR REDES

Por su parte, también se convocó a adherir al Plan Gas.Ar a todas las 

empresas licenciatarias del servicio público de distribución de gas na-

tural por redes, herederas de las actividades otrora desarrolladas por la 

empresa pública Gas del Estado SE, y que abastecen a casi 9 millones de 

usuarios en todo el país.

En este caso, sí se logró articular directamente con la asociación que las 

aglutina, esto es, ADIGAS. Forman parte de esta cámara las siguientes 

compañías, que cuentan con un monopolio exclusivo por zonas:

1. Metrogas

2. Naturgy BAN S.A.

3. Centro

4. Cuyana

5. Litoral

6. Gasnea

7. Gasnor

8. Cammuzzi Pampeana

9. Cammuzzi Sur
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5. SOCIEDADES ANÓNIMAS BAJO  
INJERENCIA ESTATAL (SABIE)

La articulación con las empresas de propiedad total (IEASA) o mayorita-

ria (YPF) del Estado nacional, o contralada por este (CAMMESA), ha sido 

permanente y su utilidad sumamente provechosa para la confección del 

programa.

Obviamente, YPF fue el primer actor de la industria a quien se consultó. 

Ello, por varias razones: (i) por ser la empresa líder del sector hidrocar-

burífero, (ii) por contar con una historia casi centenaria de operación 

en todas las cuencas productivas del país, (iii) por tener, desde 2012, un 

paquete accionario 51% en manos del Estado nacional, y (iv) porque la 

misma ley que decidió la expropiación de la mayoría de su capital so-

cial también dispuso que la compañía debía realizar una “contribución 

estratégica” al cumplimiento de los objetivos del logro del autoabasteci-

miento de hidrocarburos (conf. art. 16 de la Ley N° 26741), entre los que 

se encuentra –obviamente– la producción de gas natural con destino a 

la demanda doméstica.

Es así como, finalmente, el CEO de la compañía estatal, Sergio Affronti,3 

formó parte de la presentación oficial de la propuesta junto al ministro 

de Desarrollo Productivo y al subsecretario de Hidrocarburos. En dicha 

oportunidad, resaltó las principales ventajas del mencionado Esquema, 

a saber:

• Crea reglas claras

Da previsibilidad de precio y plazo contractual a los productores norma-

lizando un mercado de gas que en los últimos años presentaba severas 

3	 Cuyo equipo técnico estuvo conformado, entre otros, por Pablo Iuliano, Ger-
mán Fernández Lahore, Santiago Martínez Tanoira, Marcelo Núñez, Patricio 
Da Re y Carlos San Juan.
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distorsiones, y busca satisfacer en forma eficiente la demanda de todos 

los segmentos.

• Genera desarrollo económico y mayor empleo

Este programa alentará a un sector que está virtualmente en un parate, 

fomentando no solo el trabajo de los productores, sino también reacti-

vando las economías de las provincias productoras y las empresas pres-

tadoras de servicios de la industria.

• Asegura abastecimiento y fortalece la balanza comercial

Permite revertir la caída de producción. Situación que, prolongada en 

el tiempo, llevaría a cortes de suministro y/o grandes erogaciones en la 

importación de combustibles alternativos.

• Contempla la realidad económica del país

Permite armonizar la situación entre el precio necesario que fomenta 

inversiones localmente más competitivas que las importaciones de lí-

quidos y GLP y el precio que podría afrontar el usuario final residencial.

• Mix de segmentos generan demanda flat minimizando riesgo de cortes

El programa, a través de una subasta conjunta para los segmentos resi-

dencial y usinas, minimiza la producción para comercializar en el mer-

cado spot de verano, dando mayor previsibilidad al productor que termi-

na reduciendo el precio final a los usuarios.

• Fomenta la competencia entre productores

Se estimula la competencia entre productores y se premia al más efi-

ciente en costos.

• Contempla exportaciones

Las exportaciones estivales son una herramienta para atacar el pro-

blema de la estacionalidad, permitiendo disponer de mayor volumen 
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disponible de gas durante el invierno sin trasladar a precio el costo de 

producir en forma parcial.

• Garantiza volumen para segmento industrias y GNC

El programa, a través de la restricción de no ofertar más allá del 70% de 

la producción, garantiza que haya gas disponible y competitivo para la 

industria, factor clave para reactivar la economía en los años que vie-

nen. Queda garantizada la competitividad en un sector que demanda 

más de 40 MMm3/d de gas.

• Fomenta el desarrollo de gas adicional solo para el invierno

Teniendo en cuenta el costo alternativo de la energía como techo, el 

plan contempla la posibilidad de un bloque adicional de demanda inver-

nal a un precio diferencial.

Por su parte, CAMMESA, que es una empresa privada con minoría es-

tatal (20%), pero cuya conducción recae en la Secretaría de Energía (en 

virtud de sus estatutos y de la Ley N° 24075), aportó profesionales con 

sobrada expertise técnica en la materia que contribuyeron en todo el pro-

ceso de confección de la política pública.

Asimismo, en la parte final del diseño, al momento de distribuir la oferta 

global entre las distribuidoras y las usinas térmicas, CAMMESA también 

aportó los datos históricos necesarios para cubrir su demanda estacio-

nal y cerrar los contratos con los productores.

Otro actor relevante desde el lado de las empresas públicas fue Integra-

ción Energética Argentina SA (IEASA), compañía 100% estatal, producto 

de la fusión entre ENARSA y EBISA en el año 2017, cuya razón social es 

ahora Energía Argentina SA (ENARSA).4 Como brazo ejecutor de una se-

rie sumamente relevante de políticas públicas energéticas (tales como 

4	 Para un análisis del formato jurídico y rol de IEASA, ver Carbajales, J. 
J. (18/06/2021). Adiós al Estado subsidiario. EconoJournal. Recuperado de 
https://econojournal.com.ar/2021/06/adios-al-estado-subsidiario/
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la importación de gas natural desde Bolivia o de GNL a través de buques 

metaneros en los puertos regasificadores de Escobar y Bahía Blanca), 

IEASA también participó de la fase final del proceso desde su rol de pro-

veedor de gas de última instancia tanto para las distribuidoras como 

para la demanda de GNC.



1. PRINCIPALES ESCOLLOS AL INICIO DEL PLAN GAS.AR

Toda política pública atraviesa diferentes etapas. En este caso, el proceso 

de gestación abarcó al diseño de la herramienta, la estructuración de 

la agenda, la formulación de alternativas y la puesta en común con los 

diferentes actores.

Pero, a la vez, todo proceso de gestión se enfrenta con desafíos que pue-

den impedir su desarrollo y avance de manera continua y lineal. Así, la 

elaboración del Plan Gas.Ar se topó con un cúmulo de obstáculos que 

fue menester abordar, sortear y/o resolver. Ello, en forma previa a la 

aprobación final del instrumento normativo por parte del PEN.

CAPÍTULO 5. 
OBSTÁCULOS A LA POLÍTICA PÚBLICA
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Es que el proceso de diagnosticar, diseñar y ejecutar una política pública 

es siempre complejo y harto exigente para los hacedores de la regula-

ción. En este caso, los desafíos eran aconcaguáticos en razón de lo que 

podemos denominar “el decálogo de singularidades” de un programa de 

promoción a la producción de gas natural, a saber:

• se explota un recurso natural no renovable,

• se ubica en territorios y bajo “dominio originario” de las provincias,

• es concesionado a empresas privadas o mixtas,

• está sujeto a la distancia y estacionalidad de la demanda domiciliaria, y

• tiene una incidencia gravitante en

- las cuentas fiscal y externa del Estado Nacional,

- el consumo y gasto de los hogares,

- la competitividad de la industria,

- los niveles de empleo local y regional,

- la recaudación provincial, y

- en la sostenibilidad ambiental de las comunidades involucradas.

A estos desafíos se agregaban, en este caso, las dificultades que traía 

aparejado el lanzamiento de un programa que “corría contra el tiempo”, 

esto es, que dependía para su éxito de un comienzo relativamente aleja-

do del deadline de mayo de 2021, que era precisamente el hito para el ini-

cio de los compromisos de inyección de cara al invierno de este año. Ello, 

atento a que las compañías productoras debían firmar los contratos con 

sus contrapartes, obtener financiamiento, conseguir la disponibilidad de 

los equipos de fractura y de terminación y conexión, y llevar adelante 

un reimpulso a la actividad que incluía un movimiento importante par-

ticularmente en la zona de Vaca Muerta (luego de al menos 3 semestres 

de virtual parate). ¡Y todo ello en muy poco tiempo! Veremos luego que 



101 Obstáculos a la política pública

múltiples demoras hicieron que ese gap temporal se fuera consumiendo 

de manera riesgosa.

A continuación, algunos de los escollos más importantes que lograron 

ser traspasados a lo largo del segundo semestre del año de la pandemia.

1.1. Complejidad del contexto económico-político

Por un lado, el contexto político y la situación económico-financiera dis-

taban de ser los óptimos. El diseño y armado del Esquema se desarrolló 

en un marco en el que las señales económicas y regulatorias al sector 

hidrocarburífero podían ser interpretadas de manera multidireccional.

En primer lugar, mientras que por un lado se proponía a los actores de la 

industria que invirtieran unos 8.000 millones de dólares en un plazo de 

4 años para sostener la producción e incrementarla en sendos inviernos, 

por otro lado:

(a) se promovía en sede legislativa el no reconocimiento de las Dife-

rencias Diarias Acumuladas (DDA) mensualmente entre el valor del gas 

comprado por las distribuidoras y el incluido en los Cuadros Tarifarios 

vigentes entre abril de 2018 y abril de 2019, generadas por variaciones 

del tipo de cambio (conf. Decreto N° 1053/18, art. 7°);

(b) se postulaba la nulidad de las Revisiones Tarifarias Integrales (RTI) 

vigentes en gas y electricidad (lo que se plasmaría luego en el mandato 

de renegociación incluido en el Decreto N° 1020 de diciembre de 2020); y

(c) se motorizaban denuncias penales por acuerdos celebrados por la 

Administración anterior en materia de contratos de gas natural, etc.

Más allá de la consistencia y viabilidad técnica, jurídica, económica y 

política de estas acciones, lo indudable es que –articuladas en dicho mo-

mento histórico– no contribuían a generar un clima de confianza en el 

seno de las negociaciones con los principales jugadores de la industria.
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En segundo lugar, desde el minuto uno del armado del Plan se eviden-

ció la persistencia de una serie de litigios jurídicos de base económica 

radicados tanto en sede administrativa como judicial, entre los que se 

destacaban el reclamo del Consorcio Total-Wintershall-PAE por el pro-

yecto Vega Pléyade en el marco del Plan Gas II,1 así como la controversia 

radicada en estrados jurisdiccionales e impetrada por la firma Tecpetrol 

por los volúmenes reconocidos (curva original) bajo el precio estímulo 

de la Res. N° 46.2 El gráfico 1 muestra la caída en la producción de la em-

presa del Grupo Techint a partir del surgimiento del litigio.

En tercer lugar, en el último programa, aún vigente, enmarcado en la Re-

solución N° 46/2017, se registraron retrasos sistemáticos y considerables 

en los pagos del subsidio por parte del Estado (especialmente en los pa-

gos “definitivos”, no en los montos “provisorios”).3 Los pagos se pesifican 

a la fecha de emisión de la factura y no se ajustan posteriormente, lo 

que supone una reducción en los ingresos comprometidos en el marco 

de dicho programa.4

Finalmente, la rápida merma de producción lleva al Estado nacional a la 

urgencia en la resolución del problema (tal vez con una gravitación ma-

yor que en las consideraciones e intereses de la industria). Cada año que 

pasa con precios a la baja y la inversión paralizada, la merma en la pro-

ducción es mayor y las necesidades de importación de gas natural, GNL, 

gasoil y fueloil aumentan considerablemente y, por ende, se tornan gra-

vemente relevantes para las cuentas del Tesoro y las reservas del BCRA. 

1	 La pretensión reclamada por el Consorcio ante la Secretaría de Energía ron-
da los USD 800 millones.

2	 Por un monto de 12.600 millones de pesos a 2019.
3	 Originadas durante la Administración de 2015-2019, pero que luego se reite-

ró. Ver https://econojournal.com.ar/2023/01/petroleras-reclaman-una-deu-
da-de-25-000-millones-por-atrasos-en-los-pagos-del-plan-gas/

4	 Como veremos aquí, a modo de respuesta a este tipo de retrasos y/o falta de 
pago de las obligaciones estatales, el Decreto N° 892/2020 que aprobó el Plan 
Gas.Ar previó el otorgamiento de Certificados de Crédito Fiscal en garantía, 
los cuales fueron luego reglamentados por la Secretaría de Energía y la AFIP.



103 Obstáculos a la política pública

Gráfico 1. Producción del Proyecto Fortín de Piedra de Tecpetrol  

ene/19-jul/20 (entregas de gas en MMm3/d e Inversión  

acumulada en MMUSD).

Fuente: brochure de Tecpetrol (agosto de 2020).

A mayor deterioro y costo de oportunidad, el poder de negociación del 

Estado se debilita y la posición relativa de la industria se incrementa, 

proporcionalmente.5

5	 Puede ser ilustrativo recuperar el diagnóstico de una consultora internacio-
nal acerca de cuáles eran los desafíos o sacrificios que requería un esquema 
como este: Plan Gas 4 trade-offs: Payment risk / Insufficient for new projects / 
Long-term uncertainty / Unfair competition / Neglects time / Increased litigation 
risks / Indiscriminate cross-subsidy (Argentina gas prices – Wood Mackenzie’s insi-
ghts, julio 2020).
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1.2. Diversidad de intereses al interior de la industria

Como ya se mencionó, el primer interlocutor del proceso fue la propia 

YPF, quien se situaba en una posición de relativa debilidad frente a sus 

competidores en el sector de gas, habida cuenta su escasa performance 

en el marco de la Resolución N° 46/17. Sus objetivos iniciales eran claros 

y razonables: colocar toda su producción potencial (en tanto seguía sien-

do el jugador más importante en cuanto a inyección global), y hacerlo al 

mayor precio posible (dentro de los límites que el PEN considerara razo-

nables), a los fines de generar un ingreso previsto que fuera compatible 

con el brake even de su portfolio de proyectos. Y todo esto sometido a la 

competencia que se daría al interior del concurso público por medio del 

cual se vertebraría la convocatoria a los productores.6

Por su parte, el consorcio PAE-Wintershall-Total propuso la inclusión 

de particularidades para el sistema offshore, a los efectos de incluir el 

desarrollo del Proyecto Fénix, el cual podría aportar unos 8 MMm3/día 

adicionales a la inyección de la Cuenca Marina Austral, pero en un plazo 

mayor a los 4 años planteados por el programa.

Cabe destacar que, en este sentido, también fue activa la actitud de la 

provincia de Tierra del Fuego AeIAS en la visión compartida de que el 

desarrollo del yacimiento es por demás relevante para la región, tanto 

por la actividad que un emprendimiento costa afuera de tal magnitud 

podría acarrear, como por la disponibilidad de gas natural que se obten-

dría para eventuales proyectos de la industria petroquímica en la isla.

Por otro lado, Tecpetrol, la empresa del grupo Techint, planteó su po-

sición particular por ser la principal beneficiaria del precio diferen-

cial garantizado mediante el Programa de Estímulo al no convencional 

6	 Es justo reconocer que una de las ideas liminares acerca de agregar la de-
manda y ofrecérsela a los productores en su conjunto provino de los técni-
cos de YPF y del consultor Nicolás Arceo.
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contenido en la Resolución N° 46/17. Analizaremos en detalle este pun-

to más adelante.

CGC, por su parte, invocó la situación de una empresa que lleva adelante 

inversiones en exploración en formaciones no convencionales, pero por 

fuera de Vaca Muerta (zona norte de la provincia de Santa Cruz), con 

altas chances de éxito.

Pluspetrol, Pampa Energía y otros jugadores también postularon sus pers-

pectivas no solo de mantener los niveles de producción de mayo-junio-julio 

de 2020, sino incluso de incrementarlos (lo que sería relevante a la hora 

de las subastas por gas adicional de invierno).

1.3. Amplitud de visiones al interior de la coalición gobernante

Analizado desde un abordaje de la teoría estructuralista de la ciencia 

política, toda coalición de gobierno enfrenta el desafío de articular las 

diferentes visiones que nutren cada uno de sus componentes, de forma 

tal de que se traduzcan, en términos de gobernabilidad, en ganancia su-

peradora y no en fuerzas obstaculizantes. Ello, puesto que la amalgama 

coaligante puede funcionar tanto a partir de actores con conductas pro-

positivas, como de otros personajes con perfiles prescindentes, o bien 

con “capacidad de veto”.

Dentro de esta amplia gama, en agosto de 2020 el Ente Nacional Regula-

dor del Gas (ENARGAS) presentó un documento oficial, elevado por sis-

tema al PEN y al Ministerio de Desarrollo Productivo, en el que planteaba 

una serie de consideraciones al Esquema de Gas 2020-2024 a partir de 

un análisis jurídico, económico y regulatorio.
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Figura 1. Análisis crítico del Plan Gas.Ar. Aspectos  

jurídicos, económicos y regulatorios.

Fuente: ENARGAS.

En concreto, en dicho informe el Ente postulaba un conjunto de aprecia-

ciones técnicas y valorativas en los siguientes términos:7

• El esquema plantea condiciones e incentivos a los productores de gas 

natural con el objetivo de que cumplan con requisitos de inyección y 

abastecimiento de la demanda prioritaria de las distribuidoras y de 

CAMMESA por un volumen plano de oferta de 70 MMm3 /día, por 4 años a 

partir de septiembre/octubre de 2020.

• Los volúmenes se adjudicarían mediante una licitación a sobre cerra-

do. Los productores firmarían contratos con CAMMESA y las distribui-

doras. La Secretaría de Energía definiría el nivel de traslado del precio 

obtenido del esquema, pudiendo aplicar un subsidio al productor y a 

CAMMESA por lo que, al igual que con el DNU 1053/18, el riesgo derivado 

de la variación del tipo de cambio será afrontado en su totalidad por el Es-

tado Nacional.

7	 El énfasis en los pasajes destacados consta así en el original.
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• Desde el aspecto jurídico, el esquema avanza sobre cuestiones reguladas 

por la Ley N° 24076 cuya Autoridad de Aplicación es el ENARGAS. En tal 

sentido, su implementación podría dar lugar a actuaciones nulas, viciadas 

por incompetencia en razón de la materia. La propuesta de pass through no 

se ajusta a la Ley de Gas, al tiempo que también se hace una errónea 

interpretación y aplicación del concepto de gas retenido.

• Desde el aspecto regulatorio, se advierte que el esquema define erró-

neamente el concepto de demanda prioritaria y excluye de manera discrimi-

natoria a los usuarios de GNC y P3 (cerca de 5.000 usuarios). Asimismo, 

la exigencia de poner a disposición de CAMMESA la capacidad de 

transporte excedente de las distribuidoras es totalmente arbitraria 

y pone en riesgo del suministro de los usuarios no prioritarios (industria y 

comercio). Los volúmenes que obtendrían las distribuidoras de este 

esquema serían insuficientes para cubrir la demanda invernal. Al res-

pecto, las cuestiones comerciales y operativas relacionadas a este faltante 

quedan absolutamente indefinidas.

• Desde lo económico, el programa implicaría un subsidio de al menos 

5.600 MMUSD (1.400 MMUSD anuales) con un compromiso de inversión 

muy laxo (mantener los niveles de producción del trimestre mayo-julio 

2020, afectados por la pandemia del COVID-19) y sin riesgo comercial ni 

cambiario para el productor.

• De manera engañosa, se expresó un “precio tope” de 3,4 USD/MMBTU 

para la adjudicación, pero en valor presente para los 4 años (descon-

tado a una tasa anual de 10%). Ello determina un máximo real de 4,1 

USD/MMBTU, a cobrar por los productores (que incluye el gas retenido).

• Tomando la estacionalidad verano/invierno y un descuento anual 

de 10% como considera el esquema, el precio de invierno es 5,1 USD/

MMBTU y el de verano 3,4 USD/MMBTU. Y en caso de ofrecerse gas de 

pico invernal tendría un precio de 5,3 USD/MMBTU.
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QUIÉNES GANAN:

• El principal ganador es CAMMESA, que se asegura el abastecimiento 

a un precio “de referencia” determinado por la SE, logrando además 

mostrar una reducción en el subsidio eléctrico (por menor costo de 

combustible).

• Asimismo, el esquema invade competencias propias de ENARGAS para 

garantizarle a CAMMESA la disponibilidad de la capacidad de transporte 

firme de las distribuidoras en exceso de la demanda prioritaria, así 

como también la devolución del gas combustible.

• También ganan los productores que, sin hacer grandes esfuerzos de 

inversión al partir de una base de inyección artificialmente baja, lo-

gran obtener un incremento considerable en sus ingresos sin riesgo. Ade-

más, al aportar un volumen firme, evitan el costo del cierre de pozos.

• También se benefician por un supuesto mecanismo de mercado 

que, en la práctica, es una licitación a sobre cerrado cuyo diseño limita 

fuertemente la competencia entre oferentes, asemejándose a un acuerdo 

de precios y volúmenes. También porque evitan enfrentarse a los po-

sibles efectos de una menor demanda derivada de un nivel de precios 

más alto (que en ausencia de subsidios la demanda no convalidaría).

• La falta de competencia también se evidencia al forzar a la demanda a 

nominar en primera instancia el 100% de los volúmenes contratados 

en forma previa a realizar cualquier otra nominación (impidiéndole 

tomar gas más barato, en caso de existir).

• Finalmente, no se establecen compromisos de reinversión de utilidades 

que aseguren beneficios a largo plazo para el sistema.

QUIÉNES PIERDEN:

• En términos fiscales, este esquema le costaría al Tesoro alrededor de 

5.600 MMUSD, en un plazo de 4 años, sin tener en cuenta a) los efectos 

colaterales sobre el déficit de ENARSA y b) la pérdida de recaudación de 

impuestos nacionales y provinciales por deprimir artificialmente los precios 

de los contratos.
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• Los usuarios y usuarias del servicio público podrían sufrir perjuicios deri-

vados de la incapacidad del esquema para garantizar el abastecimiento, en 

los términos y condiciones del programa, de la totalidad del volumen 

requerido por la demanda prioritaria, quedando irresuelta la contra-

tación (y sus condiciones comerciales) del gas faltante que debería 

ser trasladado a tarifa.

• Distribuidoras: las rigideces e indefiniciones del esquema dificulta-

rán la obtención de la totalidad del volumen destinado a la demanda 

prioritaria, por lo cual tampoco queda definido el precio de ese abasteci-

miento remanente. Adicionalmente, la definición de un “take or pay” (TOP) 

mensual los perjudica debido a la variabilidad de temperaturas, que 

puede ocasionar una menor demanda, exponiéndolas a incumplir 

con dicho TOP (sería mejor la definición de un TOP estacional).

• GNC y P3 chico: se encuentran fuera del esquema y deben buscar su for-

ma de contractualizar el gas que precisan y/o depender de los precios 

que se negocien en el mercado spot.

• Los productores que no participen se verán perjudicados por las conce-

siones a los productores participantes en términos del otorgamiento 

de permisos de exportación en condición firme durante el verano y 

en lo que respecta a la prohibición de nominación por parte de la 

demanda de contratos más baratos a los del esquema.

Estas consideraciones se centran en los siguientes temas: (i) desvincu-

lación entre oferta y demanda, (ii) el traslado a tarifas, (iii) la limitación 

de la competencia, (iv) el capeo del precio, (v) el volumen de gas para las 

distribuidoras, y (vi) el subsidio a la electricidad.

Recibido el documento, los decisores de esta política pública evaluaron las 

sugerencias allí vertidas y concluyeron lo siguiente: (a) la contrapropuesta 

tiene como resultado desincentivar la producción local y aumentar las im-

portaciones de GNL y combustibles líquidos que cotizan, necesariamente, 
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en dólares, son más caros y para los cuales Argentina es tomadora de pre-

cios internacionales; (b) no tiene asidero la preocupación por los niveles 

tarifarios porque eso es resorte del PEN, quien puede decidir los niveles de 

subsidio en cada semestre y para cada categoría de usuario; y (c) la SEN 

está facultada a reglamentar –en representación del Estado nacional– los 

precios de comercialización del gas natural, mientras que la competencia 

del ENARGAS en cuanto al passthrough alcanza exclusivamente al caso de 

detectar anomalías entre precios de distribuidoras en circunstancias simi-

lares (conf. art. 38, inc. c de la Ley N° 24076 y punto 9.4.2.4. de las Reglas 

Básicas de la Licencia); (d) no tiene sentido habilitar el despacho de gas 

spot más barato de productores que no invirtieron en el Plan Gas.Ar, pues 

ello desploma el precio de mercado y termina desincentivando la inversión 

y desencadena en el cierre de pozos y caída de la producción –como se 

ha visualizado en los últimos dos años en las licitaciones de CAMMESA e 

IEASA–; (e) el resultado será sin dudas una merma significativa en los volú-

menes ofertados, en tanto si eventualmente no se ajustaran las tarifas, la 

incertidumbre generaría un rechazo de los productores a participar del Es-

quema; (f) no hay espacio a faltantes de volúmenes puesto que el Esquema 

incluye volúmenes adicionales de invierno dentro de los compromisos de 

entrega (ampliable en rondas sucesivas si es necesario) y la participación 

de IEASA para los volúmenes eventualmente faltantes, al tiempo que la 

virtud del Esquema es agregar la demanda de distribuidoras y de usinas 

y, con ello, garantizar al productor un horizonte de mediano plazo en la 

contractualización y, al mismo tiempo, garantizar al distribuidor no solo 

la provisión del gas (que es una obligación propia en tanto licenciatario de 

un servicio público), sino también un nivel de precios más competitivos 

(puesto que si tuvieran que licitar por separado deberían afrontar precios 

mayores en tanto su demanda es invernal, período en el que hay escasez 

de oferta); y (g) el nivel del subsidio eléctrico al gas dependerá del precio 

estacional que el Ministerio de Economía/la SEN definan en función de la 

política de cobertura de los costos del sistema.
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1.4. Desconfianza en la capacidad de pago del Estado

Como cada vez que una política pública tiene como objeto un propósito 

de promoción o estímulo, y este último involucra la garantía de un in-

centivo en dinero en favor de actores de la industria, cobra relevancia el 

historial de la Administración como “buena pagadora” de tales compro-

misos asumidos.

En el caso del Plan Gas.Ar, dicho historial estaba munido de diversos an-

tecedentes, en tanto los programas de estímulo a la producción de gas 

natural habían sido una constante durante los últimos 3 lustros.

Asimismo, se planteaba un desafío adicional, caracterizado por la deuda 

asumida en virtud del Decreto N° 1.023/2019. Esta norma reconocía a los 

distribuidores de gas un diferencial entre el precio comprometido en 

sus contratos con los productores (proveedores del combustible objeto 

del servicio público de distribución de gas natural por redes) y el costo 

derivado de las diferencias de tipo de cambio.

En efecto, el 29 de noviembre de 2017 las empresas productoras, IEASA, 

las compañías distribuidoras y ex Ministerio de Energía y Minería sus-

cribieron las “Bases y Condiciones para el abastecimiento de gas natural 

a distribuidoras de gas por redes”. En este marco, se concretaron contra-

tos de abastecimiento de gas natural nominados en dólares, por lo que 

las variaciones de la cotización de dicha moneda produjeron lo que se 

denominó “Diferencias Diarias Acumuladas” (DDA) respecto a lo consi-

derado en los Cuadros Tarifarios por parte de ENARGAS.

En este sentido, el Decreto N° 1053 del 16 de noviembre de 2018 estableció 

que el Estado nacional asumiría, con carácter excepcional, el pago de las 

DDA acumuladas mensualmente entre el valor del gas comprado por las 

distribuidoras y el valor incluido en los Cuadros Tarifarios vigentes entre 

el 1º de abril de 2018 y el 31 de marzo de 2019, generadas exclusivamente 
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por la variación del tipo de cambio y correspondientes a volúmenes de 

gas natural entregados en ese mismo período. Asimismo, facultó al Ente 

Regulador a determinar el monto neto correspondiente para cada empre-

sa, el cual se transferiría en 30 cuotas mensuales y consecutivas a partir 

del 1° de octubre de 2019. El monto total ascendía a unos $29.514 millones, 

más intereses; y los principales beneficiados eran YPF e IEASA, dos em-

presas públicas o SA bajo injerencia estatal.

El problema surgió a principios de 2020 cuando el PEN, por indicación 

del ENARGÁS, se aprestaba a pagar la 2° cuota, puesto que solamente 

la primera de dichas cuotas había sido abonada por el Tesoro antes del 

cambio de Gobierno. Este segundo pago finalmente no ocurrió por dos 

razones: la presentación de una denuncia penal contra los funcionarios 

involucrados en la decisión, y la posterior anulación, por parte del citado 

Decreto N° 1053/18, por parte del Senado en fecha 24 de julio de 2020.8

Por último, en la Ley de Presupuesto para el Ejercicio 2021 se aprobó, en 

su art. 91, que “[se deja] sin efecto el decreto dictado en acuerdo general 

de ministros 1053 del 15 de noviembre de 2018, a partir de la sanción de 

la presente ley”9.

1.5. Desacople entre el precio de la oferta y el costo a la demanda

Los hacedores de la política pública, inicialmente bajo la órbita del Mi-

nisterio de Desarrollo Productivo, coincidían centralmente con un plan-

teo de los jugadores de la industria, consistente en que estuviera pre-

visto un mecanismo garantizado de pase a tarifa (passthrough) de un 

8	 Para ampliar esta información, sugerimos ver https://www.telam.com.ar/
notas/202007/493827-estado-ahorra-anulacion-dnu-macrismo.html 

9	 Recuperado de https://econojournal.com.ar/2020/10/el-increible-derrote-
ro-del-decreto-1053-por-que-guzman-pidio-a-ultimo-momento-que-lo-ba-
jen-del-presupuesto/ 
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precio del gas en el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte (PIST), que 

pudiera ser afrontado por la demanda prioritaria. La incógnita era cuál 

sería ese nivel capaz de superar el estándar de la affordability en cabeza 

de los usuarios residenciales.

En consecuencia, se pensó en diseñar una herramienta que asegurara, 

por un lado, que el eslabón de la producción obtuviera un precio competi-

tivo a mediano plazo y, por el otro, que el eslabón de la demanda recibiera 

un costo en sus boletas que pudiera ser pagado por los diferentes niveles 

de consumo. Ergo, se diseñó un esquema de dos pasos: 1) se convocaría a 

un concurso público de precios, con un límite máximo como tope, sujeto 

a la concurrencia de los productores, y 2) se dejaría librado a la decisión 

política del PEN, previa audiencia pública, determinar qué porcentaje del 

precio promedio resultante de esa competencia sería trasladado a la de-

manda de los hogares.

De esta manera, se plasmó un mecanismo de desacople del precio de la 

oferta vis-à-vis el costo a los consumidores, y así se postergó –para un 

momento posterior a definir– el tratamiento de la porción del precio del 

gas natural en el PIST que el Estado nacional tomaría a su cargo y, por 

ende, no recaería sobre los bolsillos de la demanda prioritaria.

1.6. Acotamiento de las partidas en el Presupuesto 2021

Un escollo adicional, a la hora de generar confianza en la sostenibilidad 

de un Esquema 2020/2024 basado en el reconocimiento de un precio 

diferencial hacia la industria de la producción de gas natural, consistía 

en la capacidad por parte del Estado nacional para hacer frente a una 

masa previsiblemente frondosa de recursos garantizados en un hori-

zonte plurianual.
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Los temores persistentes del complejo de productores hidrocarburíferos 

del país radicaban, pues, en que –desde el vamos– el presupuesto para 

el primer año de vigor del Plan Gas.Ar parecía no contemplar las parti-

das necesarias para saldar dichas cuentas. A ello se sumaban los pagos 

aún pendientes del Programa de la Resolución 46/17 al que no solo le 

restaban 12 meses de duración, sino que además se solaparían con el 

nuevo Plan.

A continuación, los números solicitados por la SEN y finalmente aproba-

dos por el Congreso de la Nación.

Tabla 1. Previsión presupuestaria para programas  

de gas natural 2021 (en $).

Subsecretaría de Hidrocarburos - Proyecto de Ley de Presupuesto vs. Solicitado

Actividad Denominación Preliminar Proyecto de Ley

43
Implementación del Plan Gas 
no Convencional Resolución 

MINEM N° 46/2017
$ 120.485.294.983 $ 58.056.914.818 

45
Estímulo a la Producción de 

Gas Natural (Nuevo Esquema 
2020 - 2024)

$ 153.603.870.892 $ 20.645.458.808

Fuente: Secretaría de Energía.

Asimismo, a estas previsiones se le sumarían, luego, los incrementos 

derivados del mantenimiento a la demanda prioritaria del mismo valor 

del gas natural en PIST que venían afrontando los usuarios desde abril 

de 2019, audiencia pública de marzo de 2021 mediante.
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2. UN DESAFÍO ADICIONAL: CÓMO EMPALMAR  
CON LA RESOLUCIÓN N° 46

Tal vez el desafío más grande a nivel de “creatividad” por parte de los Policy 

Makers haya sido cómo amalgamar dos planes de estímulo a la producción 

de gas natural, “uno que no terminaba de morir con otro que no terminaba 

de nacer”.10 Si bien había una decisión política desde un principio acerca 

de que los volúmenes alcanzados por la Resolución N° 46 (luego ampliada 

a la Patagonia por la Resolución MINEM N° 447/2017) debían ser inclui-

dos en el nuevo Esquema, no estaba claro de qué forma lograrlo sin 

afectar los principios de concurrencia, igualdad y competencia. Esto 

es, cómo situar a todos los participantes en el mismo “punto de larga-

da” de la subasta sin facilitar privilegios ni disponer discriminaciones 

arbitrarias.

El primer aspecto a resolver era la situación de los productores que 

habían entablado algún tipo de reclamo, tanto en sede administrativa 

como jurisdiccional, por el reconocimiento de volúmenes no compren-

didos en el diferencial a ser abonado por el Estado nacional (lo que ex-

cedía de la curva original).11

Luego de una serie de consultas informales con la Procuración del Te-

soro de la Nación (PTN), organismo técnico encargado de la asesoría 

10	Si se nos permite la paráfrasis gramsciana.
11	El monto de la pretensión reclamada originalmente por la subsidiaria del 

Grupo Techint en su demanda de principios de 2019 ascendía a la friolera 
de 12.600 millones de pesos más intereses (actualizado a octubre 2019), ci-
fra que mes a mes se fue incrementando hasta el momento de adhesión al 
Plan Gas.Ar. En una nota presentada al PEN de fecha 7/11/19 afirman que los 
accionistas de la compañía petrolera son Tecpetrol Internacional SL (consti-
tuida bajo las leyes del Reino de España) y San Faustin SA (constituida bajo 
las leyes del Gran Ducado de Luxemburgo), por lo que se reservan el derecho 
de invocar las disposiciones de los Convenios para la Promoción y Protección 
Recíproca de Inversiones que la República Argentina tiene firmados desde 
1990 y 1992 con estos dos países.
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jurídica del PEN, se decidió incluir un anexo en el Pliego del Concurso 

Público que implicaba que toda empresa interesada en adherir al Plan 

Gas.Ar debía, previamente, renunciar a los reclamos hacia el futuro por 

tales agravios. Es decir, que quedaban vigentes (aunque el Estado no 

reconociera hechos ni derechos) los planteos y controversias previas 

a la entrada en vigencia de este programa. En concreto, el texto de 

renuncia a ser firmado por los productores con reclamos litigiosos fue 

el siguiente:

[Nombre de la empresa firmante], como Empresa interesada en par-

ticipar del presente Esquema Gas 2020-2024, y habiendo adherido 

oportunamente al “Programa de estímulo a las inversiones en desa-

rrollos de producción de gas natural proveniente de reservorios no 

convencionales” creado por las Resoluciones N° 46-E/2017, 419-E/2017 

y 447-E/2017, todas del entonces MINISTERIO DE ENERGÍA Y MINE-

RÍA (el “Programa”), acepto de manera definitiva e irrevocable, que 

los pagos de los montos que pudieran corresponder en el marco de 

dicho Programa se realicen, por volúmenes entregados a partir de la 

entrada en vigencia del Esquema Gas 2020-2024, únicamente hasta la 

proyección mensual de la producción incluida (curva original) con-

siderada en la aprobación de la adhesión de los proyectos al citado 

Programa.

En consecuencia, sujeto a la vigencia y validez del Esquema Gas 2020-

2024, renuncio, a partir del efectivo inicio del presente Esquema Gas 

2020-2024 y por los volúmenes de producción allí comprometidos y 

entregados, a todo derecho, acción, recurso y/o reclamo futuros, en 

sede administrativa, judicial, extrajudicial y/o arbitral, en la Repúbli-

ca Argentina, en el extranjero y/o en el ámbito internacional –inclu-

yendo reclamos de conformidad con tratados con disposiciones de 

promoción y protección de inversiones extranjeras–, en relación con 

cualquier cuestión vinculada a solicitudes de pago bajo el Programa 

por volúmenes de gas natural entregados por [Nombre de la empresa 
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firmante] a partir de la fecha de la primer entrega de gas natural por 

esta última bajo los contratos del Esquema Gas 2020/2024, que exce-

dan la mencionada proyección mensual de producción incluida (curva 

original) considerada en la aprobación de la adhesión de los proyectos 

de titularidad de [Nombre de la empresa firmante] al citado Programa.

Asimismo, me obligo a mantener indemne al ESTADO NACIONAL por 

cualquier reclamo, administrativo, judicial, extrajudicial y/o arbitral, 

en la REPÚBLICA ARGENTINA, en el extranjero y/o en el ámbito inter-

nacional –incluyendo reclamos de conformidad con tratados con dis-

posiciones de promoción y protección de inversiones extranjeras–, de 

cualquiera de nuestros accionistas directos o indirectos y de nuestros 

controlantes, controlados, vinculados, sucesores y/o cesionarios, en 

relación con cualquier cuestión vinculada a solicitudes de pago bajo 

el citado Programa por volúmenes entregados a partir de la fecha de 

la primer entrega de gas natural por [Nombre de la empresa firmante] 

bajo los contratos del Esquema Gas 2020/2024 que excedan la men-

cionada proyección mensual de producción incluida (curva original) 

y/o cualquier otro hecho, acto u omisión relacionados con aquéllas.

La renuncia e indemnidad contenidas en los párrafos precedentes se 

limitan estrictamente a los términos allí contenidos, dejando a salvo: 

(i) los recursos y/o reclamos administrativos y/o judiciales presenta-

dos y/o que pudieran presentar, y (ii) los derechos invocados y/o que 

pudieren invocar; [Nombre de la empresa firmante] y/o sus accionis-

tas directos o indirectos, en cualquier fuero o jurisdicción tanto judi-

cial como arbitral, nacional y/o internacional, por cualquier cuestión 

vinculada a solicitudes de pago bajo el citado Programa por volúme-

nes de gas natural entregados por [Nombre de la empresa firmante] 

hasta la fecha de la primer entrega de gas natural por esta última bajo 

los contratos del Esquema Gas 2020/2024, inclusive aquéllos referidos 

en (i) y (ii), por volúmenes que excedan la mencionada proyección 

mensual de producción incluida (curva original).

Finalmente, suscribo voluntariamente la presente cláusula de re-

nuncia e indemnidad, con pleno conocimiento de las circunstancias 
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fácticas y del marco jurídico aplicable; siendo que esta renuncia y 

el compromiso solidario de indemnidad resultan plenamente apli-

cables, con prescindencia de las conductas o cursos de acción que 

hayan adoptado, o eventualmente adoptaren, otras empresas en con-

diciones de acceder al Esquema Gas 2020-2024.

El segundo aspecto a encarar radicaba en la forma de ponderar el peso 

del subsidio que los productores con volúmenes alcanzados por la Re-

solución N° 46 a los efectos de “igualar su posición inicial”12 con la del 

resto de los productores. Ello, con la finalidad de permitir que tanto unos 

como otros pudieran presentar ofertas válidas en el concurso de precios 

en un marco de concurrencia e isonomía.

 Como era de prever, las negociaciones con las empresas involucradas 

–tanto en Cuenca Neuquina como en Cuenca Austral– transcurrieron 

por varios senderos paralelos e involucraron una serie de actores desde 

el primer nivel nacional hasta cuadros técnicos de ambos lados de la 

mesa, a saber: funcionarios de la Secretaría de Energía y de los Minis-

terios de Desarrollo Productivo y de Economía, por un lado; y directivos 

y gerentes corporativos, por el otro. En ese marco, fueron consideradas 

cuestiones de índole económica, jurídica, técnica, regulatoria y –claro 

está– también de raíz política; al tiempo que se abordaron aspectos tan-

to individuales como sistémicos. Todo ello, en un marco de diálogo de 

buena fe, donde los hacedores de política pública tuvieron como norte 

inquebrantable la procura del interés general que radicaba en la inclu-

sión de la mayor cantidad de volúmenes de gas al menor costo posible 

bajo los límites que imponían tanto el principio de legalidad como las 

–innegables– relaciones de fuerza entre las partes.

12	Remedando a John Rawls y su “posición original” descripta en la Teoría de la 
Justicia.
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Finalmente, luego de un arduo proceso signado por avances y retroce-

sos, pulseadas en varias “arenas” y concesiones mutuas que alejaron 

a todas las partes de las posiciones maximalistas, se arribó a un texto 

definitivo que plasmaba las variantes que el Plan Gas.Ar ofrecía a los 

productores que estaban en esta situación. Así, las opciones de adhe-

sión y oferta que fueron habilitadas en el Anexo del Decreto N° 892/2020 

fueron las siguientes:

1) Renuncia al beneficio de la Res. N° 46

-	 Si un productor con R46 renuncia al precio estímulo de ese pro-

grama, percibirá el Precio Ofertado en el Plan Gas.Ar.

2) Precio Ofertado por VPN

-	 Si no renuncia, calculado el Precio Promedio Ponderado (PPP) a 

percibir en virtud de las entregas a la R46 y al Plan Gas.Ar, se cal-

culará el Valor Presente Neto (VPN) de los ingresos, descontado a 

una tasa del 10% (ajustado por el gas retenido en el sistema de 

transporte).

-	 El precio que surja como resultado de aplicar el VPN no podrá 

superar el precio máximo de 3,21 USD/MMBTu.

3) Propuesta A

-	 También podrá optar por presentar su propuesta dividida en dos. 

La Propuesta A será por un volumen de la R46 que no podrá ser 

superior al 50% de su Inyección Base.

-	 Por este volumen percibirá los precios de los Cuadros Tarifarios (no 

el diferencial del Estado nacional del Plan Gas.Ar) por la porción 

asignada a las distribuidoras (más la compensación de la R46). 

Pero la porción de tales volúmenes asignada a CAMMESA y/o a 

IEASA sí percibirá el Precio Ofertado (pleno) a partir del 1/1/21.
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-	 Y a partir de 1/1/22 dicho productor percibirá el Precio Ofertado 

(con el diferencial estatal) por todo el volumen.

-	 El productor no dispondrá, hasta el 31/12/21, del derecho prefe-

rencial de exportación en condición firme.

4) Propuesta B

-	 Procederá por un volumen superior al de la Propuesta A, pero que 

solamente será asignado en caso de que existan cantidades remanentes 

por cuenca, una vez asignadas todas las ofertas sin R46.

-	 El precio a reconocer, hasta el 31/12/21, será el Precio Ofertado (a 

menos que este sea mayor al PPP de las ofertas sin R46, al interior 

de cada cuenca).

-	 Desde el 1/1/22 se reconocerá el Precio Ofertado.

-	 En caso de que parte de estos volúmenes asignados correspon-

dan a la R46, para dichos volúmenes el productor percibirá, hasta 

el 31/12/21, los precios de los Cuadros Tarifarios.

-	 El volumen ofertado en la Propuesta B tendrá, hasta el 31/12/21, 

el último lugar en el orden de asignación y de prioridad de nomi-

nación.

-	 En enero de 2022 se asignará a todos los productores un nuevo 

orden en el ranking función del Precio Ofertado por cada uno (sin 

alterar los volúmenes adjudicados).

-	 De modo ilustrativo, se pueden postular los siguientes ejemplos 

en cuanto a los diferentes niveles de oferta por año y según sea 

productor con o sin R46.
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Tabla 2. Estimación del Valor Presente Neto con y sin Resolución N° 46, 

2021-2024 (en USD/MMBTu).

Prom. 2021 2022 2023 2024

Productor sin Res 46

Nominal 3,70 3,7 3,7 3,7 3,7 No cumpliría con el máximo

VPN 3,23 3,70 3,36 3,06 2,78 Cumple con el máximo

Productor con Res 46

Nominal 3,53 6 2,7 2,7 2,7 No cumpliría con el máximo

VPN 3,18 6,00 2,45 2,45 2,03 Cumple con el máximo

Fuente: Secretaría de Energía.

De esta manera, se daba por concluida una de las incógnitas principales 

de la confección de este programa, relativo a la forma de empalme con 

otro plan similar aún vigente. Múltiples variantes de ingreso reflejan la 

voluntad política de arribar a una solución bajo el paraguas de la norma 

creadora del Esquema de Gas 2020-2024.

Solución creada, vale recordar, para salvar el solapamiento que ope-

raba tan solo por un año, precisamente el 2021, puesto que a partir de 

enero del año siguiente el orden de prioridad (ranking) se reordenaría, 

pero tomando solamente los precios ofertados sin la ponderación del 

peso de la Resolución N° 46. Entonces, en enero de 2021 se procede-

ría a realizar una nueva asignación de volúmenes que determinará: 

(i) la asignación de los volúmenes por cuenca, (ii) la prioridad de no-

minación por CAMMESA en caso de reducir inyecciones a TOP, y (iii) la 

prioridad en la autorización de exportaciones firmes por cuenca en los 

períodos estivales.
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3. UN CONTRATIEMPO SOBREVINIENTE: CAMBIO  
DE AUTORIDADES EN LA CARTERA ENERGÉTICA

A veces se gana, a veces se pierde… y a veces se corta la luz. Es decir, surge 

lo inesperado, arremete el azar y cambian las fichas sobre el tablero… 

cuando no el tablero mismo.

Esta metáfora simboliza lo que ocurrió a fines de agosto de 2020, cuando 

ya en los últimos estertores de la negociación con la industria y las pro-

vincias, “la política” metió la cola y todo se empantanó.

Pues bien, t-o-d-o es política, ¡qué más!, así que hubo que desensillar 

hasta el alba. Un cambio en el elenco de la Secretaría de Energía y una 

mudanza de dependencia ministerial (de Desarrollo Productivo a Eco-

nomía) marcaron el pulso de la última fase del programa, previa a la 

aprobación vía decreto.

Vale reseñar aquí la nómina de autoridades y funcionarios que actuaron 

sobre este plan a lo largo de la presente Administración 2019-2023:

• PEN: presidente Alberto Fernández y vicepresidente Cristina Fernández.

• MECON: ministros Martín Guzmán, Silvina Batakis y Sergio Massa.

• MDP: ministros Matías Kulfas y Daniel Scioli, y secretario Ignacio De 

Mendiguren.

• SEN: secretarios Sergio Lanziani, Darío Martínez y Flavia Royón.

• SSHC: Juan José Carbajales, Maggie Videla y Federico Bernal.

• ENARGAS: Federico Bernal y Osvaldo Pitrau.

• ENARSA: Andrés Cirnigliaro y Agustín Gerez.

• CAMMESA: Osvaldo Arrúa, Esteban Kiper, Ariel Kogan, Santiago Yanotti 

y Sebastián Bonetto.

• YPF: Guillermo Nielsen, Sergio Affronti, Pablo González y Pablo Iuliano.
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No obstante, la robustez política, económica, técnica y sistémica de la 

política pública diseñada hasta ese entonces pareció resistir los previsi-

bles embates de quienes aún tenían dudas razonables acerca de la via-

bilidad de la herramienta de gestión.

En efecto, a continuación se listan los únicos cuatro cambios (de un es-

quema de más de 100 puntos) introducidos al proyecto por parte de las 

nuevas autoridades de la Secretaría de Energía durante los meses de 

septiembre a noviembre de 2020:

1. Duración de los contratos

La duración de 4 años para los contratos, en lugar de los 3 años que ha-

bían sido anunciados al momento de la presentación oficial del Plan Gas.

Ar en la ciudad neuquina de Añelo, corazón de Vaca Muerta. El período 

cuatrianual había sido pensado por el MDP a fin de que el compromiso 

de inyección concluyera una vez pasado el primer invierno del próximo 

gobierno (octubre de 2024). Por lo tanto, se entendió que adelantar la 

terminación a octubre de 2023 hubiera implicado:

a)	relicitar nuevamente el plan por 1 o 2 años durante el transcurso 

del año 2022, dado que es el plazo mínimo para definir la con-

tinuidad de los compromisos de las empresas productoras para 

con sus proveedores; o bien

b)	dejar concluir el Esquema y asumir que se dejaría como herencia 

a la próxima Administración la paralización de las inversiones y 

un declino importante de cara al invierno 2024, sin darle posibi-

lidad al nuevo Gobierno de administrar de manera adecuada los 

faltantes de combustible.

No obstante, finalmente cuajó la idea primigenia de aprobar un plan de 

compromisos a 4 años en lugar de a solo 3.
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Asimismo, un plazo menor podría haber limitado la competencia de 

aquellos productores que requieren inversiones en facilities de produc-

ción y en actividades de exploración.

2. Precio máximo

La propuesta original asumía un precio máximo para el concurso públi-

co, seteado en 3,40 USD/MMBTu para la oferta a VPN, la que resultaría en 

3,90 USD/MMBTu real a percibir por el productor.

Luego, las autoridades ministeriales entendieron que era plausible dis-

minuir ese “techo” o precio tope al valor de 3,21 USD/MMBTu a VPN, que 

resulta en 3,53 USD/MMBTu real a percibir por el productor en Cuenca 

Neuquina, o en 3,29 USD/MMBTu a percibir en Cuenca Marina Austral.

3. Exigencia de inversión

El Esquema actual contempla como criterio base para percibir el precio 

de la subasta cumplir con volúmenes de inyección. Como criterio de 

control, el volumen de inyección es mucho más objetivo que el de inver-

sión, puesto que no está sujeto a detalles contables ni a problemas de 

fiscalización; asimismo, carga el riesgo exploratorio al productor (puesto 

que si no logra cumplir con el volumen comprometido es penalizado, o 

para evitarlo debe invertir más a efectos de cumplir), mientras que al 

controlar inversiones el riesgo exploratorio es cargado sobre el Estado 

nacional (si cumple con la inversión pero no con los volúmenes, el Esta-

do debe pagar igual el precio licitado y, a la vez, pierde el gas comprome-

tido pero no inyectado).

En el Esquema se utiliza el criterio de inversión para Cuenca Austral a 

fin de garantizar que el pago del precio licitado durante los primeros 

años (hasta que entre en producción el proyecto Fénix) están asociados 

efectivamente al desarrollo de dicho proyecto, puesto que pagar durante 

4 años el precio licitado y encontrarse al final con que la inversión com-

prometida no fue realizada sería un grave problema. En los otros casos el 
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riesgo de no inversión no tiene un horizonte mayor a un año, y a la vez 

está cubierto por garantías.

Asimismo, el Esquema incorpora el criterio de control de inversión para 

casos de productores chicos con riesgo exploratorio. Opera como una 

decisión opcional del productor para que sea presentado por quienes 

manifestaron que, al tener una sola área, aunque invirtieran podían 

quedar afuera del Esquema por incumplimiento de producción. 

4. Programa de desarrollo de proveedores locales

Se agregó un capítulo entero destinado al denominado “Valor Agregado 

Nacional” y a los planes de inversión en cabeza de las compañías.13 Estas 

empresas deben presentar, junto con su oferta, un programa que cum-

pla con el principio de utilización plena y sucesiva, local, regional y na-

cional, de las facilidades en materia de empleo, provisión directa de bie-

nes y servicios por parte de pymes y empresas regionales, así como de 

bienes, procesos y servicios de industria, tecnología y trabajo nacional.

Al mismo tiempo, se incluyeron una serie de mecanismos de control y 

sanción de competencia de la autoridad de aplicación, quien los llevará 

adelante en forma conjunta, federal y colaborativa con otros ministe-

rios, las provincias y las organizaciones de trabajadores y empresariales 

del sector.

4. SECUENCIA DE APROBACIÓN DE ESTA POLÍTICA PÚBLICA

En la previa al dictado de la norma que daría virtualidad en el orden ju-

rídico argentino a la política pública que se venía diseñando desde hacía 

por lo menos un semestre, se pensó en una secuencia de pasos coligados 

13	Este agregado obedeció al férreo interés del nuevo secretario de Energía, Da-
río Martínez, y su principal asesor, Ariel Kogan.
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y necesarios que permitirían implementar la medida y lograr los resulta-

dos esperados. Tal encadenamiento fue resumido de la siguiente manera:

Secuencia de aprobación del esquema de gas 2020-2024

1. Dictado del DNU:

a)	Instruye a la SEN a diseñar el Esquema ad referendum del Ministe-

rio y lo faculta para realizar modificaciones.

b)	Fija las principales bases del Esquema: forma de contratación, 

duración, pago directo por parte del Estado nacional de un por-

centaje del precio en PIST a productores, entre otros.

c)	Instruye a la SEN a dictar una resolución que regulará el procedi-

miento de audiencias (o procedimiento similar) para determinar 

qué porcentaje del precio en PIST resultante de la subasta será 

pagado por el Estado y qué parte las distribuidoras pedirán el 

traslado a tarifa.

d)	Instruye a la SEN a aprobar un fideicomiso de garantía o similar.

2. Resolución SEN:

a)	Somete el Esquema a Consulta Pública (publicación en el BO).

b)	Aprueba el detalle del Esquema e incluye el modelo de oferta y 

los términos de la subasta.

c)	Aprueba el procedimiento de audiencias públicas.

3. Suscripción del Esquema:

a)	Por parte de la SEN, los Productores (con las debidas renuncias a 

los reclamos), las distribuidoras y por CAMMESA.



127 Obstáculos a la política pública

4. Realización de la subasta:

a)	Recepción de ofertas.

b)	Publicación del resultado (ranking) y de los anexos respectivos.

c)	Firma de los contratos entre Productores y CAMMESA.

5. Realización de la audiencia pública:

a)	Tema de debate: precio del gas en PIST que será subsidiado.

b)	Resultado: diferencial por el que las distribuidoras solicitarán el 

passthrough al ENARGAS.

c)	Firma de los contratos entre productores y distribuidores.

6. Resolución ministerial:

a)	Instrumenta el Esquema.

b)	Ejecuta su puesta en vigencia.14

Como veremos en los apartados siguientes, la secuencia estipulada por 

el equipo hacedor de la política pública fue, en términos generales, res-

petada; y si bien algunos puntos se vieron simplificados y otros amplia-

dos, la orientación principal se siguió al pie de la letra.

14	Fuente: Secretaría de Energía.





Finalmente, luego de meses de elaboración, consulta, revisión y vali-

dación, el PEN procedió a dictar el Decreto de Necesidad y Urgencia 

N° 892/2020, publicado en el Boletín Oficial de fecha 13/11/2020, por 

medio del cual se dio aprobación al Plan de Promoción de la Producción 

del Gas Natural Argentino – Esquema de Oferta y Demanda 2020-2024.

El logro concreto de la aprobación de esta política pública debe recono-

cerse, en gran medida, a la visión oportuna de la flamante conducción 

de la Secretaría de Energía,1 de reivindicar la propuesta y llevarla ade-

lante. Para ello contó con el acompañamiento de las autoridades del 

1	 Encabezada por el secretario Darío Martínez (que para asumir debió renun-
ciar a su banca de diputado nacional por la provincia de Neuquén), quien 
contó con el asesoramiento técnico de Ariel Kogan y equipo.

CAPÍTULO 6. 
APROBACIÓN DE LA 
POLÍTICA PÚBLICA
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Ministerio de Economía, quienes dotaron a la herramienta de su propio 

perfil2 y la impulsaron para que finalmente fuera aprobada por el presi-

dente de la Nación, cuya decisión política fue vital para su concreción.3

1. FUNDAMENTACIÓN

Lo primero que resalta al abordar el contenido de este reglamento es lo 

extenso y detallado del elemento que la Ley de Procedimientos Admi-

nistrativos denomina “motivación” del acto administrativo. A través de 

38 considerandos, desplegados a lo largo de 5 hojas, la voluntad de la 

Administración queda fundamentada de manera razonablemente sóli-

da, generosamente abarcativa y didácticamente explicativa. Tres aspec-

tos sobresalen de dicha justificación.

1.1. De por qué es un DNU

En primer lugar, veamos la razón de que el Plan Gas.Ar se haya aproba-

do por DNU y no por un decreto simple. La explicación radica en que la 

comercialización de gas natural es una actividad desregulada (conf. Ley 

N° 17319 y su reglamentación) y el precio es de libre formación por inte-

racción de la oferta y la demanda (conf. art. 83 de la Ley N° 24076). Por lo 

2	 En cabeza del ministro Martín Guzmán, quien bregó por reducir el costo fis-
cal de la medida y amalgamar el estímulo a la producción con las tarifas a 
reconocer a la demanda, y que en todo momento destacó la articulación 
público-privada del Plan Gas.Ar. Por su parte, el secretario Martínez le incor-
poró todo el capítulo de la Mesa VAN y desarrollo de proveedores locales. 

3	 Asimismo, dada la relevancia económica y social del Programa, así como la 
–particular– dinámica política que adquirió la coalición de gobierno (en tanto 
“artefacto” o dispositivo poco convencional de funcionamiento al interior del 
Frente de Todos), es de presumir que el dictado de esta política pública contara 
también con el aval de la vicepresidenta de la nación, Cristina Fernández.
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tanto, cualquier tipo de intervención administrativa en la formación de 

los precios del gas natural debía ser autorizada por ley.

Efectivamente, el Esquema Gas 2020-2024 incluye los siguientes tipos de 

intervenciones administrativas:

• Enmarca la libre formación de precios en subastas, concursos u otros 

mecanismos de formación de precios.

• Establece cupos de oferta por cuenca o volúmenes de oferta/demanda 

predeterminados (no “libres”) por segmentos de usuarios o por productor.

• Renueva por 4 años consecutivos contratos de abastecimiento existen-

tes junto con sus volúmenes y sus precios.

• Fija cupos por cuenca y precios mínimos para los volúmenes de expor-

tación, así como criterios de asignación prioritaria.

Por su parte, la Lay de Solidaridad y Reactivación Productiva N° 27541 

de diciembre 2019 autoriza al PEN a intervenir administrativamente en 

el sector energético, pero solamente en materia tarifaria (se refiere al 

“mantenimiento” de tarifas e instruye al Poder Ejecutivo a celebrar una 

Revisión Tarifaria Integral o Extraordinaria) y no en relación con los pre-

cios (desregulados) del gas natural. Ergo, resultaba imprescindible que 

el Esquema contara con aval legislativo, para lo cual fue necesaria la 

aprobación expresa de un DNU del PEN que autorice la creación de dicho 

programa, en tanto este tipo de reglamento –una vez aprobado por la 

Comisión Bicameral del Congreso– adquiere carácter legislativo.

Vale recordar aquí otros antecedentes legislativos en la materia. El De-

creto N° 181/2004 facultó a la Secretaría de Energía a acordar con los 

productores de gas natural un ajuste del precio de gas natural en el PIST 

(lo que dio lugar a sucesivos “acuerdos” con los productores de gas si-

milares al Esquema aquí propuesto). En dicha oportunidad, ese decreto 

fue un reglamento simple y no DNU porque el Poder Legislativo ya había 
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autorizado al PEN a intervenir de este modo en el mercado de gas me-

diante la Ley de Emergencia N° 25561.

Así, el artículo 9° autorizaba al Poder Ejecutivo Nacional a renegociar los 

contratos que tuvieran por objeto la prestación de servicios públicos, 

para lo cual debían tomarse en consideración los siguientes criterios: 

1) el impacto de las tarifas en la competitividad de la economía y en la 

distribución de los ingresos; 2) la calidad de los servicios y los planes 

de inversión, cuando ellos estuviesen previstos contractualmente; 3) el 

interés de los usuarios y la accesibilidad de los servicios; 4) la seguridad 

de los sistemas comprendidos; y 5) la rentabilidad de las empresas.

Asimismo, el artículo 13 lo facultaba a regular, transitoriamente, los pre-

cios de insumos, bienes y servicios críticos, a fin de proteger los dere-

chos de los usuarios y consumidores, de la eventual distorsión de los 

mercados o de acciones de naturaleza monopólica u oligopólica. Y la Ley 

N° 25561, a su vez, autorizaba expresamente al PEN a regular los precios 

de los servicios críticos y, por lo tanto, a fijar el precio del gas (ver Decre-

to N° 181/2004 y Resolución SE N° 208/2004).

Pero, como hemos visto, la Ley de Emergencia vigente al momento de 

aprobación del Plan Gas.Ar solo autorizaba al PEN a intervenir en mate-

ria tarifaria pero no en el precio del gas. Era necesario, pues, un refrendo 

legislativo del decreto en cuestión.

1.2. Del alcance de las facultades del PEN  
(ante el “dominio originario” provincial)

Por su parte, el segundo aspecto que sobresale de la fundamentación 

detallada del Decreto N° 892/20 es el hincapié explícito en las facultades 

que recaen en cabeza del Estado nacional. Ello, en el marco de la dis-

tribución de competencias a nivel federal vis-à-vis las competencias de 
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las provincias, modificadas a partir de la reforma constitucional de 1994 

y la incorporación del párrafo final del artículo 124 que reconoce a los 

Estados subnacionales el “dominio originario” de los recursos naturales 

existentes en sus territorios.

En efecto, en los primeros considerandos ya se alude al artículo 3° del 

Decreto-Ley N° 17319/67, por el cual se establece que el PEN fijará la po-

lítica nacional con respecto a las actividades relativas a la explotación, 

industrialización, transporte y comercialización de los hidrocarburos, 

estando dichas actividades a cargo de empresas estatales, empresas 

privadas o mixtas; todo ello, de conformidad con lo determinado en la 

mencionada norma y en las reglamentaciones que al respecto dicte el 

propio Poder Ejecutivo Nacional, teniendo como objetivo principal satis-

facer las necesidades de hidrocarburos del país con el producido de sus 

yacimientos, y manteniendo reservas que aseguren esa finalidad.

Luego, la parte motivacional del Decreto N° 892/2020 continuó con la re-

seña del recurrente artículo 6º del citado Decreto-Ley N° 17319, así como 

del artículo 3º de la Ley N° 24076, a los efectos de reforzar la idea de 

que resulta de interés general “asegurar el abastecimiento del mercado 

interno” de gas natural. Al mismo tiempo, se faculta al PEN a autorizar 

la exportación de hidrocarburos o derivados que no fueren requeridos 

para la adecuada satisfacción de las necesidades internas, y siempre 

que esas exportaciones se realicen a precios comerciales razonables, pu-

diendo fijar en tal situación los criterios que regirán a las operaciones en 

el mercado interno, a fin de posibilitar una racional y equitativa partici-

pación en él a todos los productores del país.4

Vale recalcar que ese estándar de “precio comercial razonable” será lue-

go retomado por la Resolución SEN N° 360/2021, por medio de la cual se 

4	 Para ampliar acerca del alcance y contenido de las facultades del Estado 
nacional frente al “dominio originario” provincial, ver tesis de Doctorado de 
Carbajales, Juan José, en la Facultad de Derecho de la UBA, titulada Facultades 
nacionales en materia de hidrocarburos, inédita, en proceso de defensa pública.
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fija el “precio mínimo” necesario para autorizar una exportación y se 

lo equipara al precio promedio del Concurso Público de la Ronda #1 del 

Plan Gas.Ar.

Por último, el tercer aspecto que luce como llamativo de la fundamenta-

ción del Reglamento Ejecutivo N° 892/20 es la reseña que se efectúa del 

sustento emanado de los tratados internacionales con jerarquía consti-

tucional en materia de derechos humanos y acceso a la energía.

En efecto, este decreto afirma que constituyen objetivos centrales del 

PEN proteger los derechos de los usuarios actuales y futuros del servicio 

de gas natural, y cuidar los ingresos de dichos usuarios a través de la 

determinación de tarifas que cumplan con los criterios definidos por la 

Corte Suprema de Justicia de la Nación en el fallo dictado en la causa 

“Centro de Estudios para la Promoción de la Igualdad y la Solidaridad y 

otros c/Ministerio de Energía y Minería s/amparo colectivo (CEPIS)”, del 

año 2016 (Fallos: 339:1077).

Aquí también es oportuno recordar que en dicho precedente el Máximo 

Tribunal resolvió, con fundamento en el artículo 42 de la Constitución y 

en la doctrina de los tribunales internacionales de DD.HH., que las tari-

fas deben ser: graduales, razonables, no confiscatorias, con un sendero 

de aumento consensuado y publicitado en audiencias públicas obliga-

torias, que dé previsibilidad a los usuarios (máxime luego de años de 

atraso tarifario), especialmente a los sectores más vulnerables, quienes 

tienen derecho a una “vivienda adecuada”, que es aquella con acceso 

permanente a los recursos naturales y comunes, como el agua potable, 

la energía para cocina, calefacción y alumbrado (conf. considerando 32 

de dicho fallo).

Asimismo, en ese fallo el Tribunal Supremo agregó algo más: que el Es-

tado debe garantizar que el porcentaje de los gastos de una vivienda 

familiar de los grupos vulnerables sean, en general, conmensurados con 

los niveles de ingreso. Esto es, que no haya exclusión del servicio por 
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causa de una tarifa que, por su elevada cuantía, detraiga de manera irra-

zonable una proporción excesiva de los ingresos del grupo familiar. De 

lo cual se concluye un límite claro, a saber: si un cuadro tarifario fijado 

de manera contraria a tales preceptos impide en los hechos a un usuario 

pauperizado afrontar el costo del servicio, el prestador privado no podrá 

cortarle el fluido gasífero, por caso.

2. DECLARACIÓN DE INTERÉS PÚBLICO

Ya en materia del articulado en sí, la parte dispositiva o resolutiva del 

Decreto N° 892/2020 lo primero que hace es recuperar una declaración 

que ya había sido formulada en la Ley de Soberanía Energética N° 26741 

del año 2012, relativa al autoabastecimiento de hidrocarburos y la ex-

propiación de YPF.

En este caso, tal manifestación “de principios” lleva por contenido la 

declaración de interés público nacional y como objetivo prioritario de 

la República Argentina la promoción de la producción del gas natural 

argentino.

Así plasmado, esta formulación no deja de tener una relevancia superla-

tiva si se atiende a los siguientes efectos de tal declaración: por un lado, 

habilita un mayor grado de intervención del Estado frente al mercado, 

habida cuenta estar comprometido un interés federal, de alcance para 

toda la población. Por otro lado, destaca que este interés público es de 

la nación como un todo, lo que claramente fija un estándar homogé-

neo para el vasto territorio argentino más allá de los intereses locales 

y visiones idiosincráticas de cada una de las provincias donde se aloja 

el referido gas natural. Por último, jerarquiza al interior de la Adminis-

tración Pública Nacional el orden de prioridades en materia de políticas 

públicas, por lo cual la promoción destinada a la producción de este 
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combustible (vital para el consumo residencial, comercial, industrial y 

de generación eléctrica), tendrá prelación frente a otros objetivos de las 

Policies estatales. Un ejemplo podría ser el pago prioritario del diferen-

cial en favor de los productores al momento de decidir el destino de los 

recursos (siempre escasos) del Presupuesto nacional.

3. OBJETIVOS EN MATERIA DE PRODUCCIÓN,  
AHORRO FISCAL Y GENERACIÓN DE EMPLEO

El artículo 2° del decreto aprueba el plan, el que estará basado en un 

sistema competitivo en el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte 

(PIST), y faculta a la Secretaría de Energía, en tanto autoridad de aplica-

ción del régimen, a realizar las adecuaciones y cambios necesarios para 

su instrumentación. A tal fin, el artículo 4° la faculta a fijar los volúme-

nes, plazos y precios máximos de referencia, aplicable a los contratos o 

acuerdos de abastecimiento que entre oferentes y demandantes se cele-

bren entre productores, distribuidores y CAMMESA, y que garanticen la 

libre formación y transparencia de los precios conforme a lo establecido 

en la Ley N° 24076.

Luego, el citado artículo 2° aborda los objetivos contemplados en el Plan 

de Promoción, a saber:

a) Viabilizar inversiones en producción de gas natural con el objetivo de 

satisfacer las necesidades de hidrocarburos del país con el producido de 

sus propios yacimientos.

b) Proteger los derechos de los usuarios actuales y futuros del servicio 

de gas natural.

c) Promover el desarrollo de agregado nacional en la cadena de valor de 

toda la industria gasífera.
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d) Mantener los puestos de trabajo en la cadena de producción de gas 

natural.

e) Sustituir importaciones de gas natural licuado (GNL) y el consumo de 

combustibles líquidos por parte del sistema eléctrico nacional.

f) Coadyuvar con una balanza energética superavitaria y con el desarro-

llo de los objetivos fiscales del Gobierno.

g) Generar certidumbre de largo plazo en los sectores de producción y 

distribución de hidrocarburos.

h) Otorgar previsibilidad en el abastecimiento a la demanda prioritaria y 

al segmento de generación eléctrica de fuente térmica.

i) Establecer un sistema transparente, abierto y competitivo para la for-

mación del precio del gas natural compatible con los objetivos de políti-

ca energética establecidos por el Poder Ejecutivo Nacional.

Lo relevante de este listado es el propósito perseguido por las autoridades 

sectoriales y, en última instancia, por el presidente de la nación, así como 

su impacto para las cuentas públicas. El siguiente cuadro refleja las previ-

siones oficiales en la materia, donde se detallan las principales ventajas 

económicas del Esquema de Gas 2020-2024 en términos de: (i) ahorro de 

divisas por menores importaciones netas y (ii) menor costo fiscal total. 

Para ello, se discrimina el año 2021 (en tanto año de transición porque 

aún estaba vigente, durante los siguientes 12 meses, la Resolución 

MINEM N° 46/17) y luego se compendia el período 2022/2023/2024.
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Tabla 1. Análisis de impacto del Esquema 2021 (en MM USD y MMm3/d).

Resultados  2021 Con Esquema Sin Esquema Ventaja del Esquema

1 Inyección 
neta 2021 108.9 MMm3/d 101.5 MMm3/d 7.4 MMm3/d adicionales 

de producción nacional

2

Requerimien-
to de impor-
taciones de 

energía

2021
24.8 MMm3/d 
equivalentes -  
1.792 MMUSD

32.2 MMm3/d 
equivalentes -  
2.561 MMUSD

Sustitución de 7.4 MM-
m3/d equivalentes. 

Menor uso de divisas 
por 769 MMUSD

3

a) Importa-
ciones netas 
de gas natu-
ral equiva-

lente

2021 1.592 MMUSD 2.561 MMUSD

Ahorro de divisas por 
1.100 MMUSD (poten-
ciado por expos ~200 

MMUSD)

4

b) Importa-
ciones nece-
sarias para 
motorizar 

inversiones 
en campañas 

de gas na-
tural

2021 250 MMUSD -

Entre un 10% a un 20% 
del costo de cada pozo, 

según el subtipo de 
recurso (supuesto: 15%)

5

c) Intereses 
por financia-
miento con 

deuda exter-
na (ejercicio 
de máxima)

2021 92 MMUSD -

Ingresos de divisas que 
motorizan inversiones 

por 2.000 MMUSD 
(2021) a financiar en 60 

períodos al 5%

6

Importacio-
nes netas 

totales (re-
querimiento 
de divisas al 

BCRA)

2021

(a+b)

1.842 MMUSD
(sin ejercicio 

intereses)
2.561 MMUSD

Ahorro de divisas por 
720 MMUSD en meno-
res importaciones ne-
tas (podrían sumársele 
divisas provenientes de 

inversión extranjera)

7 2021 
(a+b+c)

1.934 MMUSD
(con ejercicio 

intereses)
2.561 MMUSD

Ahorro de divisas por 
627 MMUSD –finan-
ciamiento 100% de 

inversiones externa– 
(podrían sumársele 

divisas provenientes de 
inversión extranjera)
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8
Costo fiscal 
de importa-

ciones
2021 893   MMUSD 1.370 MMUSD Ahorro fiscal

477 MMUSD

9

Costo fiscal 
del Esquema 
(solo Distri-

buidoras)

2021 613  MMUSD - Incentivo a industria 
local

10
Costo fiscal 

total
(Tesoro)

2021 1.506 MMUSD 1.370 MMUSD
Déficit del esquema 

en primer año de 136 
MMUSD

Fuente: Secretaría de Energía. 

Tabla 2. Análisis de impacto del Esquema 2021-2024  

(en MM USD y MMm3/d).

Resultados  2021-2024 Con 
Esquema

Sin 
Esquema Ventaja del Esquema

1 Inyección neta 2024 114 MMm3/d 80 MMm3/d 34 MMm3/d adicionales 
de producción nacional

2
Requerimiento de 
importaciones de 

energía
2024

19,8 MMm3/d 
equivalentes 

-  
1.118 MMUSD

62,24 
MMm3/d 

equivalentes 
-  

4.627 
MMUSD

Sustitución de 34 
MMm3/d equivalentes

Menor uso de divisas por 
3.509 MMUSD

3

a) Importaciones 
netas de 

gas natural 
equivalente

2021-
2024

5.612 
MMUSD

14.276  
MMUSD

Ahorro de divisas por 
8.664 MMUSD

4

b) Importaciones 
necesarias 

para motorizar 
inversiones en 

campañas de gas 
natural

2021-
2024

1.000 
MMUSD -

Entre un 10% a un 20% 
del costo de cada pozo, 

según el subtipo de 
recurso (supuesto: 15%)
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5

c) Intereses por 
financiamiento 

con deuda 
externa (ejercicio 

de máxima)

2021-
2028

1.058 
MMUSD -

Ingresos de divisas que 
motorizan inversiones 

por 8.000 MMUSD 
(2021-2024) a financiar 

en 60 períodos al 5%

6 Importaciones 
netas totales 

(requerimiento de 
divisas BCRA)

Importaciones 
netas totales 

(requerimiento de 
divisas BCRA)

2021-
2024 
(a+b)

6.612 
MMUSD (sin 

ejercicio 
intereses)

14.276 
MMUSD

Ahorro de divisas por 
11.314 MMUSD en meno-

res importaciones

7
2021-
2024 

(a+b+c)

7.670 
MMUSD (con 

ejercicio 
intereses)

14.276 
MMUSD

Ahorro de divisas por 
6.606 MMUSD (con 

financiamiento de inver-
siones vía deuda externa)

8 Costo fiscal de 
importaciones

2021-
2024

2.876 
MMUSD

7.636 
MMUSD

Ahorro fiscal
4.760 MMUSD

9

Costo fiscal 
del Esquema 

(solo para 
Distribuidoras)

2021-
2024

2.451 
MMUSD - Incentivo a industria local

2.451 MMUSD

10 Costo fiscal total 
(Tesoro)

2021-
2024

5.327 
MMUSD

7.636 
MMUSD

Ahorro fiscal durante el 
período de 2.574 MMUSD

Fuente: Secretaría de Energía.

Las filas 1 y 2 representan las metas físicas para el año 2021 en la pri-

mera tabla y para 2024 en la segunda de la producción nacional, y el re-

querimiento de importaciones con existencia del Esquema y el ejercicio 

equivalente en su ausencia.

La fila 3 de la segunda tabla muestra las necesidades en millones de 

dólares para las importaciones netas de gas natural y combustibles 
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alternativos durante el período 2021-2024. El ahorro de divisas entre 

2021 y 2024 por importaciones netas sería de 8.664 MMUSD.

La fila 4 presenta una estimación de los requerimientos de divisas nece-

sarios en términos de insumos intermedios para el desarrollo de inver-

siones en pozos de gas natural en el marco del Esquema.

La fila 5 aporta una estimación de máxima de los intereses por toma de 

deuda externa a modo de computar el requerimiento de divisas y que 

tienen el objeto de cuantificar el financiamiento de la totalidad de las 

inversiones sobre la base de un capital de 8.000 MMUSD.

Las filas 6 y 7 refieren a las “Importaciones netas totales” e indican el 

requerimiento total de dólares en las arcas del Banco Central por el dé-

ficit en el mercado de gas, que incluye importaciones de gas natural de 

Bolivia y de GNL por IEASA, más los líquidos por CAMMESA, menos las 

exportaciones de gas natural por privados. Se presentan dos alternati-

vas dependiendo la consideración (o no) de los intereses estimados en 

la fila 5.

La fila 8 “Costo fiscal importaciones” es el costo para el Estado nacional 

de tener que afrontar la operatoria de las importaciones a precios inter-

nacionales y luego vender gas en el mercado local a precios subsidiados. 

Las importaciones, para 2020-2024, se estimaron a los mismos precios 

de 2020 en:

a) IEASA por Bolivia 4,50 USD/MMBTu;

b) IEASA por GNL entre 4,30 USD/MMBTu;

c) CAMMESA por líquidos GO y FO entre 10 USD/MMBTu.

Las ventas a precios locales, en cambio, se estiman entre 2 y 2,50 USD/

MMBTu para el gas de IEASA. En definitiva, esta fila expresa el monto de 

los subsidios a la demanda interna por el diferencial con el costo de las 

importaciones.
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Asimismo, si estos precios tuvieran un alza siguiendo los resultados en 

el mercado de futuros previsto hacia fines de 2020, los números estima-

dos serían los siguientes:5

a) Bolivia en 4,30 USD/MMBTu en 2022 y en 5 USD/MMBTu en 2022-24;

b) GNL en 5,50 USD/MMBTu en 2021-2022 y 6,50 USD/MMBTu en 2023-24;

c) líquidos en 11 USD/MMBTu en 2021-2022 y 12 USD/MMBTu en 2023-24.

La fila 9 “Costo fiscal del Esquema” expresa el costo para el Tesoro del 

EG2020-2024 para el segmento de distribuidoras (en tanto CAMMESA 

afrontará con su propio presupuesto el costo pleno del precio de gas en 

PIST que surge del Concurso Público del Esquema), unos 613 MMUSD 

para cada año entre el 2021 y el 2024.

La fila 10 “Costo fiscal total” expresa la sumatoria de las filas 8 y 9, y 

refleja el costo de los subsidios a las importaciones, más el costo del es-

tímulo a la producción local del Plan Gas.Ar 2020-2024 (diferencial entre 

lo que paga la demanda prioritaria y el precio de mercado que surge de 

la subasta). Esta es la principal cuenta a evaluar para el Tesoro. Sin Es-

quema, el costo adicional para el Estado nacional asciende a un equiva-

lente de 2.309 MMUSD respecto a la versión con Esquema. Esto se debe 

principalmente al proceso de sustitución de importaciones (que son 

más caras por MMBTu) y que impactarían directamente sobre el déficit 

de IEASA. La trayectoria del ahorro fiscal tiene un desahorro inicial en 

2021 de 136 MMUSD que luego es compensada año a año con el proceso 

de sustitución de importaciones.

5	 No obstante, este pronóstico se reveló sumamente conservador, puesto que 
el promedio de las compras de GNL en 2021 fue de 8,33 USD/MMBTu, y el 
de 2022 de entre 28 y 30. Ver https://www.cronista.com/economia-politica/
gas-licuado-las-millonarias-importaciones-de-gnl-le-meten-presion-al-do-
lar/ y https://www.energia-argentina.com.ar/index.php/detalle-de-carga-
mentos-gnl-comprados-para-el-2022/. Asimismo, los futuros para el invierno 
2023 se estiman en torno a los 42/50 USD/MMBTu, ver https://econojournal.
com.ar/2023/01/con-cambios-en-las-condiciones-de-contratacion-enar-
sa-licito-la-importacion-de-30-cargamentos-de-lng-para-el-invierno/
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Por su parte, los resultados indicados responden a los siguientes su-

puestos:

Tabla 3.  Supuestos del Esquema 2020-2024  

(en %, MMm3/d y USD/MMBTu).

Supuestos Con Esquema Sin Esquema

Inyección neta

2020 110 MMm3/d

2021 -1%
-7,75%

2022-2024 +1,5%

Consumo mercado interno

2020 133,7 MMm3/d

2021-2024 = Año 2019

2024 133,7 MMm3/d

Precio de venta 
IEASA

2020 2,50 USD/MMBTU

2021-2024 2 USD/MMBTU

Ejercicio de financiamiento
Tasa de interés 5%

Plazo 60 meses

Fuente: Secretaría de Energía.

Por su parte, en lo que se refiere al requerimiento de divisas para finan-

ciamiento de la inversión, se estima –a los fines del ejercicio– que los 

requerimientos de inversión podrían alcanzar, en promedio, un nivel de 

2.000 MMUSD anuales (8.000 MMUSD totales). A modo de realizar un 

ejercicio de máxima para el cómputo de los pagos por intereses, se su-

pone, teniendo en cuenta condiciones de mercado, que esa inversión 

podría financiarse con préstamos internacionales a una tasa nominal 

anual del 5% por un plazo de 5 años.
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En conclusión, con estos valores el ahorro fiscal del Esquema ascendería 

a 6.612 MMUSD, mientras que el ahorro de divisas por el concepto de 

importaciones netas (fila 3) sería de 11.314 MMUSD. No obstante, veremos 

más adelante que, al momento de lanzamiento de las Rondas #4 y #5 a fines de 

2022, los ahorros logrados en los primeros dos años, junto a los estimados para 

los años 2023/2028, más que triplican estos valores supuestos inicialmente.

4. PAUTAS, CRITERIOS Y CONDICIONES ELEMENTALES

El artículo 4° contiene lo que podría llamarse como el “corazón” del plan 

a instrumentar, a saber:

a) Volumen: será por un volumen base total de 70.000.000 m3/día para 

los 365 días de cada año calendario de duración del esquema. Este vo-

lumen base podrá ser modificado por la SEN a efectos de garantizar el óptimo 

abastecimiento de la demanda, así como ampliado para los sucesivos períodos 

invernales y/o para los volúmenes a incluir en los plazos que eventualmente se 

extienda el plan.

b) Plazo: tendrá una duración inicial de 4 años. Este plazo podrá ser amplia-

do por la SEN en función de su evaluación de la situación en el mercado de gas. 

Para los proyectos Costa Afuera podrá contemplarse un plazo mayor, de 

hasta 8 años en total, en atención a las particularidades de este tipo de 

proyectos.

c) Exportaciones: podrán ofrecerse a las empresas productoras partici-

pantes condiciones preferenciales de exportación en condición firme 

por hasta un volumen total de 11.000.000 m3/día, a ser comprometidos 

exclusivamente durante el período no invernal. Estas condiciones po-

drán ser utilizadas tanto para la exportación de gas natural por ductos 

como para su licuefacción en el país y posterior exportación como GNL.
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d) Procedimiento de oferta y demanda: los contratos particulares resultan-

tes del esquema serán negociados mediante un mecanismo de subasta, 

licitación y/o procedimiento similar, a ser diseñado por la SEN, que ga-

rantice los más altos estándares de concurrencia, igualdad, competen-

cia y transparencia.

e) Agregación de la demanda: se garantizará un mecanismo que permita 

agregar las necesidades de gas natural de la demanda prioritaria y de 

usinas eléctricas, más las exportaciones en período no invernal.

f) Coordinación con programas de incentivo: se procurará amalgamar el es-

quema con los planes de estímulo a la oferta de gas natural establecidos 

por las Resoluciones MINEM N° 46 y N° 447 del año 2017.

g) Valor agregado nacional y planes de inversión: el diseño, instrumentación 

y ejecución de estos programas por parte de las empresas productoras 

cumplirá con el principio de utilización plena y sucesiva, local, regio-

nal y nacional, de las facilidades en materia de empleo, provisión direc-

ta de bienes y servicios por parte de pymes y empresas regionales, así 

como de bienes, procesos y servicios de industria, tecnología y trabajo 

nacional; al tiempo que será contemplado un sistema de control y san-

ción que será implementado por la SEN en forma conjunta, federal y 

colaborativa con el Ministerio de Desarrollo Productivo, el Ministerio de 

Ciencia, Tecnología e Innovación, las provincias que adhieran al citado 

esquema y las organizaciones de trabajadores y empresariales del sec-

tor que así lo soliciten.

h) Misceláneas: se preverán otros aspectos que, a criterio de la SEN resulten 

conducentes a los efectos de garantizar la seguridad de abastecimiento 

de gas natural desde el punto de vista de la previsibilidad de la oferta y la 

garantía de tarifas justas, razonables y asequibles para la demanda.

Vale destacar de este punteo dos aspectos que serán sumamente valiosos 

a los efectos de la extensión del Plan más allá del 2024: la posibilidad, ya 
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delegada en la Secretaría de Energía, de ampliar volúmenes y plazos (lo 

que se volvería una realidad, dos años después, a través de las Rondas #4 

y #5 adjudicadas a fines de 2022).

5. PRINCIPALES LINEAMIENTOS

5.1. Agregación de demanda

Tal como fue reseñado, el Plan Gas.Ar garantiza un mecanismo que per-

mite agregar las necesidades de gas natural de la demanda prioritaria y 

de las usinas eléctricas, más las exportaciones en período no invernal. 

En esto reside la manifestación cabal de la sinergia público-privado lo-

grada a lo largo del proceso de diseño de esta política pública energé-

tica. En efecto, el Estado llevó adelante su capacidad de planificación 

del sector del gas natural desde un punto de vista holístico, integral y 

sistémico. Así, estimó los niveles de oferta y de demanda y realizó una 

agregación (sumatoria) de esta última en vistas a consolidar un bloque 

uniforme (“ladrillo”) a largo plazo, esto es, unos 70 MMm3/d en los 365 

días del año a lo largo de 4 años, así como un volumen adicional en 

cada Período Invernal de ese lapso cuatrianual. Por su parte, el mercado 

compite libremente por abastecer a dicha demanda, ya con un horizonte 

temporal dilatado, lo que favorece ampliamente la previsión de inver-

sión y la consecuente reducción de precios.

Vale recordar que hasta ese momento las distribuidoras y CAMMESA con-

trataban su abastecimiento de gas natural por separado, mediante subas-

tas de corto plazo (spot, a un año como máximo) a través del MEGSA. Con 

lo cual, este Esquema de “encastre” entre la demanda fuerte de invierno 

de los usuarios residenciales/comerciales y la demanda fuerte de vera-

no de las usinas térmicas se manifestó como una acción novedosa (hay 
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que remontarse a la década de 1990, bajo otras condiciones estructura-

les, para encontrar un antecedente) y virtuosa, puesto que contractualiza 

aproximadamente 7 de cada 10 metros cúbicos de gas que se consumen 

por día en Argentina.

A este panorama hay que agregarle que el Plan Gas.Ar exige que el pro-

ductor inyecte un 30% adicional a sus contratos con distribuidoras y 

CAMMESA, en tanto los volúmenes comprometidos por cada productor 

para el abastecimiento de esas demandas no podrán ser superiores al 

70% del promedio de la producción comprometida; esto es, se licitan 

unos 70 MMm3/d para los segmentos regulados de distribuidoras y usi-

nas, y unos 30 MMm3/d más que se destinan a los segmentos libres, tales 

como industrias y GNC. En total son 100 MMm3/d por 365 días por 4 años.

Gráfico 1. Agregación de demanda prioritaria con centrales térmicas  

(en MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía.
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5.2. Estímulo a la producción de todas  
las cuencas (convencional y NoC)

El Plan Gas.Ar apuntó a la promoción de la producción de gas natural en 

todas las cuencas productivas del país, lo que implica el estímulo a am-

bos tipos de hidrocarburos gaseosos, a saber: los de origen convencional 

y los de fuentes no convencionales (como los situados en las formacio-

nes Vaca Muerta en Neuquén y Palermo Aike en Santa Cruz).

Vale recordar que la producción de gas natural se integra de la siguiente 

forma:

• Gas convencional: 70 MMm3/día, que declinan al 10% anual, según la 

siguiente composición: 

-	 30 MMm3/día de Tierra del Fuego, que declinan al 4% anual; de los 

cuales 21 MMm3/día provienen de yacimientos offshore del con-

sorcio conformado por las empresas PAE, Wintershall y Total.

-	 12 MMm3/día del Golfo San Jorge, que declinan al 11% anual.

-	 5 MMm3/día de la cuenca NOA, que declinan al 9% anual.6

-	 22 MMm3/día de Neuquén, que declinan al 10% anual; mayorita-

riamente de YPF.

• Gas no convencional: 52 MMm3/día, que declinan al 15% anual, según 

la siguiente composición:

-	 49 MMm3/día en Vaca Muerta, de los cuales 15 MMm3/día corres-

ponden a Tecpetrol, 10 MMm3/día a YPF, 8 MMm3/día a Pampa 

Energía y el resto a PAE, Total, Wintershall, Pluspetrol y Vista, en-

tre otros.

-	 3 MMm3/día en Santa Cruz, exclusivamente de CGC.

6	 Como veremos, esta cuenca no recibió ofertas en la Ronda #1.
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El Plan Gas.Ar incorpora todas las cuencas productivas, pero excluye 

aquellas donde no es posible sostener el nivel de inyección durante 4 

años, independientemente de cuál sea el origen del gas, ora convencio-

nal, ora no convencional.

En consecuencia, quedan comprendidos dentro del Esquema el siguien-

te gas de origen convencional:

• El de Cuenca Neuquina, cuyo declino puede ser compensado por mayor 

producción de gas no convencional. La mayor parte proviene de yaci-

mientos de YPF. La inclusión del gas convencional le permitirá a esta 

empresa mixta bajo injerencia estatal financiar las inversiones necesa-

rias para sostener los volúmenes comprometidos, en un contexto en 

el que se encontraba sobre endeudada y necesitada de incrementar su 

flujo de caja. Como veremos, la capacidad de evacuación de Neuquén 

quedará rápidamente saturada luego del ingreso de la inyección de la 

Ronda #1, e incrementar la inyección en dicha cuenca con producción 

no convencional requiere ampliar la capacidad de transporte con un 

costo asociado de unos USD 1.000 MM aproximadamente.

• El de Cuenca Marina Austral, cuyo declino puede ser compensado recién 

hacia 2024, gracias al desarrollo del Proyecto Fénix del Consorcio PAE, 

Wintershall y Total, el cual podría aportar unos 8 MMm3/día adicionales. 

La inclusión de esta cuenca resulta importante a fin de aprovechar la 

infraestructura de transporte existente (gasoducto troncal San Martín, 

entre otros), que cuenta con capacidad ociosa de más de 10 MMm3/d. 

Asimismo, si no se desarrolla el Proyecto Fénix, el gasoducto San Martín 

se irá vaciando indefectiblemente.

Por el contrario, no era descabellado pensar, al momento de diseñar el 

Plan, que podría resultar atractiva la idea de promover contratos entre 

las distribuidoras, CAMMESA y los productores para el abastecimien-

to del mercado de gas natural, a precios significativamente bajos, sin 

subsidio estatal alguno, en base al aporte exclusivo de los yacimientos 
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de gas del tipo convencional. En 2020 se producían unos 70 MMm3/día, 

al tiempo que ingresaban al sistema de transporte unos 60 MMm3/día 

(por consumos propios), los cuales declinan al 10% anual. Y, en para-

lelo, generar un esquema de subsidios o precio diferencial en forma 

exclusiva para la producción de origen no convencional, que totalizaba 

unos 50 MMm3/día que ingresaban en el sistema de transporte y de-

bían ganar participación.

No obstante, tal concepción parcializada fue dejada de lado prontamen-

te por el equipo técnico encargado de confeccionar el Esquema. La razón 

fue simple: un programa con ese perfil dejaría afuera (o requeriría de un 

tratamiento especial) al gas convencional de Tierra del Fuego (de base 

offshore), así como a la producción del Golfo San Jorge y al gas conven-

cional de Neuquén, cuyo operador principal es YPF.

Además, una división por origen del gas habría supuesto que los pro-

ductores debían venderle la totalidad del gas convencional a las distri-

buidoras y a CAMMESA, lo cual es de difícil implementación dado que el 

resto de la demanda (básicamente la industria) tiene contratos vigentes 

y paga precios superiores. Por tal motivo, un esquema así no llegaría a 

cubrir la demanda prioritaria y de usinas, con la consecuencia de tener 

que complementarla con gas de origen no convencional.

Adicionalmente, una discriminación por tipo de fluido implicaría tener 

que pagar un precio superior por el gas no convencional. Y esta decisión 

tampoco fomentaría inversiones en gas convencional y se perdería la 

oportunidad de disminuir el declino del gas más económico de producir. 

Con un efecto secundario no menor en una industria con fuerte arraigo federal: 

la caída de la actividad, el empleo y la recaudación en las comarcas provinciales 

para el descontento de sindicatos, cámaras pymes y autoridades locales. A me-

diano plazo, la producción de gas no convencional iría aumentado y, por 

lo tanto, los precios medios serían superiores.
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Por su parte, el Plan Gas.Ar tiene la virtud de que, al contratar como 

gas de base (flat) tanto a la producción del tipo convencional como 

no convencional, promueve el aprovechamiento de la infraestructura 

disponible para exportaciones y, por ende, genera el ingreso de divisas 

para el país.

Finalmente, este esquema indiscriminado (o de agregación de oferta) 

evita consolidar un modelo de mercado segmentado, con diversidad 

de precios para distintos tipos de gas y destrucción de esquemas de 

formación de precio competitivos consistentes con el desarrollo de in-

versiones necesarias para el mantenimiento de la inyección por cuatro 

años. En resumidas cuentas, se impide que el gas “viejo” quede seteado 

a precio de declino, sin incentivos para revertir, desacelerar, morigerar o 

procrastinar su caída; al tiempo que el gas “nuevo” no queda fijado con 

precio de subsidio significativamente más alto.

5.3. Compromiso de mantenimiento de la producción

El Plan Gas.Ar reivindica como premisa la búsqueda de compromisos 

plurianuales de sostenimiento de los niveles de producción alcanzados 

en un período determinado. Esto es, no se promueve ambiciosamente el 

incremento de producción, sino el esfuerzo para evitar el declino natural 

de los yacimientos, potenciados en escenarios de merma en la inversión.

Pero, ¿por qué no se exige que aumente la producción agregada de gas? 

Básicamente, porque el Esquema está orientado a sostener volúmenes 

de inyección (con incrementos en invierno), debido a una serie de moti-

vos complementarios:

• No existe capacidad de transporte para incrementar la inyección desde 

la Cuenca Neuquina en el período estival (sí en los meses de invierno, 
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donde el Plan ya prevé la realización de nuevas rondas licitatorias para 

convocar la inyección de gas adicional).

• Tampoco hay capacidad para incrementar inyección, ni en el corto ni 

en el mediano plazo, en la Cuenca Marina Austral.

• Argentina tiene firmado un contrato con la República Plurinacional de 

Bolivia, de duración hasta 2026, que incluye una cláusula de Take or Pay 

(TOP) que limita la capacidad de sustituir importaciones (es un volumen 

mínimo a tomar o debe pagarse una penalidad). Incluso si se llegara a 

negociar una addenda al contrato con menores compromisos de compra 

(lo que a la postre terminaría sucediendo en 2021 por causa del declino 

de la producción de Bolivia), sería necesario también ampliar la capaci-

dad de transporte desde Neuquén (hacer loops sobre el gasoducto Centro 

Oeste o nuevo gasoducto troncal) a fin de poder abastecer a la demanda 

con volúmenes crecientes.

• La incorporación de generación de fuentes renovables en la matriz 

eléctrica, así como el aumento de la eficiencia por el ingreso de centra-

les y equipamiento térmico más eficiente (ciclos combinados), reducen 

la demanda prevista de gas natural para usinas en los próximos años.

En paralelo, se ha visto que el diagnóstico basal de esta política pública 

revelaba que el declino en la producción de gas natural en todas las 

cuencas era significativo y sostenido en los últimos 3 lustros al menos. 

De allí que requerir el mantenimiento de la producción verificada en los 

meses de mayo-junio-julio de 2020 (incluso en contexto de pandemia) 

era de por sí un objetivo ambicioso en el contexto en el que se diseñó 

y ejecutó este Esquema de promoción (mayormente para el principal 

productor en Cuenca Neuquina, esto es, YPF SA).
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5.4. Penalidades robustas y determinantes

El incumplimiento de los compromisos de Deliver or Pay (DOP) del 100% 

diario, y del Take or Pay (TOP) del 75% mensual, en ambos casos bajo los 

contratos con CAMMESA y las distribuidoras, acarrea el sometimiento a 

fuertes penalidades contractuales.

En cuanto al incumplimiento en los compromisos de inyección (basados 

en los niveles promedio del trimestre mayo-junio-julio de 2020), la pe-

nalización depende del porcentaje de no-cumplimiento y, a medida que 

se agrava la falta de inyección, se va reduciendo el diferencial a pagar por 

parte del Estado nacional.

Ahora bien, si el incumplimiento se extiende por 6 meses consecutivos, 

el productor en falta sufrirá la baja automática del Plan Gas.Ar en su con-

junto.

Adicionalmente, si la inyección durante los meses de junio, julio y/o 

agosto de cada año resulta inferior al nivel comprometido, el productor 

deberá compensar su falta de volumen con alguna de las siguientes al-

ternativas:

a) Compensación entre cuencas con producción propia (no incluida en 

los compromisos de la Ronda #1),

b) Adquisición del volumen faltante a otro productor del Plan Gas.Ar 

(tampoco comprometido allí),

c) Importación de Gas Natural Licuado (GNL) a través de IEASA, o

d) Pago del equivalente a 2 veces el volumen a compensar, al Precio Ofer-

tado (contemplando el factor de ajuste de 1,25).

La razón de ser de estas alternativas y de la penalidad última obedece 

al hecho de que la SEN realiza su programación anual de importaciones 

y cuenta con que estos volúmenes de invierno serán aportados por la 
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oferta local. De allí que el gas comprometido en la Ronda #1 para los 

meses invernales debe “aparecer” sí o sí de alguna manera, o bien el 

productor incumplidor deberá pagar caro su faltante.

5.5. Precio por competencia con límite superior

El concurso público por medio del cual se llevó adelante la convocatoria 

de ofertas y la consiguiente compulsa de precios aseguró los principios 

de concurrencia, igualdad, transparencia, isonomía y competencia, los 

cuales inspiran toda la actuación de la Administración Pública.

En cuanto al precio, su determinación no consistió –a diferencia de los 

anteriores Planes Gas I y II y de la R46– en la fijación de un precio unívo-

co para todos los productores, el cual surgía de una decisión unilateral 

y discrecional de la autoridad sectorial (Ministerio o Secretaría de Ener-

gía). Por el contrario, en este caso, cada productor ofertó un precio –el 

mismo para los 4 años– que podía diferir del precio del resto de los com-

petidores. De esta manera, se potenció la competencia por cuenca.

Al mismo tiempo, el PEN definió, vía Decreto N° 892/2020, un precio máxi-

mo para la licitación, aplicable a todos los jugadores, que operó como 

límite a las ofertas. Este tope límite fue sugerido a lo largo de las rondas 

con los productores (públicos y privados, nacionales e internacionales), 

quienes manifestaron, al unísono, que aquel consistía en un estándar de 

precio que los dejaba en una situación razonable en términos de valor 

de reposición de las reservas a explotar (incluso para YPF, el jugar más 

exigido en términos de inversión).

Por su parte, este precio máximo fue determinado a partir del criterio 

de valor presente neto (VPN). Esto implica que se diseñó un programa 

con la evaluación del flujo a 4 años a VPN para ponderar el peso a los 

productores de la R46 que percibirían un precio superior durante el año 
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2021, esto es, un precio asegurado de 6 USD/MMBTu para todo ese año. 

Este valor, a su vez, es descontado a una tasa del 10%.

De esa manera, se evitó que algún productor cuente con una ventaja 

relativa al momento de “largada”, esto es, de presentarse al concurso de 

precios para competir por el acceso asegurado de despacho a la deman-

da prioritaria y a los beneficios de exportación en firme de verano.

En concreto, el Esquema con precio máximo a VPN en 3,40 obligaba a los 

productores con R46 a realizar una oferta con un precio máximo de 2,95, 

mientras que un productor no-R46 (o con muy poco volumen dentro del 

Programa de 2017) podía ofertar hasta con un precio de 3,84, aproxima-

damente. Debe recordarse que para los productores R46 se posibilitó la 

competencia sin el peso de esa resolución a partir de enero de 2022, que 

es cuando vence dicho plan de promoción.

Vale decir que en la última instancia de reevaluación del diseño del Plan 

Gas.Ar (entre septiembre y noviembre de 2020), este precio máximo se 

redujo de 3,40 a 3,20 a VPN, por lo que el tope para los no-R46 pasó a ser 

de 3,65 en Neuquén y de 3,40 en Cuenca Austral.

Por su parte, es oportuno aclarar que este Esquema no implica en modo 

alguno un precio creciente a percibir por los productores y, por ende, a 

abonar por la demanda o el Estado. En efecto, en la licitación de la Ron-

da #1 cada productor debía ofertar un precio único por cuenca, de allí 

que el precio a adjudicar sea fijo (o flat) a lo largo de los cuatro años de 

contrato. A dicho precio se le aplican los factores de ajuste estacionales 

(0,82 en verano y 1,25 en invierno), pero los ingresos no varían puesto 

que el “PxQ” no cambia a lo largo de los 48 meses del Período Base (enero 

2021 – diciembre 2024). Por tal motivo, este diseño regulatorio no implica 

un precio creciente ni decreciente.
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5.6. Singularidad del sistema offshore

Tal como fuera adelantado, en el Esquema se especifican una serie de 

aspectos diferenciales para el sistema de exploración y producción Cos-

ta Afuera. Uno de ellos radica en la utilización del criterio de inversión 

para la Cuenca Austral, a los efectos de garantizar que el pago del Precio 

Ofertado durante los primeros años, hasta el momento en que entre en 

producción el Proyecto Fénix (entre el año 6° y 8°), estén asociados efec-

tivamente al desarrollo de dicho proyecto.

La razón detrás de esta decisión descansa en el afán por evitar o mi-

tigar un riesgo cierto para el Estado, a saber: tener que pagar durante 

varios años el Precio Ofertado, pero advertir al final de ese período ini-

cial (4 años) que los productores no han realizado la inversión com-

prometida; en cuyo caso, el diferencial del Tesoro habría carecido de 

todo efecto para estimular el mantenimiento de la producción (o evitar 

su declino en la Cuenca Austral). Vale decir que, en los otros casos de 

producción onshore, este riesgo de no inversión no tiene un horizonte 

mayor al año y está cubierto por fuertes garantías y por el funciona-

miento de lo que se configuró como “Mesa de Trabajo del Valor Agre-

gado Nacional”.
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Figura 1. Producción de gas natural en Cuenca Marina Austral 2015-2040 

(en MCMD).

Fuente: Wood Mackenzie (julio de 2020).

6. SUBSIDIO AL USUARIO, NO AL PRODUCTOR

Se ha planteado la duda conceptual acerca de si el Plan Gas.Ar involu-

cra un subsidio a la oferta o a la demanda. Desde un punto de vista de 

técnica regulatoria, el Esquema está concebido como de subsidio a la 

demanda prioritaria de gas natural. El precio a definir en los contra-

tos a 4 años surge de una licitación (concurso público), cuya condición 

principal de entrada es la de sostener los volúmenes de inyección de un 

período determinado (trimestre mayo-junio-julio de 2020). El subsidio 
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lo percibe la oferta, ciertamente, pero es así para poder celebrar contra-

tos en pesos con las distribuidoras (y CAMMESA), al precio que la SEN 

(y el ENARGAS) considere “justo y razonable” (passthrough), sin atentar 

contra el desarrollo de la producción. La idea, pues –y tal como se con-

signó en términos de uno de los diagnósticos previos a la confección del 

Plan Gas–, consiste en hacer compatible un sistema de precios aptos 

(rentables, redituables) para desarrollar gas nuevo, con un sistema de 

precios asequibles (pagables, afrontables) por los usuarios vía subsidio; 

especialmente para los consumidores residenciales de los segmentos 

vulnerables de la población luego de dos años de recesión y un año de 

plena pandemia, cuyo resultado –según el INDEC– consolidó un núcleo 

harto grave de pobreza e indigencia: 42% (12 millones de personas) y 

10.5% (3 millones), respectivamente, para el segundo semestre de 2020.7

De esta manera, no se fijan precios por vía discrecional (a través de una 

decisión administrativa) ni se habilitan precios por sobre los de merca-

do, siendo estos últimos los que surgirían en la libre competencia entre 

productores con decisión de inversión.

En definitiva, se trata de un subsidio indirecto a la demanda prioritaria 

(hogares), en tanto si se pudiera trasladar el precio pleno del gas en PIST 

a todos los segmentos de consumo residencial, la intermediación estatal 

vía subsidio sería innecesaria. En este último escenario, las distribuido-

ras, CAMMESA y la industria contratarían libremente con los producto-

res a precio de mercado sin ningún tipo de arbitraje estatal (como ocu-

rrió hasta la declaración de la emergencia luego de la crisis de 2001/02).

7	 Recuperado de https://www.indec.gob.ar/uploads/informesdeprensa/eph_
pobreza_02_2082FA92E916.pdf 
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7. CONTRACTUALIZACIÓN PLURIANUAL  
Y PREVISIBILIDAD A MEDIANO PLAZO

Una de las virtudes del Esquema Gas 2020-2024 consiste en su duración 

plurianual, en tanto al plasmar una contractualización con un horizon-

te de mediano plazo permite a todos los actores relevantes del sector 

planificar, ejecutar y mantener en el tiempo sus compromisos mutuos 

y entrecruzados. Así, (i) el Estado prevé sus requerimientos fiscales y 

planifica su programa de importación; (ii) los productores diseñan sus 

planes de inversión y ejecutan las tareas de producción e inyección; 

(iii) las distribuidoras se abastecen del combustible conforme sus ne-

cesidades de demanda; (iv) CAMMESA hace lo mismo para las usinas 

térmicas; (v) los usuarios advierten que su consumo estará garantizado 

a mediano plazo con un traslado razonable del costo del gas en PIST 

en sus boletas; y (vi) las industrias y el GNC también cuentan con una 

buena parte de sus insumos energéticos garantizados que les permite 

firmar contratos flat a varios años.

Por su parte, el plazo cuatrianual para los contratos entre productores 

y distribuidores/CAMMESA fue pensado y definido a los efectos de que 

el compromiso de inyección concluya pasado el primer invierno del Go-

bierno que iniciará su mandato en diciembre de 2024 (sea que haya re-

elección o alternancia). Acotarlo a 3 años hubiera implicado dejar como 

herencia a una Administración recién asumida/reelegida la paralización 

de las inversiones y un declino importante de cara al invierno 2024, cer-

cenándole herramientas de gestión útiles para administrar de manera 

adecuada los stocks de gas y sus eventuales faltantes.
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8. PAGOS PROVISORIOS Y REGALÍAS DIRECTAS

Independientemente de la razonable diversidad de visiones político-ideo-

lógicas entre Administraciones de distinto signo político (2003/2015, 

2016/2019, 2020 en adelante), es virtuoso que los hacedores de políticas 

públicas incorporen en sus diagnósticos y diagramación de las herramien-

tas de gestión a las enseñanzas aprendidas de experiencias previas, tanto 

propias como ajenas. En este caso, siendo que los planes de incentivo a la 

producción gasífera comenzaron a fines de los años 2000, se aprovecha-

ron las lecciones aprendidas y se replicaron los mecanismos que demos-

traron dar resultado y solucionar problemas de las versiones anteriores.

Así, pueden destacarse dos aspectos del Plan Gas.Ar que reivindican 

disposiciones de los Planes Gas I y II y de la R46. Por un lado, el pago 

del diferencial de precio por parte del Estado dividido en dos partes, una 

provisoria al momento de declarar la inyección y otra definitiva una vez 

efectuadas las mediciones correspondientes por parte de la Subsecreta-

ría de Hidrocarburos (con asistencia del ENARGAS). Por el otro, el reco-

nocimiento de las regalías en favor de las provincias de la OFEPHI, que se 

deduce directamente del monto a abonar por el Tesoro a las empresas 

productoras adherentes al Esquema.

En efecto, se introduce: (i) un “Pago Provisorio” equivalente al 75% de la 

compensación calculada en base a la declaración jurada presentada por 

cada productor respecto a sus entregas para el mes que corresponda; y 

(ii) un “Pago Ajustado” que es la diferencia entre la compensación calcu-

lada en función de la información contenida en la declaración jurada certifi-

cada por auditores independientes, y el pago provisorio del mes en cuestión.

Asimismo, se prevé que los precios del gas natural que sean efectivamen-

te facturados como consecuencia de las ventas realizadas por los produc-

tores a sus clientes (distribuidoras, CAMMESA e IEASA), serán los utiliza-

dos a los efectos de calcular las regalías previstas en el artículo 59 de la 



161 Aprobación de la política pública

Ley N° 17319 y/o canon o adicional acordado en su caso con la respectiva 

provincia, correspondientes a los volúmenes de gas natural vendidos por 

los productores bajo el Plan Gas.Ar. Vale recordar que los concesionarios 

de explotación deben pagar mensualmente al concedente provincial, en 

concepto de regalía, un 12% (ampliable hasta un 18% en caso de sucesivas 

prórrogas) del valor de los volúmenes extraídos y efectivamente aprove-

chados de la producción de gas natural. De esta manera, el fisco nacional 

transfiere directamente a las provincias los montos proporcionales invo-

lucrados, tanto en el caso del pago provisorio como del pago ajustado, sin 

depender de que las empresas, a su vez, remitan esos valores a la autori-

dad concedente local.

9. COMPROMISO DE INVERSIONES  
Y VALOR AGREGADO NACIONAL

Una de las innovaciones en la última etapa de diseño de la política pú-

blica fue la incorporación, a instancias de las nuevas autoridades de la 

Secretaría de Energía, de la exigencia de un compromiso de inversión 

por parte de los productores, que incluye la obligación de realizar un 

incremento proporcional y progresivo del denominado “Valor Agregado 

Nacional” (VAN).

A estos efectos, los oferentes debían presentar un Plan de Inversiones, el 

cual en ningún caso podía ser inferior al flujo de fondos, producto de la 

compensación a percibir del Estado nacional, cuyo cumplimiento debe 

ser informado a la SEN con periodicidad trimestral y apertura mensual, 

junto con la entrega de información auditada y en carácter de declara-

ción jurada.

Estas exigencias se fundamentan en el principio de utilización plena 

y sucesiva, local, regional y nacional, de las facilidades en materia de 
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empleo, provisión directa de bienes y servicios por parte de pymes y em-

presas regionales, así como de bienes, procesos y servicios de industria, 

tecnología y trabajo nacional. Al mismo tiempo, persiguen un par de 

objetivos específicos, a saber: (a) agregar valor a la cadena de abasteci-

miento a través de la transferencia de tecnología y de conocimiento por 

parte de los productores; y (b) promover una mayor participación directa 

de los proveedores locales en base a una mejora de la productividad, 

competitividad, eficiencia y calidad de la industria local.

En consecuencia, cada productor debía presentar, junto con su oferta 

económica y de volúmenes: (i) un plan de abastecimiento anual de com-

pras de bienes y servicios que cuente con un detalle del sostenimiento 

de los niveles de empleo, (ii) un programa de desarrollo de proveedores 

directos locales, regionales y nacionales de bienes y servicios, (iii) un 

mecanismo de contratación transparente y abierto a los oferentes de 

bienes y servicios, y (iv) la concreción de instrumentos destinados a ex-

tender a sus empresas proveedoras los beneficios financieros asociados 

a la baja del riesgo por la constitución de la garantía de pago.

Por su parte, para el caso de productores chicos (con baja producción 

y riesgo exploratorio) se incluyó, de modo opcional, la posibilidad de 

presentar un plan de inversiones si manifestaban el siguiente extremo: 

que, al tener una sola área concesionada, existe un riesgo alto de incu-

rrir en incumplimiento de inyección, no obstante haber realizado toda la 

inversión comprometida. De esta manera, si acreditan haber dado efec-

tivo cumplimiento al plan de inversiones presentado, se les aminora el 

riesgo de fuertes penalidades o salida del Plan Gas.Ar.

Vale adelantar que las mesas VAN fueron instrumentadas luego por la 

SEN a través de la Resolución N° 417/2021, con división geográfica en 

cuanto al alcance: Cuenca Neuquina por un lado y Cuenca Marina Aus-

tral por el otro.



1. FUNCIONAMIENTO DEL ESQUEMA EN LA PRÁCTICA

El siguiente es el modo de funcionamiento del Plan Gas.Ar en forma 

concreta a partir de la convocatoria al Concurso Público de la Ronda #1:

A)	Por el lado de la Oferta hay dos opciones, a sobre cerrado:

-	 Sobre 1: el productor presenta su Oferta, en la que propone un Q 

base, un Q adicional, un P único por Cuenca, un Q comprometido 

y un Plan de Inversiones; y

-	 Sobre 2: es opcional y se activa en caso de que el Q del Sobre 1 sea 

insuficiente. El productor presenta una propuesta complementa-

CAPÍTULO 7. 
IMPLEMENTACIÓN DE  
LA POLÍTICA PÚBLICA
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ria que contempla una curva de producción que requiera mayo-

res tiempos de desarrollo (ej. offshore) y en donde se compromete 

a compensar su falta de volumen inicial.

B)	 En un anexo se expone el Compromiso de Inyección de los producto-

res que desde mayo de 2021 tiene que ser mayor a la Inyección Base.

C)	En otro anexo se exponen los volúmenes contractualizados o el Com-

promiso de Entrega con cada segmento de demanda (distribuidoras y 

CAMMESA) que no pueden ser superiores al 70% para el promedio del 

trimestre mayo, junio y julio de 2021, a excepción del offshore, en cuyo 

caso la referencia es el promedio de ese trimestre de 2020.

D)	En otros dos anexos se exponen la capacidad de transporte del sistema 

(que es relevante para asignar los adicionales para distribuidoras en in-

vierno y la demanda de CAMMESA en verano) y los volúmenes a exportar.

E)	 Los volúmenes a contractualizar se asignan entre productores en 

función del orden creciente de precios ofertados para cada cuenca en 

la subasta, es decir, que menores precios tienen más prioridad y son los 

últimos contratos que pueden sufrir cortes por parte de CAMMESA en 

períodos de excedente de oferta. En virtud de esta prioridad, se reducirá 

en la cuenca que corresponda la nominación hasta el TOP en primera 

instancia al productor firmante que haya ofertado el mayor precio, y así 

sucesivamente.

F)	 Los volúmenes comprometidos serán formalizados a través de con-

tratos con cláusulas TOP: 75% mensual, y DOP: 100% diario.

G)	El volumen base para cubrir el abastecimiento de distribuidoras y 

CAMMESA, más las exportaciones a autorizar, será de 70 MMm3/d cons-

tantes, a los que se adicionarán otros complementarios en los períodos 

estacionales de invierno, exclusivamente para demanda prioritaria de 

distribuidoras.
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H)	La asignación de los volúmenes totales entre distribuidoras y CAMMESA 

se hará proporcionalmente de acuerdo con las entregas promedio del último 

trienio (2017-2019), y entre productores de acuerdo con el share que surja de 

su oferta en el concurso de precios.

I)	 El productor firmante, que tenga comprometido volúmenes en la R46, 

no podrá percibir, para el 50% de tales volúmenes, el Precio Ofertado 

hasta diciembre de 2021. En ese caso, el Precio Ofertado se ajustará en 

función del valor presente neto (VPN) de los ingresos correspondientes a 

los volúmenes propuestos para el Período Base considerando los precios 

de la R46.

J)	 Los volúmenes para las distribuidoras se asignan mensualmente y 

por cuenca en proporción a su demanda y en función de su capacidad 

de transporte contratada, para lo cual se respetará la proporcionalidad 

entre los distintos volúmenes adjudicados.

K)	Los volúmenes para CAMMESA también se asignan mensualmente y 

por cuenca, en función de la capacidad de transporte disponible, lo que 

incluye el uso de la capacidad de transporte contratada por las distribui-

doras que no se utilice para el abastecimiento de su demanda (recall).

L)	 Tanto CAMMESA como las distribuidoras deberán nominar en pri-

mera instancia el cien por ciento (100%) de la CMD de cada uno de los 

contratos, en forma previa a realizar cualquier otra nominación. En caso 

de que su demanda sea menor a la suma de cada CMD de los contratos 

firmados, deberán en primera instancia nominar el volumen correspon-

diente al TOP del último productor firmante que se le haya asignado, y 

así sucesivamente de acuerdo con el orden del ranking económico que 

surge del concurso de precios. El mencionado criterio deberá respetar 

el orden general de asignación de productores firmantes que incluye a 

todas las cuencas.
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2. RESOLUCIONES DE LA SECRETARÍA DE ENERGÍA

2.1. Convocatoria al concurso público:  
pliego de bases y condiciones

Es cierto que la aprobación formal de esta política pública –vía Decre-

to N° 892/2020– se demoró más de lo esperado por los actores princi-

pales, esto es, por los propios hacedores de dicho plan, por los sujetos 

interesados en su ejecución (productores), por los receptores del fluido 

(distribuidores y usinas) y, finalmente, por los usuarios (residenciales, 

comerciales e industriales) que gozarían de su usufructo. Y hablamos de 

“demora” por una razón objetiva: la necesidad de comenzar, con varios 

meses de anticipación, con la inversión necesaria para la reactivación 

de la producción tendiente a arribar al hito de mayo 2021 con los volú-

menes comprometidos de gas natural efectivamente inyectados en el 

Punto de Ingreso al Sistema de Transporte (PIST).

No obstante esa dilatación en el lanzamiento, los pasos siguientes se 

llevaron adelante de una manera inesperadamente rápida para la vi-

sión de los agentes ajenos a la Administración Pública, comúnmente 

agoreros de la capacidad del Estado de dar una respuesta oportuna a las 

cuestiones sensibles de políticas públicas.

En efecto, tan solo una semana después de emitido el Decreto N° 

892/2020, la Secretaría de Energía dictó la Resolución N° 317 de fecha 20 

de noviembre de 2020, mediante la cual se convocó a un concurso públi-

co nacional para la adjudicación de los 70 millones m3/d de base durante 

4 años, más un volumen adicional para cada Período Invernal de 2021 

a 2024 inclusive. Para ello, aprobó el Pliego de Bases y Condiciones y, a 

fin de garantizar la plena concurrencia a dicho procedimiento de oferta 

y competencia, notificó a todas las sociedades inscriptas en el Registro 

de Empresas Petroleras (conf. Disposición SSH 337/2019), a CAMMESA, a 
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la Cámara de Exploración y Producción de Hidrocarburos (CEPH) y a la 

Asociación de Distribuidores de Gas (ADIGAS), a efectos de convocarles 

a participar del mencionado concurso.

Asimismo, en dicha resolución aprobó los modelos de contrato a suscri-

bir entre las empresas productoras y distribuidoras, y entre las primeras 

y CAMMESA. También aprobó el modelo de renuncia a los beneficios de 

la Resolución N° 46/17. Finalmente, creó la Mesa de Trabajo del Valor 

Agregado Nacional (MTVAN) con el objetivo de constituir un ámbito de 

colaboración para el seguimiento, control y sanción de la evolución de 

los compromisos de inversión y de incremento proporcional y progresi-

vo del VAN.

Luego, menos de dos semanas más tarde, en fecha 3 de diciembre de 

2020, la Subsecretaría de Hidrocarburos llevó a cabo la apertura de ofer-

tas, habiéndose recibido un total de 16 ofertas por parte de los siguien-

tes oferentes:

1. PAE – Pan American Energy SL Suc. Arg. y Pan American Sur SA

2. PETROBRAS Operaciones SA

3. METRO Holding SA

4. SHELL Argentina SA

5. ALIANZA Petrolera Argentina SA

6. PAMPA Energía SA

7. CAPEX SA

8. WINTERSHALL DEA Argentina SA

9. VISTA Oil & Gas Argentina SAU

10.  MOBIL Argentina SA

11.  CFI – Corporación Financiera Internacional
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12. CGC – Compañía General de Combustibles SA

13.  YPF SA

14.  Total Austral SA

15.  TECPETROL SA

16.  PLUSPETROL SA

Si bien el listado que aquí se cita puede parecer una simple enume-

ración para quien no esté relacionado con el sector hidrocarburífero 

argentino, lo cierto es que se trata de casi el 100% de los productores 

gasíferos del país (sin considerar a aquéllos con producción ínfima). Con 

lo cual, puede concluirse preliminarmente que la herramienta diseñada 

y propuesta resultó adecuada y significativamente estimulante para las 

empresas con desarrollo productivo en Argentina.

A posteriori, la Comisión Evaluadora analizó las ofertas recibidas y efec-

tuó la recomendación de adjudicación, mediante la aplicación de los 

criterios previstos en el referido pliego.

2.2. Adjudicación de la Ronda #1

Para poder realizar la adjudicación de la primera subasta, previamente 

la autoridad de aplicación explicitó cuál era el Volumen Base que cada 

empresa debía tomar como referencia en sus compromisos de inyec-

ción a partir del 1° de mayo de 2021 y su manutención hasta diciembre 

de 2024. Ese Volumen Base tomó el promedio de la producción de cada 

compañía en el trimestre mayo-junio-julio de 2020.
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Tabla 1. Inyección Base mayo-junio-julio 2020 (en m3/d).

INYECCIÓN BASE (por empresa)
Promedio mayo/
junio/julio 2020 

(M3/D)

C. GOLFO SAN JORGE  4.243.746 

PAN AMERICAN ENERGY (suc. arg.) LLC  3.537.834 

YPF S.A.  292.364 

SINOPEC ARGENTINA E&P, INC.  268.387 

TECPETROL S.A.  100.765 

PAMPA ENERGIA S.A.  20.288 

ALIANZA PETROLERA ARGENTINA S.A.  16.108 

PETROMINERA CHUBUT S.E.  7.999 

C. NEUQUINA  72.824.386 

YPF S.A.  29.671.361 

TECPETROL S.A.  14.205.307 

PAMPA ENERGIA S.A.  6.629.328 

TOTAL AUSTRAL S.A.  4.416.233 

PAN AMERICAN ENERGY (suc. arg.) LLC  3.784.141 

PLUSPETROL S.A.  3.247.734 

WINTERSHALL DEA ARGENTINA S.A  3.012.131 

VISTA OIL & GAS ARGENTINA SAU  1.229.288 

CAPEX S.A.  1.152.750 

PETROBRAS OPERACIONES SA  985.627 

EXXONMOBIL EXPLORATION ARGENTINA S.R.L.  965.005 

COMPAÑIA DE HIDROC. NO CONV. S.R.L.  729.844 

OILSTONE ENERGIA S.A.  588.091 

MOBIL ARGENTINA S.A.  579.204 

VICTRIX PETROLEUM S.A. - METRO HOLDING S.A.  441.361 

O&G DEVELOPMENTS LTD S.A.  296.141 

GAS Y PETROLEO DEL NEUQUEN S.A.  227.779 

PETRONAS E&P ARG. S.A.  133.138 

PRESIDENT PETROLEUM S.A.  116.706 
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GEOPARK ARGENTINA LTD. (suc. arg.)  115.510 

SPM ARGENTINA S.A.  114.668 

MEDANITO S.A.  105.467 

CHEVRON ARGENTINA S.R.L.  39.616 

MADALENA PETROLEUM (AMERICAS) LTD. (suc. arg.)  31.044 

SAN JORGE PETROLEUM S.A.  5.732 

METRO HOLDING S.A.  1.176 

C. AUSTRAL ON SHORE  5.805.539 

COMPAÑÍA GENERAL DE COMBUSTIBLES S.A.  4.122.148 

YPF S.A.  905.461 

RiO CULLEN LAS VIOLETAS S.A. Y OTROS U.T.E.  404.745 

GLACCO COMPAÑÍA PETROLERA S.A.  261.230 

ROCH S.A.  111.956 

C. AUSTRAL OFF SHORE  24.874.347 

WINTERSHALL DEA ARGENTINA S.A  7.815.550 

TOTAL AUSTRAL S.A.  7.815.504 

PAN AMERICAN SUR S.A.  5.210.142 

YPF S.A.  2.019.358 

ENAP SIPETROL ARGENTINA S.A.  2.013.792 

Total general  112.145.896 

Fuente: Secretaría de Energía.

Asimismo, antes de que terminara ese largo año 2020 de diseño e im-

plementación del Plan, la Secretaría de Energía dictó la Resolución N° 

417/20 de fecha 29 de diciembre, por medio de la cual se aprobó, en sen-

dos anexos, las asignaciones de los volúmenes de gas natural adjudica-

dos por intermedio de la citada Resolución N° 391/20, con una apertura: 

(i) por productor, (ii) por distribuidora y (iii) por cuenca de origen.
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Tabla 2. Asignación de volúmenes por distribuidora (ejemplo parcial – 

caso de YPF en Cuenca Neuquina).

SISTEMA / CUENCA  NEU - TGN  NEU - TGS  NEU - PROPIOS 

METROGAS  498.509  700.048  -   

NATURGY  547.764  691.204  -   

LITORAL  275.728  -    -   

CENTRO  208.810  -    -   

CUYANA  563.053  -    -   

GASNEA  79.153  -    -   

GASNEA  27.668  -    -   

CAMUZZI 
PAMPEANA - BA

 37.701  615.226  -   

CAMUZZI 
PAMPEANA - BB

 -    38.983  -   

CAMUZZI 
PAMPEANA - LPS

 -    2.875  -   

CAMUZZI 
PAMPEANA - LPN

 -    46.470  -   

CAMUZZI SUR - NEU 
y PROPIOS

 -    296.428  70.649 

CAMUZZI SUR - BAS  -    20.531  -   

HIDENESA  -    -    15.771 

TOTAL  2.238.385  2.411.765  86.420 

Fuente: Secretaría de Energía.

Otra de las tareas de la Subsecretaría de Hidrocarburos fue asignar, para 

cada productor a ser adjudicado, el porcentaje de su producción que 

debería destinarse ora a la demanda prioritaria, ora a la demanda del 

sistema eléctrico administrado por CAMMESA.
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2.2.1. Volumen base 2021-2024

Finalmente, la Secretaría de Energía dictó la Resolución N° 391/2020 de fecha 

15 de diciembre, mediante la cual se adjudicaron los volúmenes a cada oferen-

te1 y se aprobaron los precios del gas natural en el PIST correspondien-

tes a los volúmenes adjudicados.

Se verá que tales asignaciones están divididas en dos instancias tempo-

rales bien definidas: por un lado, el año 2021, durante el cual todavía esta-

ban vigentes los beneficios de la Resolución N° 46/17, por lo que hubo que 

discriminar la posición relativa de cada oferente; por otro lado, los años 

2022 al 2024, donde ya todos los jugadores comenzaban un nuevo ranking 

donde la competencia era simple y directa, conforme el Precio Ofertado.

Tabla 5. Volúmenes y precios ofertados para 2021  

(en MMm3/d y USD/MMBTu).

 I - Volúmenes y precios ofertados - 2021

Orden Empresa Cuenca

Volumen 
Periodo 

Base

Volumen 
1.4 A

Volumen 
1.4 B

Volumen 
Periodo 

Estacional 
de Invierno 
Adicional

Precio 
Volumen 

Total 
Ofertado

Valor 
Presente 

Neto 
(VPN)

MMm3/día U$S/MMBTU
1 CFI NEU  0,087  2,600  2,26 

2 METRO 
HOLDING S.A. NEU  0,072  2,630  2,29 

3 CAPEX S.A. NEU  0,814  2,400  2,31 

4

PLUSPETROL 
S.A. NEU  2,275  3,294  2,86 

VISTA OIL & 
GAS ARG. S.A.U. NEU  0,859  3,290  2,86 

5
MOBIL 

ARGENTINA 
S.A.

NEU  0,410  3,400  2,95 

1	 La única empresa no adjudicada fue Alianza Petrolera Argentina SA, por lo 
que quedaron 15 oferentes adjudicados en total.
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6 WINTERSHALL 
DEA ARG. S.A. NEU  1,000  3,430  2,98 

7 TOTAL 
AUSTRAL S.A. NEU  2,165  0,600  3,489  3,03 

8
PETROBRAS 

OPERACIONES 
S.A.

NEU  0,840  3,506  3,05 

9
SHELL 

ARGENTINA 
S.A.

NEU  0,301  3,540  3,08 

10 PAN AMERICAN 
ENERGY S.A. NEU  2,650  3,590  3,12 

11 PAMPA 
ENERGIA S.A. NEU  4,900  1,000  3,600  3,13 

12 PAN AMERICAN 
ENERGY S.A. TDF  3,647  3,390  3,16 

13

TOTAL 
AUSTRAL S.A. TDF  5,000  3,398  3,17 

TECPETROL 
S.A. NEU  7,100  2,000  3,650  3,17 

14 PAN AMERICAN 
ENERGY S.A. CHU  2,146  3,520  3,18 

15 WINTERSHALL 
DEA ARG. S.A. TDF  5,300  3,430  3,20 

16 CGC S.A. SC  1,700  3,460  3,21 
19 YPF S.A. NEU  20,900  3,660  3,21 

17 WINTERSHALL 
DEA ARG. S.A. NEU  0,860  3,430 

18 CGC S.A. SC  0,680  3,460 

19 TOTAL 
AUSTRAL S.A. NEU  0,866  3,489 

20 TECPETROL 
S.A. NEU  2,840  3,575 

TOTAL 
GRAL.  50,20  11,97  5,25  3,60 

Fuente: Secretaría de Energía.
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Tabla 6. Volúmenes y precios ofertados para 2022/2024  

(en MMm3/d y USD/MMBTu).

ANEXO II 2022 - 2024

Orden Empresa Cuenca

Volumen 
Periodo 

Base

Volumen 
1.4 A

Volumen 
1.4 B

Volumen 
Periodo 

Estacional 
de Invierno 
Adicional

Precio 
Volumen 

Total 
Ofertado

Valor 
Presente 

Neto 
(VPN)

MM M3/día U$S/MMBTU
1 CFI NEU  0,09  2,600  2,26 

2 METRO 
HOLDING NEU  0,07  2,630  2,29 

3 CAPEX NEU  0,81  2,400  2,31 

4
PLUSPETROL NEU  2,28  3,294  2,86 

VISTA OIL NEU  0,86  3,290  2,86 

5 MOBIL 
ARGENTINA NEU  0,41  3,400  2,95 

6 WINTERSHALL 
DEA NEU  1,00  0,86  3,430  2,98 

7 TOTAL 
AUSTRAL NEU  2,17  0,87  0,60  3,489  3,03 

8 PETROBRAS 
OPERACIONES NEU  0,84  3,506  3,05 

9 SHELL NEU  0,30  3,540  3,08 
10 PAE NEU  2,65  3,590  3,12 

11 PAMPA 
ENERGIA NEU  4,90  1,00  3,600  3,13 

12 PAE TDF  3,65  3,390  3,16 

13
TOTAL 

AUSTRAL TDF  5,00  3,398  3,17 

TECPETROL NEU  7,10  2,84  2,00  3,650  3,17 
14 PAE CHU  2,15  3,520  3,18 

15 WINTERSHALL 
DEA TDF  5,30  3,430  3,20 

16
CGC SC  1,70  0,68  3,460  3,21 
YPF NEU  20,90  3,660  3,21 

TOTAL  50,20  11,97  5,25  3,60 

Fuente: Secretaría de Energía.
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Si este último cuadro se discrimina por cuenca, el panorama es el si-

guiente:

Tabla 7. Volúmenes y precios ofertados para 2022/2024 en Cuenca 

Neuquina (en MMm3/d y USD/MMBTu).

 II - Volúmenes y precios ofertados - 2022 - 2024

Orden Empresa Cuenca

Volumen 
Periodo 

Base

Volumen 
1.4 A

Volumen 
1.4 B

Volumen 
Periodo 

Estacional 
de Invierno 
Adicional

Precio 
Volumen 

Total 
Ofertado

Valor 
Presente 

Neto 
(VPN)

MMm3/día U$S/MMBTU
1 CFI NEU  0,087  2,600  2,26 

2 METRO 
HOLDING S.A. NEU  0,072  2,630  2,29 

3 CAPEX S.A. NEU  0,814  2,400  2,31 

4 PLUSPETROL 
S.A. NEU  2,275  3,294  2,86 

VISTA OIL 
& GAS ARG. 

S.A.U.
NEU  0,859  3,290  2,86 

5
MOBIL 

ARGENTINA 
S.A.

NEU  0,410  3,400  2,95 

6 WINTERSHALL 
DEA ARG. S.A. NEU  1,000  0,860  3,430  2,98 

7 TOTAL 
AUSTRAL S.A. NEU  2,165  0,866  0,600  3,489  3,03 

8
PETROBRAS 

OPERACIONES 
S.A.

NEU  0,840  3,506  3,05 

9
SHELL 

ARGENTINA 
S.A.

NEU  0,301  3,540  3,08 

10 PAN AMERICAN 
ENERGY S.A. NEU  2,650  3,590  3,12 

11 PAMPA 
ENERGIA S.A. NEU  4,900  1,000  3,600  3,13 

12 TECPETROL 
S.A. NEU  7,100  2,840  2,000  3,650  3,17 

13 YPF S.A. NEU  20,900  3,660  3,21 
TOTAL 52,54  34,11  10,27  4,57  3,60 

Fuente: Secretaría de Energía.
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Tabla 8. Volúmenes y precios ofertados para 2022/2024 en Cuenca 

Marina Austral (en MMm3/d y USD/MMBTu).

 II - Volúmenes y precios ofertados - 2022 - 2024

Orden Empresa Cuenca
Volumen 
Periodo 

Base

Volumen 
1.4 A

Volumen 
1.4 B

Volumen 
Periodo 

Estacional 
de Invierno 
Adicional

Precio 
Volumen 

Total 
Ofertado

Valor 
Presente 

Neto 
(VPN)

MMm3/día U$S/MMBTU

1
PAN 

AMERICAN 
ENERGY S.A.

TDF  3,647  3,390  3,16 

2 TOTAL 
AUSTRAL S.A. TDF  5,000  3,398  3,17 

3
PAN 

AMERICAN 
ENERGY S.A.

CHU  2,146  3,520  3,18 

4 WINTERSHALL 
DEA ARG. S.A. TDF  5,300  3,430  3,20 

5 CGC S.A. SC  1,700  0,680  3,460  3,21 
TOTAL 18,47  16,09  1,70  0,68 

Fuente: Secretaría de Energía.

2.2.2. Precio promedio Ronda #1

A continuación, puede visualizarse “el precio del Plan Gas.Ar”. En primer 

lugar, el Precio Ofertado por cada compañía.
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Tabla 9. 

Empresa Cuenca
Precio Ofertado

U$S/MMBTU
CFI NEU  2,600 

METRO HOLDING NEU  2,630 
CAPEX NEU  2,400 

PLUSPETROL NEU  3,294 
VISTA OIL NEU  3,290 

MOBIL 
ARGENTINA NEU  3,400 

WINTERSHALL 
DEA NEU  3,430 

TOTAL AUSTRAL NEU  3,489 
PETROBRAS 

OPERACIONES NEU  3,506 

SHELL NEU  3,540 
PAE NEU  3,590 

PAMPA ENERGIA NEU  3,600 
PAE TDF  3,390 

TOTAL AUSTRAL TDF  3,398 
TECPETROL NEU  3,650 

PAE CHU  3,520 
WINTERSHALL 

DEA TDF  3,430 

CGC SC  3,460 
YPF NEU  3,660 

Precio Promedio 
Ponderado

NEU 3,575
CHU 3,520
SC 3,460

TDF 3,408
TOTAL GENERAL 3,535

Fuente: Secretaría de Energía.

Luego, el precio promedio ponderado de todas las ofertas, dividido por 

cuenca, para esta Ronda #1.

Este precio de 3,53 USD/MMBTu será, en adelante, la nueva referencia para el 

sector del gas natural en Argentina, y se convertirá –lenta pero inexorablemen-

te– en “el” precio para los diferentes segmentos de la demanda.
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Tabla 10. Precio Promedio Ponderado de la Ronda #1 del Plan Gas.Ar 

2021-2024 (en USD/MMBTu).

Precio Promedio 
Ponderado

2021 2022-2024
U$S/MMBTU

NEU 3,571 3,575
AUS 3,428 3,428
Total 3,532 3,535 

Precio Promedio 
Ponderado

2021 2022-2024
U$S/MMBTU

CHU  3,520  3,520 
SC  3,460  3,460 

TDF  3,408  3,408 
Total  3,532  3,535 

Cuenca
2021 2022-2024

U$S/MMBTU
Neuquina  3,571  3,575 

Austral  3,428  3,428 

Fuente: Secretaría de Energía.

2.2.3. Volúmenes adicionales de invierno

Finalmente, la SEN también adjudicó los volúmenes adicionales de in-

vierno de la Ronda #1, que son aquellos que se agregan a los 70 MMm3/d 

de base. Es aquí donde se verificó, de manera cruda, la indeseable cerca-

nía temporal entre la convocatoria a dicha Ronda #1 y el “día D” del Plan 

(mayo de 2021), por lo que algunos analistas identificaron a este dato 

como el “talón de Aquiles” del Plan Gas.Ar.2

2	 Ver el análisis del ingeniero Raúl Bertero en https://www.energiaynegocios.
com.ar/el-error-de-diseno-de-la-subasta-para-el-gas-de-invierno-y-la-ne-
cesidad-de-un-cambio-estructural/
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Tabla 11. Volúmenes adicionales de invierno 2021-2024 (en MMm3/d).

V - Volúmenes adicionales Período Estacional de Invierno 2021 - 2024 - En MM M3/día
CUENCA EMPRESA May Jun Jul Ago Sep

NEUQUINA
TOTAL AUSTRAL S.A.  0,60  0,60  0,60  0,60  0,60 
PAMPA ENERGIA S.A.  1,00  1,00  1,00  1,00  1,00 

TECPETROL S.A.  2,00  2,00  2,00  2,00  2,00 
TOTAL  3,60  3,60  3,60  3,60  3,60 

Fuente: Secretaría de Energía.

En efecto, la demora en el lanzamiento del Plan Gas.Ar se cristalizó en 

las escasas ofertas recibidas para abastecer el empuntamiento de invier-

no. Ello, dado el poco tiempo previo con el que contaron las empresas 

productoras para llevar adelante las inversiones necesarias a los fines de 

conseguir una inyección segura en la fecha de inicio de los compromisos 

de producción (1/5/2021).

No obstante, si bien el relevamiento mediático hizo foco en esta presunta debi-

lidad del Programa,3 el desarrollo secuencial del Plan Gas –con las Rondas #2 

y #3 inmediatas, más las #4 y #5 que se agregaron en 2022–, demostró que tal 

carencia podía ser subsanada o, al menos, aminorada.

Asimismo, la Resolución SEN N° 417/21 reglamentó el funcionamiento de 

la Mesa de Trabajo del Valor Agregado Nacional (MTVAN) y, en particular, 

reguló el régimen de sanciones establecidas en el inciso g) del artículo 4 

del Decreto N° 892/20 y en el punto N° 50.8 de su anexo, a saber: sancio-

nes graduadas en función de la gravedad y el monto de las compras y/o 

contrataciones vinculadas con el eventual incumplimiento, su reiteración 

y la falta de reparación en los plazos que estipule la autoridad de aplica-

ción, al tiempo que aquéllos podrán consistir en: (i) un llamado de aten-

ción, (ii) una advertencia, (iii) una advertencia con plazos de corrección, 

3	 Recuperado de https://www.lanacion.com.ar/economia/reves-gobierno-ypf-
oferto-precio-mas-caro-nid2530203/
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(iv) una reducción proporcional y progresiva de la compensación recibida 

del Estado nacional, y hasta (v) la exclusión del Plan.

2.2.4. Resumen de la Ronda #1

En síntesis, el resultado de la Ronda #1 del Plan Gas.Ar, primera ins-

tancia de implementación de la política pública aquí reseñada, puede 

resumirse en los siguientes datos:

Cuencas: Neuquina y Marina Austral

• Volumen total adjudicado: 67,41 MMm3/d. De los cuales:

-	 Volumen Período Base: 50,20 MMm3/d.

-	 Volumen Punto 1.4 propuesta A (50% de R46 con prioridad): 11,97 

MMm3/d.

-	 Volumen Punto 1.4 propuesta B (50% de R46 sin prioridad): 5,25 

MMm3/d.

• Volumen Adicional de Invierno: 3,60 MMm3/d.

• Precio Promedio Ponderado: 3,53 USD/MMBTu.

-	 Factor de ajuste estacional: 0,82 en verano y 1,25 en invierno.

-	 Factor de ajuste estacional: 1,30 para adicionales de invierno.

De esta manera, una primera conclusión plausible es que el gran objeti-

vo inicial del Plan Gas.Ar, de revertir el declino de la producción, fue sa-

tisfecho con creces, puesto que se logró adjudicar ofertas cuatrianuales 

por casi la totalidad del volumen base buscado.
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3. EMISIÓN DE CERTIFICADOS DE CRÉDITO  
FISCAL EN GARANTÍA

Como hemos visto, el Estado nacional se comprometió a abonar a cada 

productor, en concepto de compensación, el diferencial entre el precio 

facturado a las distribuidoras y el Precio Ofertado (multiplicado por el 

factor del período estacional, según corresponda). A tal efecto, el punto 

40 del anexo del Decreto de Necesidad y Urgencia N° 892/2020 dispuso 

que el Estado nacional creará un sistema de garantía para respaldar el 

pago del diferencial entre el Precio Ofertado y el precio en cuadros tari-

farios, el que contará con un procedimiento de liquidación basado en los 

principios de celeridad y eficiencia administrativas, a partir del recono-

cimiento de créditos fiscales.

Posteriormente, mediante el artículo 89 de la Ley de Presupuesto 2021 

(Ley N° 27591), se facultó a la Secretaría de Energía a reglamentar dicho 

sistema a través de la emisión de Certificados de Crédito Fiscal en ga-

rantía, aplicables a la cancelación de las deudas impositivas devengadas 

que las empresas productoras mantengan con la Administración Fede-

ral de Ingresos Públicos. También se facultó a la AFIP a reglamentar el 

procedimiento necesario para su aplicación en forma electrónica y en 

moneda extranjera.

En uso de tales facultades, la Secretaría de Energía dictó la Resolución 

N° 125 del 20 de febrero de 2021, mediante la cual instrumentó los refe-

ridos certificados bajo la modalidad de Certificados de Crédito Fiscal en 

Garantía Electrónicos y los identificó mediante el prefijo 104.

Asimismo, la AFIP dictó la Resolución General N° 4939 de fecha 3 de 

marzo del mismo año, mediante la cual estableció el procedimiento 

para la registración, aplicación y cesión de los citados certificados, los 

que podrán aplicarse a la cancelación de obligaciones impositivas en 
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concepto de saldo de declaración jurada y/o anticipos, con más sus inte-

reses resarcitorios y/o punitorios, multas y demás accesorios.

4. AUDIENCIA PÚBLICA 2021 PARA  
EL TRASPASO DE PRECIO A TARIFA

En cumplimiento con uno de los puntos centrales del Decreto N° 

892/2020, en fecha 15 de marzo de 2021 la Secretaría de Energía convocó 

a audiencia pública, a través de la Resolución N° 117/21, a los efectos 

del tratamiento de la porción del precio del gas natural en el Punto de 

Ingreso al Sistema de Transporte (PIST) que el Estado nacional tomará 

a su cargo.

Bajo la modalidad virtual por efecto de la pandemia del COVID-19, se 

llevó a cabo este procedimiento de información pública y participación 

ciudadana, que tuvo como representante oficial a la Subsecretaría de 

Hidrocarburos,4 y contó con 40 oradores preinscriptos.

Lo relevante de dicha instancia colectiva fue el informe técnico que la 

Secretaría de Energía publicó unos días antes como pieza idónea para 

poner a disposición de los usuarios y del público en general la documen-

tación necesaria para cumplir con los deberes de acceso a la informa-

ción pública en los términos del artículo 42 de la Constitución Nacional.

Allí se afirma que el Estado nacional estaba tomando a su cargo, en di-

cho momento, una porción equivalente al 55,7% del costo total del gas 

natural necesario para satisfacer la demanda prioritaria, esto es, un cos-

to de $110.586 millones sobre un total de $198.539 millones. De con-

tinuarse con esa situación, el costo fiscal anualizado para el año 2021 

debería afrontarse por intermedio de partidas adicionales no previstas 

4	 En cabeza de su titular, Maggie Luz Videla Oporto, y equipo.
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en el presupuesto nacional para el ejercicio 2021 por un monto extra 

de $36.736 millones. Para ello, el Ministerio de Economía requeriría de 

mayores ingresos fiscales, o bien Jefatura de Gabinete de Ministros debe-

ría aplicar una reestructuración presupuestaria que derivara fondos que 

estaban asignados a otras erogaciones.

Gráfico 1. Previsión presupuestaria en gas natural 2021  

(en MM de pesos).

Fuente: Secretaría de Energía.
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Gráfico 2. Requerimientos presupuestarios adicionales  

en gas natural 2021 (en MM de pesos).

Fuente: Secretaría de Energía.
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En el siguiente cuadro el informe técnico publicado en la página web de 

la Secretaría de Energía resumía: (a) el monto presupuestado original-

mente previsto para dicho programa para el año 2021, (b) el complemen-

to asignado mediante Decisión Administrativa de Jefatura de Gabinete 

de Ministros, (c) el resultado de la estimación de gastos realizada, y (d) el 

monto faltante bajo las pautas planteadas.

Tabla 12. Partidas presupuestarias actuales y adicionales  

en gas natural 2021 (en MM de pesos).

Monto 
presupuestado 

2021

Monto 
complementario 

Dec Adm

Monto 
Total

Necesidad 
Total de 

Fondos Plan 
Gas Ar

Plan Gas 
Ar Ronda 

II (Est.)

Total 
necesidad

Necesidad 
adicional de 

Financiamiento

Millones de $
20.645 35.000 55.645 65.645 4.910 70.555 14.910

Fuente: Secretaría de Energía.

Finalmente, el PEN decidió mantener inalterada, para el año 2021, la 

porción del precio a ser abonada por la demanda residencial, lo que en 

la práctica implicó un aumento del diferencial a ser absorbido por el 

Estado nacional. Veremos en otro apartado que esta intangibilidad será 

discontinuada en 2022 luego de una nueva audiencia pública y ya en el 

marco del proceso de segmentación tarifaria.

5. REGLAMENTO DEL RÉGIMEN  
DE EXPORTACIONES EN FIRME

Otro de los aspectos sumamente novedosos que incorporó el Plan Gas.

Ar es la habilitación del PEN al otorgamiento de permisos de exportación 

de gas natural en condición firme para el período estacional de verano.
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Así, mediante la Resolución N° 360/21 de fecha 23 de abril de 2021 la 

Secretaría de Energía aprobó el Procedimiento de Autorización de Expor-

taciones de Gas Natural, que incluyó los volúmenes previstos en dicho 

Plan, pero a su vez operó una modificación al régimen hasta ese enton-

ces vigente, dispuesto por la Resolución N° 417/2019 de la ex Secretaría 

de Gobierno de Energía.

Para ello, se tomó en consideración las características del mercado lo-

cal, cuya demanda de gas natural se encuentra fuertemente marcada 

por la estacionalidad, debido a la determinante influencia del consumo 

residencial, así como también las características del mercado regional 

y global, al cual resulta crucial integrarse y desarrollar, a fin de paliar 

la mencionada estacionalidad e incentivar la producción constante y 

razonablemente estable de hidrocarburos.

En los considerandos de dicha resolución se afirma, precisamente, que 

esa estacionalidad de la demanda, que genera excedentes durante los 

meses de verano, conlleva un desafío significativo para la viabilidad 

económica de los proyectos de explotación, circunstancia que lleva a 

desarrollar alternativas que permitan colocar tales excedentes durante 

el período estival.

Asimismo, que la seguridad del abastecimiento interno a los menores 

costos posibles se logra con la inserción del país, en el corto plazo, en 

modelos de integración energética regional dinámica y activa con los 

países vecinos (principalmente Chile y, en menor medida, Brasil) y, en 

el largo plazo, en modelos de inserción global que permitan suavizar las 

variaciones estacionales de la demanda local y la consecuente variabi-

lidad de los niveles de producción local, a través de la importación y la 

exportación de excedentes de gas natural, sea por ductos o a través de la 

licuefacción para su comercialización como Gas Natural Licuado (GNL).

De esta manera, la Resolución N° 360/21 viabiliza la posibilidad pre-

vista en el artículo 4º, inciso C) del Decreto N° 892/20 de ofrecer a las 
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empresas productoras condiciones preferenciales de exportación en 

condición firme por hasta un volumen total de 11 millones de m3/d, 

a ser comprometidos exclusivamente durante el período no invernal.

El punto más relevante de este nuevo procedimiento es la forma en que se amal-

gaman dos objetivos de la política pública, a saber: resguardar el mercado in-

terno y promover el desarrollo del mercado de exportación. Si bien a simple 

vista lucen como propósitos contradictorios o al menos excluyentes, la 

Secretaría de Energía ideó un esquema mediante el cual pueden cum-

plirse ambos fines en forma sucesiva.

En efecto, se determinó que las autorizaciones serán otorgadas en la 

medida en que no se afecte la seguridad del abastecimiento del merca-

do interno, de conformidad con el artículo 6° del antiguo Decreto-Ley 

de Hidrocarburos N° 17319/67 y con el artículo 3° de la Ley de Gas N° 

24076 de 1992. A tal fin, la autoridad de aplicación realizará, en forma 

previa al otorgamiento del permiso, un análisis integral y sistémico de las 

condiciones de funcionamiento del mercado interno a efectos de lograr 

cubrir la demanda interna mediante un suministro eficiente y velar por 

la seguridad de su abastecimiento en cada caso.

Así, luego de efectuado dicho análisis, y en caso de ser otorgada la auto-

rización para el período estival, las exportaciones analizadas adquieren 

carácter de “firme” y ya no podrán ser interrumpidas por la Secretaría de 

Energía a través del “corte útil” (procedimiento típico del Período Invernal).

Otros aspectos del nuevo Reglamento son los siguientes:

Tipos de exportaciones

a) Exportaciones en Firme (EF): se dividen en:

•	 EF Plan Gas.Ar: los 11 MMm3/d en verano.

•	 EF como correlato de Inyecciones Adicionales en Invierno (del 

Plan Gas.Ar), en verano.
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•	 EF para el caso de Excedentes en una cuenca productiva (por fue-

ra del Plan Gas.Ar), en verano.

b) Exportaciones Interrumpibles (EI): con cláusulas TOP y DOP discrecio-

nales, sujetas al “corte útil”.

c) Intercambios Operativos (IO): con obligación de reingresar volúmenes 

iguales en 12 meses.

d) Acuerdos de Asistencia (AA): en el marco de tratados internacionales 

para emergencias, sin obligación de reingresar al mercado interno vo-

lúmenes de gas natural iguales, o cantidades equivalentes de energía.

Información a suministrar en la solicitud

1) Copia del contrato de venta, con las obligaciones de entrega (EoP) y de 

recepción (ToP); y

2) Tabla de las ventas comprometidas por mes, en Argentina y para ex-

portación.

•	 Publicación de la solicitud: una síntesis de los aspectos comercia-

les, por 3 días, en la web de la SEN.

•	 Procedimiento de “cruce” por terceros interesados: que pueden 

ser: (i) IEASA, en tanto administrador de las importaciones de 

gas natural y GNL de la República Argentina; y (ii) los sujetos que 

representan a algún segmento de la demanda final (CAMMESA, 

generadores, distribuidoras, subdistribuidoras, industrias y GNC).

•	 Resolución: por parte de la Subsecretaría de Hidrocarburos, quien 

finalmente emite un “certificado” o permiso de exportación.

•	 Modificaciones contractuales. Se vuelve a publicar si luego se pro-

duce: (i) un incremento de cantidades comprometidas; (ii) un cam-

bio del plazo, y/o (iii) una reducción del precio de los contratos.
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•	 Contrato con CAMMESA: los volúmenes autorizados serán detraí-

dos de la CMD de estos contratos.

•	 Suspensión o caducidad. En caso de incumplimiento de los compro-

misos del Plan Gas.Ar: (i) de inyección comprometidos como Inyec-

ción Base, y (ii) contractuales con las Distribuidoras, CAMMESA 

y/o IEASA.

5.1. Bases para las exportaciones de la Ronda #1

5.1.1. Régimen para las EF del Plan Gas.Ar (Punto 7 del Reglamento)

•	 Prioridad. Frente a otras solicitudes en condición firme, o frente a 

las interrumpibles actuales o nuevas: (i) Volúmenes Cuenca Neu-

quina: hasta 7 MMm3/día; los primeros 4 MMm3/d según la prio-

ridad de despacho, y los hasta 3 MMm3/d remanentes son libres 

para cualquier productor de la cuenca, y (ii) Volúmenes Cuenca 

Austral: hasta 4 MMm3/día; los primeros 2 MMm3/d según la prio-

ridad de despacho, y los hasta 2 MMm3/d remanentes son libres 

para cualquier productor de la cuenca.

De esta manera, queda totalmente descartada la posibilidad de otorgar 

una “Exportación Firme Plan Gas.Ar” a un productor respecto de una 

cuenca en la cual no revista la calidad de adjudicatario. Ello, en virtud 

de las disposiciones 7.4.1., 7.4.2 y 7.7. del procedimiento. En efecto, to-

dos los productores registrados por ante la Secretaría de Energía sola-

mente podrán exportar desde la cuenca en la que hayan sido adjudica-

dos en el marco de la resolución aludida en el párrafo precedente. Ello, 

a menos que, como prevé el punto 74 del anexo al Plan Gas.Ar, se dé el 

caso de que en una cuenca determinada los productores allí adjudica-

dos no hubieren utilizado los derechos preferenciales por los volúme-

nes máximos previstos a ser autorizados por el Decreto N° 892/2020 y 
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la Resolución N° 360/2021, en cuya circunstancia la autoridad de apli-

cación podrá asignar los volúmenes remanentes a los productores ad-

judicados en otra cuenca.

•	 Criterio de asignación: (i) para volúmenes “prioritarios”, según el 

ranking de la Ronda #1 del Plan Gas.Ar, esto es, el criterio de precio 

más bajo (prioridad de despacho);5 y (ii) para volúmenes “rema-

nentes” se dispuso un mecanismo por fuera de la prioridad eco-

nómica, conforme expresa y específicamente lo dispone el anexo 

del Decreto N° 892/2020 en los puntos 73.1.2 y 73.2.2; y este nuevo 

criterio responde a una polinómica que pondera, por un lado, el 

mayor precio de venta al mercado externo en el PIST y, por el otro, el 

mayor volumen adjudicado en período invernal, tanto del período 

base como de los adicionales de invierno de los 4 años. Para ello, 

se rige por la fórmula Subanexo B de la Resolución N° 360/2021 

que se exhibe a continuación:

Un ejemplo de cómo se aplicaría este criterio puede graficarse de la si-

guiente manera: si una empresa inyecta el 40% del volumen total de 

Cuenca Neuquina, se suma 0.40 al precio del contrato de exportación que 

presente; si este último fuera, por caso, 3.30 USD/MMBTu, el puntaje será 

el resultante de sumar ambos componentes, a saber: 3.30 + 0.40 = 3.70.

5	 Ello, salvo para el período estival 2021/2022, puesto que el ejercicio del de-
recho, previsto en el apartado (ii) del punto 75 del anexo del Decreto N° 
892/2020, se encontraba efectivamente vencido sin que ninguna empresa 
hubiera ejercido los derechos preferenciales de exportación en tiempo y for-
ma, esto es, hasta el 31/1/2021.
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Figura 1. Subanexo B.

SUBANEXO B
FÓRMULA PARA ASIGNACIÓN DE VOLÚMENES REMANENTES

EN CUENCAS NEUQUINA Y AUSTRAL

Se asignará la solicitud, en primer lugar y así sucesivamente, al Productor 
que logre el mayor puntaje en la siguiente fórmula:

Índice de prelación = PVME + [VMA / VMTA]

Donde:

A) PVME: es el precio de venta al mercado externo en el Punto de Ingreso al    
Sistema de Transporte.

B) VMA: es el volumen medio adjudicado al Productor solicitante para el Pe-
ríodo Estacional de Invierno.

C) VMTA: es el volumen medio total adjudicado para el Período Estacional de 
Invierno.

Tanto en B) como en C) se incluye el Volumen Base y los volúmenes adicionales, en 
ambos casos para el Período Estacional de Invierno de los cuatro (4) años del Perío-
do Base, de conformidad con las Resoluciones 391/2020, 447/2020 y 169/2021 de 
la Secretaría de Energía. 

Fuente: anexo de la Resolución N° 360/21.

De esta manera, el régimen de exportación no solo diferencia por cuen-

cas, sino que también premia a los productores más eficientes y, a la vez, 

a quienes mayor esfuerzo realizan en pos de tener abastecido el merca-

do interno. Dicho esto, vale reconocer que este procedimiento –y su implemen-

tación– generó las mayores discusiones al interior de la industria hidrocarbu-

rífera y frente al regulador (desavenencias que serán retomadas cíclicamente 

para las exportaciones de 2022/23 y siguientes).
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•	 Tipos de solicitud: (i) Nueva Exportación Firme, que podrá ser anual 

o plurianual, y (ii) Por conversión de Exportación Interrumpible 

actual, con iguales condiciones a la anterior, salvo: a) el volumen 

podrá ser menor al remanente del original, y b) el precio deberá 

ser igual o superior al precio promedio ofertado en la Ronda #1.

Un ejemplo de este último caso (conversión) es el representado por el 

contrato de exportación de YPF SA a Methanex, el cual se encuentra encua-

drado en el punto 7.6.2 tercer párrafo del Procedimiento de la Resolución 

SEN N° 360/21, en tanto se trata de una “conversión basada en ofertas/

acuerdos de compraventa de gas natural con obligaciones de entrega 

y recepción en firme vigentes asumidos durante la vigencia de las Re-

soluciones Nº 299/1998 de la Secretaría de Energía y Nº 131/2001 de la 

Secretaría de Energía y Minería”.

Por otro lado, es pertinente destacar, como dato altamente relevante, que toda 

solicitud de autorización de “Exportaciones Firmes Plan Gas.Ar” deberá conte-

ner, al menos, un precio mínimo a percibir en el PIST que no puede ser inferior 

al precio promedio ofertado en la Ronda #1 del Plan Gas.Ar (conforme surge del 

anexo II de la Resolución 447/2020). Así, este criterio definido por la autoridad 

de aplicación incentiva la obtención de precios superiores con la finalidad de 

valorizar la producción nacional al momento de su comercialización en merca-

dos externos. Al mismo tiempo, funge como “estándar sistémico” para todos los 

precios de los diferentes segmentos de la demanda de gas natural, por lo que 

presumiblemente se constituirá también como referencia para los contratos que 

celebren las industrias con los productores.

•	 Plazo de presentación: hasta el 30/4 de cada año, pero podrá con-

vocarse a nuevas instancias hasta el 30/9 si no se agota el cupo.

•	 Plazo de otorgamiento: dentro de los 60 días corridos por la Sub-

secretaría de Hidrocarburos.
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Para el período estival 2021-2022, el plazo de presentación era hasta el 

10/5/21 inclusive, y serían resueltas dentro de los 15 días corridos. Las 

solicitudes presentadas entre el 1/1/2021 y la entrada en vigencia del 

reglamento serán analizadas en forma previa al resto.

Esta primera asignación para 2021/22 no podría exceder: (i) de los si-

guientes volúmenes por cuenca (4 millones m3/día en Cuenca Neuquina 

y 2 millones m3/día en Cuenca Marina Austral), ni (ii) del plazo de 1 pe-

ríodo estival, atento no estar sujeta al análisis integral de la SEN. La pru-

dencia en el resguardo del interés público y la garantía de no afectación 

de la seguridad del abastecimiento del mercado interno (de acuerdo con 

las Leyes N° 17319 y 24076) así lo recomendaban.

No obstante, ello no impide, en modo alguno, que para los períodos es-

tivales 2022-2024 tales derechos preferenciales a solicitar exportaciones 

por los volúmenes prioritarios puedan ser ejercidos nuevamente de 

conformidad con lo dispuesto por el Plan Gas.Ar, los cuales serían asig-

nados a partir del criterio económico resultante del concurso público 

que derivó en el dictado de la citada Resolución N° 447/2020.

5.1.2. Otras exportaciones firmes

•	 EF como correlato de Inyecciones Adicionales en Invierno. Son de 

verano, para quienes pongan a disposición en el Período Invernal 

inyecciones adicionales a la Inyección Comprometida en el Plan 

Gas.Ar. Serán otorgadas luego de haber autorizado los 11 MMm3/d 

de dicho Plan.

•	 EF para el caso de Excedentes en una cuenca. Son de verano, para 

el caso de existencia de excedentes comprobados en una cuenca 

determinada, siempre que no resulten útiles para abastecer de-

manda del mercado interno desde dicha cuenca. Serán otorgadas 

luego de haber autorizado los 11 MMm3/d del Plan Gas.Ar, y serán 
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volúmenes adicionales también a los que pudieren ser autoriza-

dos por comprometer volúmenes adicionales en invierno. Podrán 

ser solicitadas también por Productores ajenos al Plan Gas.Ar.

5.1.3. Interrupción de las exportaciones

•	 La Subsecretaría de Hidrocarburos podrá restringir temporaria-

mente las Exportaciones Interrumpibles si se afecta la seguridad 

del abastecimiento del mercado interno.

•	 Ello se realiza a través del “corte útil”, restricción que debe ser 

operativamente idóneo ante una falta de abastecimiento en el 

mercado interno declarada por un agente de la demanda o adver-

tida por la propia SEN o por cualquiera de las instituciones bajo 

su órbita.

•	 La orden de interrupción la emite la citada Subsecretaría me-

diante correo electrónico dirigido a los productores, y responderá 

al criterio de reducción pro rata parte por zona de exportación.

•	 Se consignará: i) los hechos que amenazan o ponen en riesgo el 

abastecimiento interno, ii) el plazo, volumen y cuenca, y iii) el ni-

vel total o parcial de interrupción (si parcial, en qué proporción).

•	 Caducidad: el incumplimiento podrá derivar en la caducidad de 

la autorización de exportación.

5.2. Resultados de las solicitudes para el verano 2021/22

Para el verano 2021/22, la Secretaría de Energía otorgó, mediante Nota 

SSH N° 47.534.934 del 27/5/21, una primera tanda de autorizaciones de hasta 

4 millones m3/día en Cuenca Neuquina y hasta 2 millones m3/día en Cuenca 

Marina Austral; en ambos casos por un plazo de un solo período estival.
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Así, la limitación en volumen y tiempo obedeció al hecho de no haberse 

realizado –por cuestiones de lanzamiento del programa– el análisis inte-

gral previsto en la norma. En consecuencia, la prudencia en el resguardo 

del interés público y la garantía de no afectación de la seguridad del 

abastecimiento del mercado interno (de acuerdo con las Leyes N° 17319 

y N° 24076) persuadieron a la autoridad de aplicación a otorgar la mitad 

del volumen máximo autorizado por el Decreto N° 892/20.

Tabla 13. Primera tanda de autorizaciones verano 2021/22 (en m3/d).

Cuenca Exportador Comprador Condición CMD (M3/D)

Neuquina Pampa Colbún Firme  1.500.000 

Neuquina Total ENEL Firme  500.000 

Neuquina YPF Innergy Firme  209.000 

Neuquina YPF YPF Chile Firme  500.000 

Neuquina YPF Methanex Firme  1.291.000 

Austral Total Methanex Firme  200.000 

Austral PAE Methanex Firme  600.000 

Austral CGC Methanex Firme  500.000 

Total  5.300.000 

Fuente: Secretaría de Energía.

Posteriormente, la Secretaría de Energía otorgó, mediante Nota SSH N° 

12.570.802 del 27/12/21, una segunda tanda de autorizaciones de hasta 3 mi-

llones m3/día en Cuenca Neuquina y hasta 2 millones m3/día en Cuenca Marina 

Austral; nuevamente por el mismo período estival 2021/22.
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Tabla 14. Segunda tanda de autorizaciones verano 2021/22 (en m3/d).

Orden Exportador Comprador
ene-22 feb-22

mar-22
abr-22

I Quinc. II Quinc.

CMD (Millones de m3/día)

1 YPF S.A.
INNERGY 

SOLUCIONES 
ENERGÉTICAS S.A.

 0,015  0,015  0,025  0,025 

2 TECPETROL S.A. ENEL GENERACIÓN 
CHILE S.A.  -    -    1,200  1,400  1,600 

3 PAMPA ENERGIA S.A. ENEL GENERACIÓN 
CHILE S.A.  0,800  0,800  0,800  0,800  0,800 

4 YPF S.A. YPF CHILE S.A.  0,900  1,400  0,500  0,500 

5 TOTAL AUSTRAL S.A. ENEL GENERACIÓN 
CHILE S.A.  0,350  0,350  0,350  0,350  0,350 

6 GRUPO PAN 
AMERICAN

ENEL GENERACIÓN 
CHILE S.A.  0,170  0,170  0,170  0,170  0,170 

7 TOTAL AUSTRAL S.A. COLBUN S.A.  0,200  0,200  0,200  0,200  0,200 
8 PAMPA ENERGIA S.A. COLBUN S.A.  0,400  0,400  0,400  0,400  0,400 
9 PAMPA ENERGIA S.A. VALPO S.P.A.  0,020  0,015  0,035  0,035  0,015 

10 GRUPO PAN 
AMERICAN COLBUN S.A.  0,200  0,200  0,200  0,200  0,200 

11 VISTA OIL & GAS 
ARGENTINA S.A.U.

CINERGIA CHILE 
S.P.A.  0,150  0,150  0,150  0,150  0,150 

Total  3,205  3,700  4,030  4,230  3,885 

Precio mínimo u$d 4.47 MMbtu, promedio u$d 5.03 MMbtu, máximo u$d 6.50 MMbtu

Fuente: Secretaría de Energía.

En cuanto a las exportaciones desde Cuenca Austral, es pertinente acla-

rar que de los 2,3 millones m3/día, hay 1 millón m3/día que proviene de 

un yacimiento no conectado al sistema de transporte, por lo que solo 1,3 

millones m3/día estaría en condiciones de ser inyectado al Gasoducto 

General San Martín.
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6. REGISTRO DE OPERADORES DE GNL

Un aspecto complementario de la Resolución N° 360/2021, que podría ser 

sumamente relevante a futuro, es lo relativo a las exportaciones de GNL.

En este marco, se dictó la Resolución SEN N° 706/2021 del 23/7/21, me-

diante la cual se reguló el régimen de solicitud de exportación de Gas 

Natural Licuado y se lo vinculó a los compromisos de inyección de las 

rondas del Plan Gas.

En efecto, el artículo 13 de la resolución citada reza:

La Autoridad de Aplicación podrá emitir permisos de exportación de GNL en 

firme hasta un plazo máximo de VEINTE (20) años, previa evaluación de la 

seguridad del abastecimiento interno de gas natural en función de las 

características del proyecto, la eventual afectación de la capacidad 

del sistema de transporte de gas natural que requiera la solicitud, en 

cualquier etapa del proceso productivo.

Asimismo, la Autoridad de Aplicación tendrá particular atención so-

bre aquellas solicitudes de exportación de GNL que pudiesen generar in-

cumplimientos en los compromisos de inyección de gas natural contraídos 

para con el ESTADO NACIONAL, tales como los resultantes de las Rondas 

adjudicadas en virtud del Decreto N° 892 de fecha 13 de noviembre de 2020 

(Plan Gas.Ar) y/o algún otro marco promocional o regulatorio que el 

ESTADO NACIONAL estableciera en lo sucesivo. En su caso, la auto-

rización de la exportación de GNL tendrá carácter firme sin que pueda ser 

revocada ni interrumpida posteriormente en virtud de la seguridad de abas-

tecimiento del mercado interno (el desatacado ha sido agregado).





1. BASES DE LA RONDA #2

En febrero de 2021, como parte del proceso de diseño, implementación, 

evaluación y reelaboración continua, típico de una política pública de la 

significancia del Plan Gas.Ar, la Secretaría de Energía decidió lanzar una 

nueva instancia de recepción de ofertas para incrementar los volúme-

nes adjudicados.

De esa manera, mediante la Resolución N° 129/2021 de fecha 20/2/21 se 

convocó al Concurso Público Nacional “Ronda #2” para la adjudicación de 

volúmenes de gas natural adicionales a los adjudicados por la Resolución 

CAPÍTULO 8. 
REVISIÓN DE LA POLÍTICA PÚBLICA
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N° 391/20, correspondientes a las cuencas Neuquina y Austral, por cada 

uno de los períodos invernales de los años 2021 a 2024 inclusive.

El Pliego de Bases y Condiciones establecía los siguientes parámetros:

• Marco legal: delegación en la SEN efectuada por el artículo 2, apartado 

4 in fine del DNU N° 892/2020: “Este volumen base podrá ser modificado 

por la Secretaría de Energía a efectos de garantizar el óptimo abasteci-

miento de la demanda, así como ampliado para los sucesivos períodos 

invernales”.

• Procedimiento: concurso público nacional.

• Precalificación: aquellas empresas que hubieran participado de la Ronda 

#1 del Plan Gas.Ar a través de la presentación de ofertas estarán preca-

lificadas (Sobre 1).

• Contrato: de venta de gas con IEASA.

• Período: estacional de invierno (de mayo a septiembre, ambos inclusive) 

para los años 2021, 2022, 2023 y 2024.

• Producción: adicional a los volúmenes adjudicados por Resolución SEN 

N° 440/20, por lo que no modifican el Compromiso de Inyección de la 

Ronda #1 del Plan Gas.Ar.

• Objetivo: completar los volúmenes remanentes en cuencas Neuquina/

Austral:

-	 Mayo: 3,50 MMm3/d / 6,01 MMm3/d

-	 Junio: 12,54 MMm3/d / 8,46 MMm3/d

-	 Julio: 17,59 MMm3/d / 8,46 MMm3/d

-	 Agosto: 10,40 MMm3/d / 8,72 MMm3/d

-	 Septiembre: 3,21 MMm3/d / 6,00 MMm3/d
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• Precio: será para cada empresa por hasta el mismo Precio Ofertado y 

adjudicado por cuenca en la Ronda #1. En caso de ofertar un precio me-

nor, el precio a ser abonado será el ofertado multiplicado por un coefi-

ciente de 1,30.

• Modalidad de las ofertas: se podrán presentar diferentes modalidades 

de ofertas:

-	 Para el año 2021 podrán ofrecerse volúmenes variables para cada 

mes, incluso dejando vacante el mes de mayo.

-	 Para los años 2022, 2023 y 2024 podrán ofrecerse volúmenes va-

riables para cada mes de cada año, a elección, incluso dejando 

alguno vacante.

• Adjudicación: se realizará de conformidad con el criterio de oferta más 

económica hasta completar los volúmenes solicitados.

• DOP del contrato: será una curva creciente para el año 2021 y un porcen-

taje fijo para los años restantes (porcentaje de la CMD):

-	 2021 (diario): 75% mayo, 75% junio, 80% julio, 90% agosto y 100% 

septiembre.

-	 2022/23/24 (diario): 100%.

• TOP del contrato: será el mismo para todos los meses de todos los años:

-	 2021/22/23/24 (TOP mensual): 75%.

2. RESULTADOS DE LA RONDA #2

Finalmente, mediante la Resolución N° 169/2021, de fecha 8/3/21, la au-

toridad de aplicación procedió a adjudicar la Ronda #2 en los siguientes 

términos:
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• Empresas adjudicadas: 2 compañías (Tecpetrol y Pampa Energía).

-	 Cuenca: neuquina.

• Volumen adicional de invierno adjudicado: 3,46 MMm3/d promedio.

-	 Para 2021: promedio de 3,90 MMm3/d.

- 	 Para julio 21-24: promedio de 3,36 MMm3/d.

• Precio adjudicado:

-	 Idéntico al ofertado por cada empresa productora en la Ronda #1.

-	 Con el factor de ajuste de 1,30.

Tabla 1. Resultados en producción y por mes  

(en MMm3/d y USD preferentemente argentino).

RONDA #2 - CONSURSO PÚBLICO NACIONAL 
PLAN DE LA PROMOCIÓN DE LA PRODUCCIÓN DEL GAS NATURAL ARGENTINO

ESQUEMA DE OFERTA Y DEMANDA 2020-2024”

AÑO MES
TECPETROL S.A. PAMPA ENERGÍA S. A

MM M3/D U$S/MMBTU MM M3/D U$S/MMBTU

2021

may
jun 2,500 4,745 0,700 4,680
jul 3,000 4,745 0,900 4,680

ago 3,500 4,745 1,000 4,680
sep 3,000 4,745 1,000 4,680

2022

may 2,500 4,745 0,860 4,680
jun 2,500 4,745 0,860 4,680
jul 2,500 4,745 0,860 4,680

ago 2,500 4,745 0,860 4,680
sep 2,500 4,745 0,860 4,680

2023

may 2,500 4,745 0,860 4,680
jun 2,500 4,745 0,860 4,680
jul 2,500 4,745 0,860 4,680

ago 2,500 4,745 0,860 4,680
sep 2,500 4,745 0,860 4,680
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2024

may 2,500 4,745 0,860 4,680
jun 2,500 4,745 0,860 4,680
jul 2,500 4,745 0,860 4,680

ago 2,500 4,745 0,860 4,680
sep 2,500 4,745 0,860 4,680

Fuente: Secretaría de Energía.

De esta manera, se daba respuesta al punto más débil de la Ronda #1, esto es, la 

escasa oferta para el pico de consumo invernal. Y fue, además, un paso más en 

la dirección de consolidar una herramienta que se mostraba eficaz en términos 

sistémicos.

3. BASES DE LA RONDA #3

Luego, unos pocos meses más tarde, la SEN retomó la dinámica licita-

toria y convocó, mediante la Resolución N° 984/21, del 19 de octubre de 

2021, a una nueva ronda. El propósito de esta subasta era completar el 

volumen base de los 70 MMm3/d flat anual, esto es, el objeto de la Ronda 

#1. Asimismo, se buscaba seguir agregando volúmenes adicionales para 

los meses del Período Invernal.

• Marco legal: delegación en la SEN efectuada por el artículo 2, apartado 

4 in fine del DNU N° 892/2020: “Este volumen base podrá ser modificado 

por la Secretaría de Energía a efectos de garantizar el óptimo abasteci-

miento de la demanda”. Se implementa por medio de las resoluciones 

SEN N° 984/21 y N° 1091/21.

• Procedimiento: concurso público nacional.

• Precalificación: aquellas empresas que hubieran participado de la Ronda 

#1 del Plan Gas.Ar a través de la presentación de ofertas estarán preca-
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lificadas (Sobre 1). Cualquier otra empresa productora deberá cumplir 

previamente con los requisitos de admisibilidad de la Ronda #1.

• Período base: tendrá fecha de inicio el 1/5/2022 y una duración hasta 

diciembre de 2024 inclusive.

• Contrato: de venta de gas con CAMMESA, distribuidoras e IEASA, según 

las siguientes pautas:

-	 Por el volumen faltante para cubrir el volumen total licitado en 

la Ronda #1 (70 MMm3/d), la adjudicación aplicará los criterios de 

dicha ronda.

-	 Por el volumen superior al volumen total licitado en la Ronda #1 

(70 MMm3/d), la adjudicación aplicará los criterios de la Ronda 

#1 para el Período de Invierno (distribuidoras e IEASA, según co-

rresponda por subzona tarifaria), pero para el Período Estival la 

contraparte será exclusivamente CAMMESA.

-	 La falta de volumen ofertado en los meses de enero a abril inclu-

sive de 2022 podrá ser descontada del compromiso asumido con 

CAMMESA.

• Inyección: el compromiso de inyección será flat para cada empresa y 

comenzará a operar el 1° de mayo de 2022.

• Volumen base adicional: el objetivo principal de esta ronda es volver a 

conseguir producción “de base” para los 365 días del año y, con ello, com-

pletar los 70 MMm3/d de la Ronda #1. Así, el volumen solicitado será de 

hasta 4 MMm3/d para la Cuenca Neuquina y de hasta 1,50 MMm3/d para 

la Cuenca Austral. Estos volúmenes serán adicionales al compromiso de 

base adjudicado por Resolución SEN N° 447/20 en la Ronda #1. Se renueva 

la condición de que los volúmenes comprometidos no podrán ser supe-

riores al 70% del promedio de la producción comprometida tanto en la 

Ronda #1 como en la presente Ronda #3, una vez descontados los consu-

mos propios, para el promedio del trimestre mayo, junio y julio de 2020.
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• Precio máximo: será el Precio Promedio Ponderado adjudicado por cuenca 

por Resolución SEN N° 447/20 en la Ronda #1, para los años 2022 en ade-

lante, multiplicado por los coeficientes respectivos de verano e invierno.

• Prioridad: los compromisos de inyección contenidos en los contratos 

celebrados en virtud de las adjudicaciones realizadas en las rondas #1 y 

#2 tendrán prioridad de despacho por sobre los contratos a celebrar en 

el marco de la presente Ronda #3.

• Adjudicación: se realizará de conformidad con el criterio de oferta más 

económica hasta completar los volúmenes solicitados.

• Procedimiento: el resto de las condiciones y requisitos se mantendrán con-

forme lo establecido en el Pliego de Bases y Condiciones de la Ronda #1.

4. RESULTADOS DE LA RONDA #3

Finalmente, mediante la Resolución N° 1091/21 del 10 de noviembre de 

2021, la Secretaría de Energía procedió a adjudicar los volúmenes de 

esta ronda.

• Empresas adjudicadas: Tecpetrol, Pampa Energía y Pluspetrol.

• Volumen total: 3,00 MMm3/d. 

• Precio adjudicado: promedio: 3,519 USD/MMBTu.

-	 Este precio es levemente inferior al promedio adjudicado en la 

Ronda #1.
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Tabla  2. Volúmenes y precios adjudicados en Ronda #3  

mayo 2022 - diciembre 2024 (en MMm3/d y USD/MMBTu).

Empresa 
Adjudicataria

Precio Ofertado 
(U$S/MMTBTU

Volumen 
Adjudicado 
(MMM3/día

Asignación Mayo 2022 a Diciembre 2024 1)

Mayo a Septiembre Octubre a Abril

Pampa Energía S.A. 3,347 2,00
IEASA CAMMESAPluspetrol S.A. 3,594 0,30

Tecpetrol S.A. 3,618 0,70
Total 3,00 IEASA CAMMESA
1) Conforme Artículo 2, incisos b) y c) de la RESOL-2021-APN-SE#MEC

Fuente: Secretaría de Energía. 



1. RESULTADO DE LAS RONDAS #1, #2 Y #3

El objetivo final de una política pública es lograr un impacto cierto, con-

creto y mensurable en la cotidianeidad del territorio y la población en la 

que aquella está inserta. Por ello, es relevante poder determinar en qué 

medida se ha modificado efectivamente la realidad alcanzada por el ins-

trumento diseñado, aprobado y oportunamente implementado.

En este sentido, el Plan Gas.Ar, a través de sus Rondas #1, #2 y #3, ha con-

seguido resultados específicos en el sector del gas natural de Argentina, 

los cuales se manifiestan concretamente en varios indicadores relativos 

a la producción hidrocarburífera y a su correlato en las cuentas públicas.

CAPÍTULO 9. 
IMPACTO DE LA POLÍTICA PÚBLICA
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Es posible observar en un gráfico el resultado de las tres adjudicaciones 

sucesivas.

Gráfico 1. Producción de gas natural, 2022-2024 (en MMm3/d).

Fuente: Esteban Divito, posgrado en Hidrocarburos (UBA).

En efecto, un informe de la Secretaría de Energía ha dado cuenta de 

estos logros ya durante el primer invierno de incidencia del Esquema 

2020/2024. Así, en un documento titulado “Resultados del Plan Gas.Ar - 

Julio 2021”, ha reseñado cinco consecuencias favorables de esta política 

pública, a saber:

-	 Mayor producción de gas natural.

-	 Mayor ahorro fiscal.

-	 Mayor ahorro de divisas.

-	 Total evitación de cortes de energía eléctrica.

-	 Menor consumo de combustibles alternativos.

PG. Ar prod. comprometida
(en MMm3/d para 2022/2024)

R#1 base R#3 base R#1 Adic Inv R#2 Adic Inv 30% excedente p/
ind+GNC (sin contratos)

170
150
130
110
90
70
50
30
10

-10
ENE. FEB. MAR. ABR. MAY. JUN. JUL. AGO. SEP. OCT. NOV. DIC.



211 Impacto de la política pública

1.1. Mayor producción de gas natural

En cuanto a la mayor producción de gas natural, los efectos del Plan Gas.

Ar en la producción comercializable se visualizan en comparación con 

el declino que se habría verificado en ausencia de dicho Programa de 

Estímulo. Así, la producción comercializable adicional de gas natural aportada 

por el Plan Gas.Ar alcanzaría un total de 2.777 MMm3 por sobre los niveles 

previstos de declinación (según la proyección anual para 2021 y de con-

formidad con las estimaciones de la propia Secretaría de Energía).

Gráfico 2. Inyección de gas natural, junio de 2019 - diciembre de 2021  

(en MMm3/d).

Nota: (*) producción comercializable refiere a inyección de gas natural. (**) Curva de declino 
2021 equivalente a una inyección diaria anualizada de 101,4 MMm3/d, realizada con esti-

maciones de la SEN sobre pronósticos de producción para 2021 de DDJJ 2020 de empresas 
productoras (en forma previa al lanzamiento del Plan Gas.Ar).

Fuente: Secretaría de Energía.
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Con lo cual, se logró el objetivo fundamental de detener el declino de la pro-

ducción. Y no solo eso, a partir del récord de perforación y de conexión 

de nuevos pozos, la producción total del país superó en más de 5% la del mis-

mo período del año anterior.

1.2. Mayor ahorro fiscal

Si se enfoca el objetivo específicamente en la Cuenca Neuquina, se 

comprueba una evidente recuperación de la producción de gas natural 

por los compromisos del Plan Gas.Ar. En efecto, en junio se inyectaron 

82 MMm3/d, el promedio mensual más alto desde octubre de 2019. Este 

resultado fue conseguido gracias al aporte de las tres productoras con 

más actividad en el shale gas de Vaca Muerta, esto es, YPF, Tecpetrol y 

Pampa Energía. Estas operadoras concentran el 78% de la producción 

gasífera de la Cuenca Neuquina, y entre las tres suman unos 5 MMm3/d 

adicionales en este invierno, en relación con los meses fríos de 2020.
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Gráfico 3. Proyección de producción comercializable de gas natural, 

enero de 2020 - diciembre de 2021 (en MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía, proyección anual 2021.

1.3. Mayor ahorro de divisas

Por su parte, en lo que respecta al mayor ahorro fiscal y de divisas, am-

bos extremos ya fueron verificados en los primeros tres meses desde 

el inicio de los compromisos de inyección (mayo de 2021). En efecto, el 

ahorro de divisas por las menores importaciones de GNL y líquidos asciende a 

los 1.150 millones de dólares –según las estimaciones de la SEN para todo 

el año–. Asimismo, el ahorro por sobrecosto fiscal será de $ 78.000 millones, a 

partir de la sustitución de combustibles alternativos como el gasoil y el fue-

loil para centrales térmicas que generan energía eléctrica.

Producción comercializable Gas Natural
Proyección Plan Gas.Ar por cuenca

90

80

70

60

50

40

30

20

10

-

18

16

14

12

10

8

6

4

2

-

m
ay

-2
0

m
ay

-2
1

ju
n-

20

ju
n-

21

ju
l-2

0

ju
l-2

1

ag
o-

20

ag
o-

21

se
p-

20

se
p-

21

oc
t-

20

oc
t-

21

no
v-

20

no
v-

21

di
c-

20

di
c-

21

en
e-

20

en
e-

21

fe
b-

20

fe
b-

21

m
ar

-2
0

m
ar

-2
1

ab
r-

20

ab
r-

21

Cuenca NQN+CUY Cuenca NOA Cuencas AUS+GSJ

Cu
en

ca
s 

N
Q

N
+C

UY
 y

 A
US

+G
SJ

 (M
M

m
3 /

d)
Cuencas N

OA (M
M

m
3/d)

Inicio de los compromisos 
de producción Plan Gas.Ar



214 JUAN JOSÉ CARBAJALES

1.4. Total evitación de cortes de energía eléctrica

Al mismo tiempo, lo que se refiere a los cortes de electricidad que fue-

ron evitados, durante las olas polares de junio, en ausencia del Plan Gas.

Ar se habría tenido que cortar hasta el 12% de la demanda diaria de energía 

equivalente. Ello, puesto que la oferta local de gas natural, las importa-

ciones desde Bolivia, las compras de Gas Natural Licuado (GNL) que in-

gresan por los puertos de Escobar y de Bahía Blanca, más una supuesta 

asistencia desde Chile de unos 5 MMm3/d (finalmente no concretada) e 

intercambios de electricidad –que son de uso corriente– desde Uruguay 

por 500 MW/h, no hubieran alcanzado para satisfacer el pico de consumo.

Gráfico 4. Energía no suministrada (en % de la demanda diaria).

Fuente: Secretaría de Energía, estimación 2021.
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1.5. Menor consumo de combustibles alternativos

Finalmente, en cuanto al menor uso de combustibles alternativos, como 

GO y FO, por parte del sistema eléctrico, en la proyección anual 2021 se 

verifica una mayor generación térmica que requirió de unos 9,3 MMm3/d de gas 

equivalente, los que fueron aportados por la producción local, a precios del Plan Gas.

Ar, hasta un tercio más económicos que la importación de los líquidos alternativos.

En efecto, en 2021 aumentó el requerimiento de importación de com-

bustibles alternativos. Sin el volumen incremental de gas natural nacio-

nal resultante del Plan Gas.Ar: (i) el consumo de combustibles alternati-

vos (Gasoil, Fueloil, GNL de Chile y electricidad de ROU) habría duplicado 

la proyección prevista inicialmente por la SEN; y (ii) el incremento de 

consumo de combustibles alternativos hubiera sido completamente im-

portado, con impacto pleno sobre el balance cambiario.

Gráfico 5. Consumo de combustibles alternativos al gas natural (en 

MMm3 de gasoil equivalente).

Fuente: Secretaría de Energía, proyección anual 2021.
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2. BALANCE INTEGRAL DE LAS RONDAS #1 A #3

En una presentación oficial de agosto de 2022, la Secretaría de Energía 

plasmó en números el impacto, hasta ese entonces, del Plan Gas.Ar en 

términos de producción total, producción no convencional, exportacio-

nes, ahorros y actividad (fracturas). Es relevante repasar este balance 

para meritar, ponderar y concluir cuál es el impacto estructural del Pro-

grama 2020-2024.

Tabla 1. Producción de gas promedio diario total, 2021 (en MMm3/d).

Enero 116.002

Febrero 114.548

Marzo 114.498

Abril 114.218

Mayo 121.264

Junio 126.993

Julio 130.698

Agosto 133.680

Septiembre 132.593

Fuente: Secretaría de Energía.

En cuanto a la situación específica de YPF, quien –como hemos anali-

zado– venía muy afectada por los magros resultados en el marco de la 

Resolución Nº 46/17, su repunte (Rump up) de producción total en la cuenca 

neuquina para el gas no convencional fue sumamente significativa.

En efecto, a lo largo de 2021 tuvo una variación desde los 5,14 MMm3/d 

en enero a los 13,15 MMm3/d en septiembre, esto es, un aumento de 

8 MMm3/d.
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Tabla 2. YPF - Producción de gas no convencional, 2021 (en MMm3 /d).

MES INYECCIÓN OBSERVACIÓN

Enero 514

Febrero 4,95

Marzo 5,27

Abril 5,21 cortes de ruta en Neuquén x 22 días

Mayo 8,09

Junio 10,23

Julio 12,23

Agosto 13,05

Septiembre 13,15 Tope de la capacidad de tratamiento existente

Fuente: YPF.

Gráfico 6. Exportaciones de gas, 2019-2022 (en MMm3/d y MMUSD).

Fuente: Secretaría de Energía.

Exportaciones gas natural
MMm3/d

4,5

2743,3

162
2,4 227

5,8
564

2019 20192020 20202021 20212022 2022

MMm3/d

Variación 
2022/2021
+139%

Variación 
2022/2021
+148%

• Se está exportando, en promedio, 2,5 MMm3/día más que en el año 2020 y 3,4 MMm3/día más que 
en el año 2021
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En cuanto a las exportaciones de gas natural a Chile, la relevancia del 

Plan Gas.Ar consistió, ni más ni menos, en retomar la senda de envíos 

en condición firme, esto es, que no pueden ser interrumpidos por causa 

alguna durante los meses cálidos del verano, donde el gas natural deja 

de ser insuficiente para satisfacer la demanda local.

Así, puede advertirse que la SEN otorgó permisos a los productores del 

Plan, quienes procedieron a firmar contratos con sus contrapartes del 

mercado trasandino. Un total de 22 contratos se habían celebrado ya 

para la primera temporada octubre de 2021 - abril de 2022.

Gráfico 7. Exportaciones de gas, enero de 2020 - abril de 2022  

(en MMm3/d y cantidad de contratos).

Fuente: empresa CGC.
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Gráfico 8. Producción de petróleo y gas natural, agosto de 2020 - julio de 

2022 (en Mbbl/d y MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía.

Figura 1. Producción de gas natural total e incremental, agosto de 2021 

- julio de 2022 (en %, MMm3/d y MMm3).

Fuente: Secretaría de Energía.

+22

+99

+11%

+45%

Resultados Producción Petróleo y Gas

• En Jul/22, se obtuvieron récords históricos de producción de petróleo y gas No Convencional
• En Jul/22 se alcanzó la producción de petróleo total país más alta desde Feb/11
• Se revirtió el declino de producción de gas que existiía en Ago/20, marcando una tendencia 
creciente hasta agotar la capacidad de transporte de la Cuenca Neququina

Producción  
Petróleo (Mbbl/d)

Producción  
Petróleo NC (Mbbl/d)

Producción  
Gas (MMm3/d)

Producción  
Gas NC (MMm3/d)

ago-20; 482

ago-20; 124

ago-20; 126

ago-20; 55

jul-22; 588

jul-22; 247

jul-22; 140

jul-22; 80

Impacto Plan Gas. Ar

9690 MM m3

+9,7%
Mayor Producción de Gas

Volumen de Gas Incrementa

El Volumen de gas adicional producido, desde el inicio del Plan Gas. Ar (período Mayo/2021-
Julio/2022) sobre la proyección de producción de gas que se estimaba sin la implementación del 
Plan Gas. Ar, para ese mismo período, es de 9690 MMm3

Se Trata de un 19% de volumen de gas incremental en relacion al esperado sin la implementación 
del Plan Gas.Ar

Para el período Agosto/2021-Julio/2022 el caudal promedio anual fue de 131,3 MMm3/d más del 
promedio del año natural anterior al incio del Plan Gas.Ar (Mayo/2020-Abril/2021)
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Figura 2. Ahorro fiscal y de divisas, mayo de 2021 - julio de 2022  

(en MMUSD).

Fuente: Secretaría de Energía.

Figura 3. Producción no convencional y actividad, agosto 2021 - julio 2022 

(en MMm3/d y %).

Fuente: Secretaría de Energía.

Impacto Plan Gas. Ar

7075 MM u$s

5885 MM u$s
Ahorro Fiscal*

Ahorrro de Divisas

Desde el inicio del Plan Gas. Ar, hasta la fecha (período Mayo 2021-Julio/2022), se tuvo un ahorro 
divisas por importaciones de gas de 7075 MM u$s, calculado calculado como la diferencia en 
relación a las divisas necesarias para cubrir importaciones de gas, sin la implementación del Plan 
Gas. Ar, para el mismo período

Desde el inicio del Plan Gas. Ar, hasta la fecha (período Mayo 2021-Julio/2022), se tuvo un ahorro 
fiscal de 585 MM u$s calculado sobre la necesidad fiscal que se hubiera tenido con la producción 
de gas estimada sin la implementación del Plan Gas.Ar, para ese mismo período

+120%

+168%

Récord histórico Producción de Gas No Convencional

Mayor Actividad (Pozos completados)

Mayor Actividad (Etapas de factura)

Durante el período Julio 2021-Junio/2022 se completaron 152 pozos de gas, se duplicó la 
cantidad de pozos completados el año natural anterior al inicio del Plan Gas.Ar (Mayo/2020-
Abril/2021)

En el último año (Agosto/2021-Julio/2022 se realizaron 11682 etapas de factura en Vaca Muerta, 
aumentando un 168% las etapa de factura realizadas el año natural anterior al inicio del Plan Gas.
Ar (Mayo/2020-Abril/2021)

En Julio/2022 se obtuvo un nuevo récord histórico de Gas No Convencional, alcanzando una 
variación interanual del 23% y un aumento del 68% en relación al mes previo al inicio del Plan 
Gas.Ar. Para el período Agosto/2021-Julio/2022 el caudal promedio anual de Gas NC fue de 
70 MMm3/d, un 38% mas que el promedio del año natural anterior al incio del Plan Gas.Ar 
(Mayo/2020-Abril/2021)

Impacto Plan Gas. Ar

80 MM m3/d



221 Impacto de la política pública

Gráfico 9. Producción de gas, agosto de 2021 - julio de 2022  

(en MMm3/d).

Fuente: Secretaría de Energía.
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sep 122,8 132,6 8,0%

oct 121,9 127,2 4,4%

nov 115,7 127,8 10,5%
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Mm3/d 2020 2021 2022 Variacion 
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ene 130,2 116,0 129,9 12,0%
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Prom. 119,7 131,3 9,7%

La producción de Gas de Julio/2022 
fue de 140 MMm3/d un 7% más que el 
mismo del mes anterior.

La producción de Gas promedio 
Ago/21-Jul/22 fue de 131,3 MMm3/d, 
un 9,7% más que el año natural 
anterior al inicio del Plan Gas.Ar, 
May/20-Abr/21

*Inicio de Compromiso de Producción 
Plan Gas. Ar Mayo 2021
**Proyección SIN Plan Gas. Ar 
corresponde a una declinación 
aproximada del 7% anual
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Gráfico 10. Producción de gas incremental, abril de 2021 - julio de 2022 
(en MMm3).

Fuente: Secretaría de Energía.

Gráfico 11. Producción de gas incremental, abril 2021 - julio 2022  
(en MMm3).

Fuente: Secretaría de Energía.

*Producción de gas en MMm3/d. Inicio de compromisos de Producción Plan Gas.Ar Mayo/2021
**Volumen incremental medido desde Inicio Compromisos de Producción Plan Gas.Ar. 
Corresponde a período Mayo/2021-Julio/2022
***Proyección SIN Plan Gas.Ar corresponde a una declinación aproximada del 7% anual
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Desde el inicio del Plan Gas.Ar hasta Julio/2022 se obtuvo un volumen de Gas Incremental 
producido, sobre la proyección estimada Sin Plan Gas.Ar, de 9690 MMm3.
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Gráfico 12. Producción de gas incremental no convencional, 

 abril de 2021 - julio de 2022 (en MMm3).

Fuente: Secretaría de Energía.
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Gráfico 13. Actividad de fractura, abril 2019 - julio 2022 (en cantidad).

Fuente: Secretaría de Energía.

Gráfico 14. Actividad de fractura, abril 2019 - julio 2022 (en %).

Fuente: Secretaría de Energía.
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1. EXTENSIÓN DEL PLAN GAS.AR HASTA 2028

1.1. Bases de las Rondas #4.1, #4.2, #5.1 y #5.2

Arribados al año 2022, y luego de un nuevo cambio del elenco tanto en 

la SEN (salida del secretario Darío Martínez e ingreso de la ingeniera Fla-

via Royón) como en el Ministerio de Economía (reemplazo del ministro 

Martín Guzmán por el abogado Sergio Massa), el gobierno decidió dar 

continuidad a la política pública de estímulo a la producción local de 

CAPÍTULO 10. 
RELANZAMIENTO DE  
LA POLÍTICA PÚBLICA
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gas natural por medio del DNU N° 730 del 3/11/2022.1 Lo hizo a través de 

nuevas rondas licitatorias del “Plan Gas.Ar 2020-2024”, procedimiento 

que fue denominado (por enunciación de sus características definito-

rias), como “Plan de reaseguro y potenciación de la producción federal 

de hidrocarburos, el autoabastecimiento interno, las exportaciones, la 

sustitución de importaciones y la expansión del sistema de transporte 

para todas las cuencas hidrocarburíferas del país 2023-2028”.

El Decreto N° 730/22, por el que se resolvió darle continuidad al Plan Gas.

Ar, contiene disposiciones relativas a los criterios de asignación de los de-

rechos preferenciales de exportación. No obstante, más allá de ese aspec-

to del Programa,2 lo relevante es que unos días después la Secretaría de 

Energía procedió a su reglamentación, por medio de la Resolución SEN N° 

770 del 11 de noviembre de 2022. Allí se convoca a subastas competitivas 

para: (i) extender compromisos de inyección de Ronda #1 por cuatro años 

(a diciembre de 2028); (ii) llenar el gasoducto presidente Néstor Kirchner 

(GPNK); (iii) agregar volúmenes para los picos de demanda de invierno; 

(iv) intentar revertir el declino de las cuencas Austral y Noroeste; y (v) a 

lo largo de sus once anexos, la citada Resolución N° 770/22 convocó a las 

siguientes rondas licitatorias (vía concursos públicos).

En Cuenca Neuquina:

• Ronda #4.1 para extender (sin subasta) entre enero 2025 y diciembre 

2028 los 100 MMm3/d de la Ronda #1 (sin adicionales de invierno) y de 

la Ronda #3.

1	 El presidente Alberto Fernández presentó el Plan Gas 4 y 5 de Sustentabili-
dad Energética (15/9/2023), Museo del Bicentenario. Recuperado de https://
youtu.be/WCDCubZ_Dm4. Ver también el anuncio detallado del ministro de 
Economía Sergio Massa sobre el tema: https://twitter.com/SergioMassa/sta-
tus/1570559514637893632?s=20&t=kPtxJs5qDLjQWpf-JKVYIA

2	 Ver las disputas entre YPF y el resto de las operadoras: https://econojournal.
com.ar/2022/09/precio-mas-caro-para-llenar-el-nuevo-cano-a-vaca-muer-
ta-cambios-en-la-exportacion-hacia-chile-e-incentivo-para-cuencas-madu-
ras-las-claves-del-nuevo-plan-gas/
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• Ronda #4.2 dividida en 4 segmentos:

-	 Gas Plano Julio (GPJ): incrementar el volumen base en hasta 11 

MMm3/d entre julio de 2023 y diciembre de 2028.

-	 Gas Plano Enero (GPE): incrementar el volumen base en hasta 3 

MMm3/d entre enero de 2024 y diciembre de 2028.

-	 Gas de Pico 2024 (GP24): incrementar volumen de invierno en 

hasta 7 MMm3/d entre el 1/5 y el 30/9 de los años 2024 al 2028.

-	 Gas de Pico 2025 (GP25): incrementar volumen de invierno en 

hasta 7 MMm3/d entre el 1/5 y el 30/9 de los años 2025 al 2028.

• Los volúmenes de la Ronda #4.1 serán adquiridos por Distribuidoras, 

CAMMESA y/o ENARSA; y los de la Ronda #4.2 solo por ENARSA.

• El precio para las extensiones de la Ronda #4.1 será igual o inferior al 

de la Ronda #1 (prom. 3,53 USD/MMBTu).

• El precio para la Ronda #4.2 será:

-	 GPJ y GPE: inferior o igual a 4 USD/MMBTu.

-	 GP24 y GP25: inferior o igual a 6,90 USD/MMBTu.

En cuencas Austral y Noroeste:

• Ronda #5.1 para extender los compromisos con ofertas en Chubut y 

Santa Cruz de la Ronda #1. Estos volúmenes permiten un declino frente 

a la Ronda #1: 85%, 70%, 55% y 40% para 2025 al 2028, respectivamente. 

Se habilita que en 2025 sea del 80% en algún caso.

• Ronda #5.2 para gas incremental en cuencas Austral y NOA, y extender 

en la primera los compromisos de la Ronda #1.

• En ambos casos, entre enero de 2025 y diciembre de 2028.

• El precio de la Ronda #5.1 será igual o inferior al de la Ronda #1, pero 

el precio de la Ronda #5.2 queda librado a negociación entre las partes.
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• Tanto para Ronda #4 como para la #5 los precios se ajustan por los 

factores estacionales: 0,82 en verano y 1,25 en invierno. Y los volúmenes 

incrementales, se ajustarán por un factor de 1,30.

• Se prevé la presentación de un plan de actividad incremental.

• Los volúmenes de la Ronda #5 serán adquiridos por CAMMESA y/o 

ENARSA.

• En todos los casos la presentación de ofertas es el 6/12 y la adjudicación 

el 16/12. Salvo para la Ronda #5.2, que se extiende hasta el 30/4/2023.

1.2. Adjudicación de las Rondas #4 y #5

En fecha 14/12/2022 se recibieron trece ofertas para las respectivas su-

bastas3 y, finalmente, la Secretaría de Energía procedió a adjudicar, por 

medio de la Resolución N° 860 del 22/12/2022, once ofertas para la Ronda 

#4, más otras dos para la Ronda #5.

Al momento de anunciar las adjudicaciones, el ministro de Economía 

Sergio Massa declaró que “[e]ste Plan es la oportunidad más grande de 

construir orden fiscal sobre la base de haber alineado un recurso estra-

tégico, inversión privada e incentivos del sector público”.

Asimismo, el funcionario concluyó, de manera tajante:

el cambio más importante que produce este Plan es el cambio en la 

matriz de producto bruto interno (PBI) de la Argentina, [puesto que] 

en 2026 las exportaciones del sector [hidrocarburífero] van a llegar a 

pesar, en [las] reservas y en [la] balanza comercial, lo mismo que pesa 

3	 Ver resumen de Télam: https://www.telam.com.ar/notas/202212/614258-em-
presas-gasoducto-nestor-kirchner.html#:~:text=La%20Secretar%C3%ADa%20
de%20Energ%C3%ADa%20inform%C3%B3,Ar%2020%2F24%20al%202028
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todo el complejo [sojero]. [Ello], para [tener] dimensión del peso de lo 

que [aquí] se está poniendo en marcha.4

A su vez, la secretaria de Energía, Flavia Royón, anunció que se estiman 

en 19.500 MMUSD de ahorro en subsidios para los próximos cinco años, 

así como 27.000 MMUSD de ahorro de divisas, más una recaudación adi-

cional de 600 MMUSD solo para el primer año y 3.500 MUSD para los 

próximos cinco años. Por último, un incremento de las inversiones de 

7.000 MMUSD por parte del sector privado.5

Por su parte, el subsecretario de hidrocarburos, Federico Bernal, expresó 

que las Rondas 4 y 5 del Plan Gas.Ar 2023-2028 “[han] sido un éxito ro-

tundo”. Y detalló:

El primer objetivo que nos planteó el Ministro Sergio Massa fue lo-

grar la extensión de los volúmenes adjudicados en las rondas previas 

(equivalente a 70 MMm3/d planos). Pues bien, recibimos ofertas de ex-

tensión por prácticamente la totalidad de ese volumen (alrededor del 

98%) y al mismo precio, o sea 3,54 USD/MMBTU, menos de 1 centavo 

de dólar de diferencia. Es decir, en este contexto complejo de crisis in-

ternacional y precios al alza, logramos mantener el precio adjudicado 

a fines de 2020 - principios de 2021 hasta 2028.

4	 Ver anuncios de adjudicación por parte del Ministerio de Economía: https://
www.youtube.com/live/m0a1a9jz9ro?feature=share

5	 Ver anuncios de adjudicación por parte de la Secretaría de Energía: ht-
tps://twitter.com/Energia_Ar/status/1606011987959418885?s=20&t=7lVnK-
tK1-gW3pJ-3qxUg3Q
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Luego agregó:

La segunda instrucción recibida del Ministro de Economía fue llenar el 

Gasoducto Presidente Néstor Kirchner, obra estratégica que habrá de 

entrar en servicio el próximo invierno, conforme el gran trabajo que 

viene realizando Energía Argentina [ENARSA]. A propósito de ello, soli-

citamos en el concurso volúmenes planos por 14 MMm3/d, siendo que 

recibimos ofertas por casi 18 MMm3/d a un precio promedio de 3,41 

USD/MMBTU […]. Esto equivale a 12 centavos de dólar menos que los 

volúmenes planos ya adjudicados en las primeras rondas 20/24.

Y concluyó su análisis:

[Por s]obre el llenado del GPNK, se demandaron volúmenes de pico 

invernal por 14 MMm3/d y se recibieron ofertas por casi 28 MMm3/d, 

o casi el doble, [a un] precio promedio de 4,70 USD/MMBTU […]. [Hay 

que c]onsiderar que estos volúmenes reemplazan principalmente 

GNL y combustibles alternativos en usinas termoeléctricas. A modo 

de referencia, los precios futuros del GNL para el próximo invierno 

superan los 40 USD/MMBTU.6

1.2.1. Ronda #4.1

Todas las empresas adjudicatarias de las rondas #1 y #3 de la Cuenca 

Neuquina decidieron solicitar la extensión hasta diciembre de 2028 de 

sus compromisos de inyección y producción, por un volumen total de 

casi 51 MMm3/d.

6	 Ver entrevista: https://www.argentina.gob.ar/noticias/bernal-sobre-las-ofer-
tas-recibidas-para-las-rondas-4-y-5-del-plan-gasar-2023-2028-logramos
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De esta manera, se puede afirmar que el objetivo de esta Ronda #4.1 fue al-

canzado, al completar el volumen máximo disponible para ser evacuado 

por el sistema actual de transporte desde esa cuenca.

Asimismo, el precio promedio de estas ofertas fue similar al de las dos ron-

das originales, que era de 3,53 USD/MMBTu, pues ahora es apenas un 

centavo superior. Ello se debe a que, por un lado, omitieron renovar sus 

compromisos las compañías CFI, Metro Holding y CAPSA, por un vo-

lumen de menos de 1 MMm3/d, a la sazón las ofertas más económicas 

–por lejos– de la Ronda #1. Pero, por otro lado, la firma Tecpetrol redujo 

su oferta de un original 3,65 USD/MMBTu, a un actual 3,61 USD/MMBTu. 

En la extensión de la Ronda #3 se mantuvieron los volúmenes y precios 

previamente ofertados por Pampa Energía, Tecpetrol y Pluspetrol.

Tabla 1. Adjudicación Ronda #4.1, 2025-2028 (en m3/d y MMBTu).

Empresa

Extensión Ronda 1 Extensión Ronda 3

Volumen 
m3/d

Precio 
USD/

MMBTU
Volumen 

m3/d
Precio 
USD/

MMBTU
MOBIL ARGENTINA S. A. 410.000 3,400 - -
PAN AMERICAN ENERGY S. L. 
(SUCURSAL ARGENTINA)  2.650.000 3,590 - -

PETROBRAS OPERACIONES S. A. 840.000 3,506 - -
WINTERSHALL DEA  
ARGENTINA S. A. 1.860.000 3,430 - -

PLUSPETROL S. A.    2.275.000 3,294 300.000 3,594
YPF S. A. 20.900.000 3,660 - -
VISTA ENERGY ARGENTINA S. 
A. U. 859.473 3,290 - -

TECPETROL S. A. 9.940.000 3,618 700.000 3,618
TOTAL AUSTRAL S. A.  
(SUCURSAL ARGENTINA) 3.031.000 3,489 - -

PAMPA ENERGIA S. A. 4.900.000 3,600 2.000.000 3,347
SHELL ARGENTINA S. A.  301.000 3,540 - -
Total 47.966.473 3,592 3.000.000 3,435

Fuente: Subsecretaría de Hidrocarburos.
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1.2.2. Ronda #4.2

En esta primera subasta competitiva, siete empresas pudieron colocar 

sus ofertas en materia de ampliación del bloque actual del Plan Gas.Ar, 

si se suman los dos hitos de julio de 2023 y enero de 2024.

En primer lugar, el objetivo primordial de la Ronda #4.2 de conseguir volúme-

nes para el funcionamiento del GPNK fue alcanzado con creces, puesto que las 

ofertas para el Gas Plano Julio (11 MMm3/d) y Gas Plano Enero (3 MMm3/d) 

excedieron las cantidades solicitadas –en casi 4 MMm3/d adicionales–.

Asimismo, en cuanto al precio promedio adjudicado, este vuelve a ser 

inferior al de la Ronda #1, en forma leve para el GPJ pero de manera bas-

tante significativa para el GPE (más de 0,50 USD/MMBTu).

En lo que respecta a los volúmenes adicionales para los picos de deman-

da invernal, tanto a partir de 2024 como de 2025, las cantidades fueron 

alcanzadas –y de nuevo, largamente excedidas en casi el doble–, mientras 

que los precios fueron llamativamente cautos frente a un panorama internacio-

nal afectado por la coyuntura derivada de la guerra de Ucrania. En efecto, 

para el invierno 2024 se obtuvo un precio promedio (multiplicado por el 

factor estacional de 1.3) de 5,523 USD/MMBTu, mientras que los volúme-

nes a inyectar a partir del invierno de 2025 alcanzaron una atalaya de 

4,676 USD/MMBTu.

Vale decir que en todos estos casos las estimaciones de la Secretaría de 

Energía, en cuanto a los precios tope fijados en cada una de estas varian-

tes de la Ronda #4.2, estuvieron lejos del promedio surgido de las subas-

tas. Es decir, que la competencia entre productores fue agresiva, mien-

tras que pareciera no haber sido necesario garantizar un valor máximo 

cercano a los 9 dólares por unidad (como había validado la Subsecretaría 

de Hidrocarburos en los Pliegos de estas dos rondas).
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1.2.3. Ronda #5.1

Esta ronda es un complemento de la Ronda #4.1 para la Cuenca Austral, 

puesto que su objeto es completar el bloque plano o flat de los 70 MM-

m3/d (que, sumado al 30% del volumen obligatorio para los segmentos 

desregulados de industria y GNC, dan un total de 100 MMm3/d), pero 

exclusivamente para las ofertas provenientes de las (sub)cuencas de 

Chubut y Santa Cruz.

Aquí se consiguieron volúmenes menores a los de la Ronda #1 (5,52 MM-

m3/d entre PAE y CGC), puesto que ahora dichas compañías ofertaron 

un monto inicial de 3,9 MMm3/d para 2025, el que se reduce hasta tocar 

un mínimo de 1,27 MMm3/d a fines de 2028. De esta manera se cumple 

con la previsión de la SEN, que admitía, para esta ronda, un declino en las 

cantidades ofertadas a lo largo del cuatrienio (que alcanza el último año 

el 40% del volumen ofertado en Ronda #1). Los precios de esta ronda son 

los mismos de la Ronda #1.

Tabla 3. Volúmenes y precios ofertados Ronda #5.1, 2025-2028.

Empresa Cuenca

Extensión Ronda 1

Precio 
USD/

MMBTU

Volumen m3/d

2025 2026 2027 2028

PAN AMERICAN 
ENERGY S. L. 
(SUCURSAL 
ARGENTINA)  

CHU 3,520 1.720.000 800.000 250.000 250.000

CGC S.A. SC   SC 3,460 2.180.000 1.790.000 1.410.000 1.020.000

Total 3.900.000 2.590.000 1.660.000 1.270.000

Fuente: Subsecretaría de Hidrocarburos.
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1.2.4. Ronda #5.2

Esta ronda buscaba extender los compromisos de la Ronda #1 en la 

Cuenca Austral, así como obtener gas incremental a partir de enero de 

2023 para dicha cuenca y para la Cuenca NOA. En el caso de esta última, 

no se recibieron ofertas, a pesar de que no había un precio tope sino 

que este queda librado a negociación entre las partes (la operadora con 

CAMMESA y/o ENARSA).

Para el caso de la Cuenca Austral, solo la compañía CGC llegó a un acuer-

do con CAMMESA para la presentación de una oferta, la cual contiene 

tres particularidades. Por un lado, el plazo es de 72 meses, con lo que se 

aprovecha el tiempo completo hasta la finalización del Plan (al igual que 

en la Ronda #4.1 para los 11 MMm3/d del GPNK). Por otro, los volúmenes 

de producción son variables, alcanzando su pico máximo en mayo de 2025 

por algo más de 4 MMm3/d. Finalmente, el precio pactado entre las par-

tes parte de los 9,50 USD/MMBTu en los primeros 28 meses; de 7,50 USD/

MMBTu en los siguientes 20 meses; y de 5 USD/MMBTu en los últimos 24 

meses; lo que da un precio promedio de 7,42 USD/MMBTu.



236 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Tabla 4. Curva de producción incremental máxima y precio del gas.

Mes “Precio P” en 
USD/MMBTU

Curva de producción incremental 
máxima (CPIM) en m3/d

Mes 1 ene-23 9,500 1.120.220
Mes 2 feb-23 9,500 1.260.758
Mes 3 mar-23 9,500 1.637.744
Mes 4 abr-23 9,500 1.775.726
Mes 5 may-23 9,500 1.881.006
Mes 6 jun-23 9,500 1.925.316
Mes 7 jul-23 9,500 2.124.478
Mes 8 ago-23 9,500 2.387.955
Mes 9 sep-23 9,500 2.518.319
Mes 10 oct-23 9,500 2.600.918
Mes 11 nov-23 9,500 2.754.120
Mes 12 dic-23 9,500 2.796.861
Mes 13 ene-24 9,500 2.706.510
Mes 14 feb-24 9,500 2.706.629
Mes 15 mar-24 9,500 2.841.843
Mes 16 abr-24 9,500 3.116.625
Mes 17 may-24 9,500 3.230.703
Mes 18 jun-24 9,500 3.385.263
Mes 19 jul-24 9,500 3.604.148
Mes 20 ago-24 9,500 3.659.767
Mes 21 sep-24 9,500 3.642.572
Mes 22 oct-24 9,500 3.537.160
Mes 23 nov-24 9,500 3.452.318
Mes 24 dic-24 9,500 3.392.481
Mes 25  ene-25 9,500 4.072.472
Mes 26 feb-25 9,500 4.032.744
Mes 27 mar-25 9,500 3.948.638
Mes 28 abr-25 9,500 4.058.037
Mes 29 may-25 7,500 4.164.414
Mes 30 jun-25 7,500 4.040.377
Mes 31 jul-25 7,500 3.795.613
Mes 32 ago-25 7,500 3.816.289
Mes 33 sep-25 7,500 3.901.001
Mes 34 oct-25 7,500 3.678.331
Mes 35 nov-25 7,500 3.467.892
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Mes 36 dic-25 7,500 3.275.606
Mes 37 ene-26 7,500 3.748.593
Mes 38 feb-26 7,500 3.715.150
Mes 39 mar-26 7,500 3.746.905
Mes 40 abr-26 7,500 3.809.264
Mes 41 may-26 7,500 3.958.027
Mes 42 jun-26 9,500 3.958.793
Mes 43 jul-26 9,500 3.968.818
Mes 44 ago-26 9,500 4.032.204
Mes 45 sep-26 9,500 4.100.248
Mes 46 oct-26 9,500 3.972.852
Mes 47 nov-26 9,500 3.901.074
Mes 48 dic-26 9,500 3.768.406
Mes 49 ene-27 5,000 4.175.387
Mes 50 feb-27 5,000 4.042.060
Mes 51 mar-27 5,000 4.042.060
Mes 52 abr-27 5,000 3.784.685
Mes 53 may-27 5,000 3.733.699
Mes 54 jun-27 5,000 3.598.621
Mes 55 jul-27 5,000 3.548.091
Mes 56 ago-27 5,000 3.507.492
Mes 57 sep-27 5,000 3.457.538
Mes 58 oct-27 5,000 3.329.151
Mes 59 nov-27 5,000 3.184.250
Mes 60 dic-27 5,000 3.054.997
Mes 61 ene-28 5,000 3.511.701
Mes 62 feb-28 5,000 3.419.956
Mes 63 mar-28 5,000 3.325.193
Mes 64 abr-28 5,000 3.247.742
Mes 65 may-28 5,000 3.239.642
Mes 66 jun-28 5,000 3.164.977
Mes 67 jul-28 5,000 3.151.834
Mes 68 ago-28 5,000 3.147.104
Mes 69 sep-28 5,000 3.113.152
Mes 70 oct-28 5,000 3.020.023
Mes 71 nov-28 5,000 2.928.449
Mes 72 dic-28 5,000 2.827.791

Fuente: Subsecretaría de Hidrocarburos.
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Vale aclarar que para esta ronda es posible que sigan surgiendo nuevas 

ofertas, dado que el plazo límite de presentación se extiende hasta fina-

les de abril de 2023.

1.2.5. Observaciones

Garantía de abastecimiento: la extensión del Plan Gas.Ar, a través de las 

Rondas #4 y #5, permite llenar los 14 millones del gasoducto PNK y ex-

tender las Rondas #1 y #3 del Programa por cuatro años adicionales, 

hasta fines de 2028. Se realiza a precios similares o levemente mayores 

a los adjudicados a finales de 2020 (con la excepción de la Ronda #5.2), a 

lo que se le suma la garantía de abastecimiento sostenido y el desacople 

del precio de importación.

Programa federal: el Plan Gas.Ar es un plan de estímulo de alcance federal 

que contempla todas las cuencas productivas, y tanto el gas convencio-

nal como el shale de Vaca Muerta. Con esas nuevas rondas se agrega un 

estímulo especial para los yacimientos maduros, aunque en la cuenca 

del NOA sigue sin dar resultados.

Continuidad intragobierno: dos datos políticos emergen como relevantes. 

Por un lado, que el Plan Gas.Ar ha sido elaborado, aprobado, implemen-

tado, corregido, revalorado y extendido por tres secretarios de Energía y 

tres ministros de Producción y/o Economía, lo que demuestra una con-

vergencia intracoalición oficialista, a pesar de las múltiples desavenen-

cias internas a lo largo de la gestión.

Continuidad transgubernamental: por el otro, la extensión hasta diciembre 

de 2028 involucrará a tres administraciones (haya reelección o alternan-

cia política) y convierte al Plan Gas.Ar en una política pública consoli-

dada, cual herramienta transpartidaria cuyo diseño es tributario de los 

planes anteriores (Plan Gas I y II de 2013 y la Res. N° 46 de 2017). La 
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incógnita aquí es si un eventual cambio de gobierno respetará los con-

tratos firmados (opción negativa), dejará cumplirse los plazos acordados 

(opción neutral) o bien volverá a relanzar el Programa con extensión de 

plazos y compromisos (opción positiva).

Gas para industrias: se vuelve a agregar el 30% de gas adicional que las 

rondas #1 y #3 ya asignaban al segmento industrial y de GNC, lo que 

opera como un reaseguro para la competitividad del entramado produc-

tivo ante la escalada de precios internacionales y, a la vez, estimula la 

contractualización de mediano plazo para evitar sorpresas como en el 

invierno de 2022.

Precio elevado para Cuenca Austral: los volúmenes incrementales de la 

Cuenca Austral, que CGC estima en 3 MMm3/d en el pico del proyecto en 

2025 –según la curva de producción incremental–, cuentan con un pre-

cio promedio, a lo largo de los seis años del proyecto, de 7,42 dólares el 

millón de BTu (un flujo escalonado que comienza en 9,50 por más de dos 

años y finaliza en 5,00 los últimos dos años y pico). Este valor luce ele-

vado frente a los niveles actuales del estímulo en cuestión, así como vis-

à-vis los valores iniciales y promedio del precio fomento reconocidos en 

el Plan Gas I de 2013 y en la Resolución N° 46/17 (entre 7,50 y 6,00 USD/

MMBTu). Pero otra lectura radica en la razonabilidad económica, técnica 

y política del precio diferencial, en razón de: (i) la inflación en dólares y la 

necesidad de (ii) desarrollar facilidades de superficie, (iii) perforar pozos 

marginales (en los bordes o in hill) y (iv) realizar actividad de exploración.7 

Todo ello, en un contexto donde surge palmaria, para el Estado nacional, 

7	 Según el Anexo 4 de la Res. SEN N° 860/2022, que contiene el “Contrato de 
compraventa de gas incremental entre CAMMESA y CGC”, se prevé las si-
guientes actividades: a) aceleración in-fill en zonas actualmente en produc-
ción, b) desarrollos marginales en zonas con peores propiedades petrofísicas, 
c) exploración cercana, d) exploración y pozos de avanzada, d) reparaciones 
en pozos existentes a fin de poner en producción zonas cementadas o no 
punzadas en el pasado. Ver análisis en https://ar.radiocut.fm/audiocut/en-
trevista-a-juan-jose-carbajales/
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la conveniencia de producir gas local que reemplace moléculas de GNL 

o combustibles líquidos para generación eléctrica frente a la crisis in-

ternacional y los valores globales exorbitantes del import parity, máxime 

desde cuencas donde existe capacidad de transporte ociosa.

Cuencas con declino: la innovación presentada al habilitar ofertas con de-

clino es una buena noticia para el sistema, aunque deberá controlarse 

exhaustivamente el cumplimiento del plan de actividad incremental, 

cuyas proyecciones de producción base e incremental no alcanzan el 

estatus de compromisos exigibles. Asimismo, vale resaltar que en las 

ofertas de la Ronda #5.1, destinadas a mantener las adjudicaciones de la 

Ronda #1 en Chubut y Santa Cruz, PAE hizo uso de la máxima tasa de de-

crecimiento admitida, mientras que CGC estuvo levemente por debajo 

de la declinación máxima permitida. Finalmente, es pertinente aclarar 

que la posibilidad de presentar ofertas para incrementar volúmenes en 

este tipo de cuencas se extiende hasta fines de abril de este año, por lo 

que el contrato entre CAMMESA y CGC podría ser el primero pero no 

el único que aporte gas incremental desde cuencas con capacidad de 

transporte.

Situación de YPF: la lectura sobre el desempeño de la empresa mayorita-

riamente estatal no deja de ser ambivalente. Por un lado, vuelve a ser 

quien mayor volumen aporta al sistema, al extenderse su participación 

en la Ronda #1 (en torno a los 30 MMm3/d si se suma el volumen para 

industrias). Este extremo le permite consolidarse como el principal pro-

ductor de gas natural del país (luego de una traumática experiencia bajo 

el programa de estímulo de la Res. N° 46).

YPF con marginal en el GPNK: no obstante, al mismo tiempo luce llamativo 

que YPF no haya presentado una oferta agresiva en términos de precio 

(como se estimaba en la previa a la licitación, por haber sido el adjudi-

catario más oneroso de la Ronda #1, con un precio de 3,66 USD/MMBTu). 

De allí que el efecto altisonante de esta postura cautelosa es que la em-
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presa de bandera no pudo aportar ningún volumen a la Ronda #4.1, des-

tinada al llenado del GPNK, lo cual no deja de llamar la atención puesto 

que se trata de un proyecto estratégico para el gobierno y la industria en 

su conjunto. Ahora bien, una lectura posible es que YPF pondera aquí la 

prioridad para contratar la capacidad de transporte del citado gasoduc-

to, el que será construido y operado por ENARSA.8 De allí que haber repe-

tido el precio de la Ronda #1 le permitió quedarse con la adjudicación de 

tan solo un tercio de la capacidad incremental del ducto, pero a partir de 

enero de 2024 (casi 1 MMm3/d, de los 3 millones en juego). Asimismo –y 

esto es oportuno de resaltar– sumó otros 3,25 MMm3/d en la Ronda #4.2 

para el Gas Pico 2024, por cinco inviernos hasta la primavera de 2028.

Extensión automática sin subasta previa: resulta opinable la extensión, sin 

subasta previa y competitiva, de los volúmenes de las Rondas #1 y #3 

(reflejadas en las ofertas de las Rondas #4.1 y #5.1), lo que parece obede-

cer a dos razones: por un lado, la premura del gobierno por asegurarse 

ese gas ante una coyuntura compleja en materia de importaciones; y, 

por otro lado, al interés de las compañías productoras de mantener un 

precio en dólares que podría reducirse en un futuro próximo dadas las 

mejoras en eficiencia y la gran competencia en la Cuenca Neuquina.

Principales ganadores: las productoras que mayor volumen incremental 

lograron adjudicarse con la Ronda #4.2 fueron: Tecpetrol (8,50 MMm3/d), 

Pampa Energía (4,80 MMm3/d) y Pluspetrol (4,20 MMm3/d); lo que refleja 

una inercia de inversión que había aflorado ya en las rondas #2 y #3 

para los volúmenes adicionales de invierno y el remanente de Cuenca 

Neuquina. También debe destacarse la posición de PAE, que sumó volú-

menes adicionales por 4,55 MMm3/d.

8	 En virtud del art. 7 del DNU N° 76/2022, YPF tiene prioridad para la contrata-
ción de capacidad de transporte respecto de la que ENARSA puede contratar 
libremente con productores y/o cargadores, en cuyo caso deberá pagarle en 
forma previa el monto asociado a dichos contratos.
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Offshore: las ofertas de Ronda #1 para producción costa afuera ya goza-

ban del plazo extendido hasta diciembre de 2028, siendo que en los pri-

meros cuatro años asumen compromisos de inversión y en los segundos 

cuatro años, compromisos de producción e inyección. En dicha ronda 

hubo una sola oferta para la (Sub)cuenca de Tierra del Fuego, por parte 

del Consorcio Total/PAE/Wintershall, denominada “proyecto Fénix”, la 

cual fue calificada como “costa afuera”, por lo que accedió al plazo de 

ocho años. De allí que ahora no fuera necesario volver a presentar dicha 

oferta para su extensión. Vale decir que en la Ronda #5.2, prevista para 

la Cuenca Austral, solo se presentó una oferta por gas incremental, por 

parte de CGC, pero corresponde a producción continental, no offshore.

1.2.6. Conclusiones

Habemus sistema: con la adjudicación de estas nuevas rondas #4 y #5, el 

Plan Gas.Ar 2020-2028 se consolida como un “sistema” que da: (i) previ-

sibilidad a la industria, (ii) resiliencia a la demanda y (iii) certeza al fisco.

Precio de referencia, desacoplado: se afianza un precio en torno a los 3,50 

dólares –o menor– como la referencia para todo el gas local de base. 

También se logra un desacople significativo con respecto a los valores 

de importación de invierno (en torno a 5 dólares frente a los 35/40 USD/

MMBTu del GNL o el gasoil estimados para el año 2023).

Confianza chilena: se continúa reforzando la confianza de los clientes 

transcordilleranos, pues ya transcurre el segundo verano consecutivo 

de exportaciones en firme, y se prevén seis períodos más y con volúme-

nes incrementales.

Exportación de GNL: se garantiza que el gas de Vaca Muerta siga teniendo un 

horizonte tal que habilite en algún momento proyectos de exportación de 
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GNL,9 hidrógeno y litio, en consonancia con los requerimientos de Europa 

y el este asiático a raíz de los conflictos geopolíticos y la agenda climática.

Abastecimiento y transición: en términos de matriz, el gas natural es nues-

tro “Messi” energético que nos permitirá alcanzar, en un horizonte de 

mediano plazo, el autoabastecimiento (físico y/o económico), así como 

dar un salto cualitativo que permita obtener las divisas necesarias para 

alinear las metas de desarrollo productivo (que reduzcan los alarmantes 

niveles de pobreza y desigualdad) con los compromisos de descarboni-

zación asumidos en la esfera internacional.10

Matriz productiva: un dato de suma relevancia, expresado por el ministro 

de Economía, es que este Plan podría cambiar la matriz del PBI de Argen-

tina, puesto que en 2026 las exportaciones del sector hidrocarburos van 

a pesar (en términos de reservas y de balanza comercial) lo mismo que 

todo el complejo sojero en la actualidad. Ello, al tiempo que se estima 

un ahorro de subsidios de 19.500 millones de dólares para los próximos 

cinco años.

Programa win-win: en suma, este Plan de estímulo implica más gas ar-

gentino, menos importaciones, más trabajo local, menos salidas de 

divisas, más saldos exportables, menos incertidumbre sistémica, más 

contratos con demanda asegurada, menos emisiones de gases contami-

nantes, más recaudación federal, menos inseguridad de abastecimien-

to, más sustentabilidad energética y menos disparidad de precios en el 

mercado interno.

9	 Ver los desafíos técnicos, económicos y regulatorios de la exportación de 
GNL en Carbajales, J. J. (5/9/2022). Recuperado de https://econojournal.
com.ar/2022/09/lineamientos-para-un-marco-regulatorio-de-promo-
cion-de-la-cadena-de-valor-del-gnl/

10	Ver, asimismo, el posicionamiento autóctono ante el cambio climático, en 
Carbajales, J. J. (30/10/2021). Recuperado de https://www.clarin.com/econo-
mia/transicion-energetica-messi-cancha_0_WFzTArNh2.html
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1.3. IMPACTO INTEGRAL DE LAS RONDAS #1 A #5

Gráfico 1. Volúmenes y precios adjudicados en rondas #1 a #5 

 del Plan Gas.Ar (en MMm3/d y USD/MMBTu).

Fuente: Daniel Dreizzen, Ecolatina, “Adjudicación Plan Gas.Ar Ronda 4: Extensión hasta 2028 
y llenado del gasoducto”.
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2. MESA VAN Y AUDIENCIA PÚBLICA 2022

Asimismo, la Subsecretaría de Hidrocarburos seguirá implementando 

la Mesa de Trabajo de Valor Agregado Nacional para colaborativamente 

propender al crecimiento sostenido de la cadena de valor de la industria.

Por su parte, la SEN convocó, por medio de la Resolución N° 771, del 

11/11/2022, a una Audiencia Pública para evaluar el passthrough del pre-

cio a la demanda (precio mayorista); ello, de forma independiente al pro-

ceso de segmentación de tarifas actualmente en curso.

Esta audiencia tuvo lugar el 6/12 y fue la tercera desde diciembre de 2019 

para este segmento. El informe técnico de la SEN advierte que la deman-

da residencial afrontaba, en ese entonces, tan solo un 40% del precio del 

gas en PIST. En este marco, por medio de la Resolución N° 860/22 –que 

será analizada a continuación– se aprueban los precios del gas en PIST, 

y la Secretaría de Energía procedió a emitir la Resolución N° 6/23, del 6 

de enero de 2023, por medio de la cual se resuelve el nivel que subsidiará 

el Estado para tales precios mayoristas, y que redundará en un único 

aumento anual para todo el 2023 para el nivel de ingresos altos (nivel 1), 

el cual representará un 28,3% de incremento en las tarifas.11

11	Ver https://www.argentina.gob.ar/noticias/el-gas-no-aumentara-para-tres-
millones-y-medio-de-hogares





1. CAMBIO CLIMÁTICO, AGENDA AMBIENTAL  
Y ROL DEL GAS NATURAL. TRANSICIÓN  
ENERGÉTICA YA, PERO CON MESSI EN LA CANCHA1

La transición energética hacia la descarbonización tiene como inminente 

hito la Conferencia de las Partes de la Convención de la ONU sobre Cam-

bio Climático (COP26) realizada en Glasgow, Escocia, entre el 31 de octubre 

y el 12 de noviembre de 2021. Esta agenda tiene una dimensión ambien-

tal, consecuencias productivas y una enorme significancia geopolítica, en 

1	 Publicado originalmente: Carbajales, J. J. (30/10/2021). Transición energética 
ya, pero con Messi en la cancha. Clarín. Recuperado de https://www.clarin.
com/economia/transicion-energetica-messi-cancha_0_WFzTArNh2.html

CAPÍTULO 11. 
CONTORNOS DE  
LA POLÍTICA PÚBLICA
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línea con la alarmante evidencia empírica reflejada en el 6° Informe de 

Evaluación del Grupo Intergubernamental de Expertos (IPCC).

Argentina está inserta en la discusión a nivel regional. Recientemente 

lideró la Cumbre de las Américas, auspiciada por Estados Unidos, cuyo 

presidente Biden promueve un Compromiso Global del Metano y fo-

menta una acción climática más decidida. Este evento representó, para 

nuestra diplomacia, la oportunidad de articular un diálogo hemisférico, 

mostrar proactividad y protagonismo y fijar una posición común con 

México y Colombia (más Brasil o sus estados).

Nuestro país ha anunciado que revisará la 2° Contribución Determinada a Nivel 

Nacional (NDC), cuya meta actual es no exceder la emisión neta de 359 MMt-

CO2eq. Para 2030 –el sector energía aporta el 53% del total–. ¡Se trata de un 

compromiso por demás ambicioso!, pues implica que Argentina emita 25,7% 

menos gases de efecto invernadero que en la propuesta realizada en 2016, que 

ya era un objetivo muy alto. Ello, siendo que nuestra nación solo contribuye con 

menos del 1% de las emisiones globales (y América Latina con -10%) y el sector 

energético representa la mitad de ese porcentaje.2

En tanto, las “responsabilidades comunes pero diferenciadas” implican 

que la participación actual de cada Estado y la acumulación histórica 

de CO2 interpelan a las grandes potencias, cuyo aporte a la huella de 

2	 La nueva meta consiste en no exceder las 359 megatoneladas de dióxido de 
carbono equivalente al año 2030. Esta meta es ambiciosa, ya que equivale a 
una disminución total del 19% de las emisiones hacia 2030 en comparación 
con el máximo histórico de emisiones alcanzado en el año 2007, y una re-
ducción del 25,7% respecto de la NDC anterior (2016). Asimismo, y en cum-
plimiento con las disposiciones del Acuerdo de París, la meta es absoluta, 
incondicional y aplicable a todos los sectores de la economía (el de Energía 
aporta el 53% de las emisiones). Esta Segunda NDC es a un mismo tiempo 
justa y equitativa, en tanto el país mantendría en 2030 un porcentaje de 
participación de 0,9% respecto de las emisiones globales. Ver Ge, M.; Frie-
drich, J. y Vigna, L. (6/2/2020). 4 Charts Explain Greenhouse Gas Emissions 
by Countries and Sectors. World Resources Institute. Recuperado de https://
www.wri.org/insights/4-charts-explain-greenhouse-gas-emissions-coun-
tries-and-sectors
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carbono global es mayor. ¿Desafíos? Aumentar el financiamiento y ca-

lificar de “bienes comunes globales” a patentes de CyT.

Escena 1: Mundial Alemania 2006, 4° de final. Messi se queda en 

el banco de suplentes por decisión del DT Pekerman. Argentina 

pierde por penales.

1.1. Matriz gasificada

La matriz primaria argentina está dominada en un 87% por combustibles fó-

siles, y el 59% es gas natural que proviene de varias cuencas productivas con 

una creciente participación de las reservas no convencionales de la formación 

Vaca Muerta. ¿Qué potencialidad tiene esa roca madre? Se estiman recursos 

de shale gas por 308 Tcf (2° reserva mundial), que alcanzan para 200 años de 

nuestra demanda. Un informe reciente anunció que es el play de petróleo 

y gas no convencional que más está creciendo en el mundo: la produc-

ción NoC creció hasta 174.000 bbl/d en septiembre 2021. En la matriz 

eléctrica más del 60% se genera con gas natural y en ciclos combinados 

eficientes. Y las fuentes renovables han alcanzado el récord del 14,2% de 

generación con un pico de demanda eléctrica abastecido en un 29% por 

aquellas (67,6% eólica y 21,7% fotovoltaica). Es una foto divergente vis-

à-vis la matriz mundial, caracterizada por un 29% de carbón (aquí -1%) 

y solo 23% de gas.

Así, el gas configura el vector de la transición energética por ser menos 

contaminante que el carbón (un ciclo combinado térmico puede tener 

entre un 40 y 60% menos emisiones que una central a carbón). El desa-

fío es producirlo de manera eficiente y sustentable (reducir emisiones 

fugitivas de metano), usarlo de complemento flexible de las renovables 
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intermitentes e industrializarlo en petroquímica y transporte (traspaso 

a GNC y GNL). También abastecer a nuestros vecinos y en un mediano 

plazo exportarlo a mercados asiáticos vía licuefacción. Para eso debemos 

desarrollar –y rápido– todo el potencial de Vaca Muerta. Invertir fuertemente 

en una actividad capital intensiva a gran escala y, Plan Gas.Ar mediante, am-

pliar la infraestructura de evacuación hoy saturada. Ídem con el petróleo, 

cuya utilidad también está amenazada por la transición, ya que en dos 

décadas podría dejar de usarse a nivel internacional y quedarnos en el 

subsuelo.

Escena 2: Eliminatorias 2021, Argentina-Brasil. A los cinco minu-

tos, autoridades sanitarias interrumpen para retirar a tres argen-

tinos, pero Messi se niega a jugar sin el equipo completo. El en-

cuentro se suspende.

1.2. Crisis de precios energéticos globales

En los últimos meses de 2021 irrumpió a nivel global una impensada 

escalada de precios. Europa tuvo que aumentar las importaciones de 

GNL en un 35% justo cuando se enfrenta a contratos a futuro (Dutch 

TTF) de 30,60 USD/MMBTu; y el costo de la electricidad dio un salto ma-

yor al 100% anual (más 35% en agosto). En EE.UU. el gas natural Henry 

Hub, históricamente en 2 USD/MMBTu, llegó a 6,31 (máximo en 13 años); 

y los futuros del petróleo Brent ascendieron a 84 USD/bbl (máximo en 7 

años, más 20% en dos meses). Y China tuvo que ralentizar su producción 

industrial por el costo de la energía y temas logísticos. Suenan alarmas 

de inflación y freno a la reactivación mundial pos-COVID.
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¿Y Argentina? La electricidad promedia 72 USD/MWh (con picos de más 

de 85) y en gas natural la estacionalidad de la demanda residencial, que 

se triplica en invierno, lleva a importaciones pues no alcanza la produc-

ción ni el transporte. ¿A cuánto compramos? El gasoil a 16 USD/MMBTu y el 

GNL (que hemos pagado en torno a 3,50 en 2020 y a 8,30 en 2021), para 2022 

se estimaba en 18,7 USD/MMBTu (aunque terminó siendo el doble). Recorde-

mos: Europa y Asia competían por GNL a 30 dólares, mientras que en Argentina 

se reconocen 3,50 a nuestros productores (también gracias al Plan Gas.Ar, que 

garantiza producción por 4 años pagable en pesos).

Escena 3 (ficción): Mundial Qatar 2022, 1° partido de Argentina. A 

los dos minutos, la FIFA interrumpe y retira a Messi pues el torneo 

se jugará ¡sin delanteros! Se justifica, entusiasta, en que darán 

créditos para el traslado de los suplentes que se sumen… 

1.3. De Vaca Muerta al mundo

La buena noticia es que tenemos una matriz de lujo a nivel internacional, 

con generación hidroeléctrica y nuclear, nula incidencia del carbón, po-

tencialidad única en materia eólica y fotovoltaica. Y contamos con enor-

mes recursos de gas natural: la transición nos ofrece la oportunidad de ser 

proveedores globales del combustible vehículo de la reducción de GEI (al 

tiempo que participamos del cambio tecnológico). La clave es comprometer-

nos a partir de nuestras capacidades y puntos de partida, dado que “transición” 

implica proceso: distintos tiempos, caminos alternativos, modulación de velocida-

des, etc. No hay una sola transición, existen diversos modelos. Tenemos que elegir 

en base a la dotación y potencial de nuestros recursos, no asumir acríticamente 

el reemplazo por tecnologías foráneas que dudosamente nos lleven al desarrollo 
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sustentable. Seamos inteligentes, concentrémonos en la estructura pro-

ductiva, el sistema de ciencia y técnica, los clusters industriales y tecno-

lógicos, las pymes proveedoras en la cadena de valor, las universidades 

nacionales, el capital humano estatal, empresas dinámicas y proyectos 

innovadores (IMPSA, INVAP, Y-Tec, ARSAT, pequeños reactores nucleares), 

articulación público-privada en el Consorcio H2ar para I+D en la cadena 

del hidrógeno, amoníaco, baterías de litio, etc.

¿Cómo garantizamos energía a una población atravesada por alarman-

tes índices de pobreza e indigencia? El ODS #7 tiene metas de: 1) ener-

gía accesible, 2) no contaminante y 3) eficiente. Hoy el discurso global se 

enfoca en el 2° aspecto: cero emisiones netas de carbono para 2050, vía 

fuentes menos contaminantes y técnicas de captura y almacenamiento. 

¡Enhorabuena! Es urgente tomar acciones concretas en pos de la sustentabilidad 

(ambiental, social y económica) y la eficiencia con políticas tarifarias y pro-

moción del consumo residencial eficiente. Los programas de mitigación y 

adaptación son decisivos y la energía juega un papel relevante. Pero antes 

debemos centrarnos en el 1° ODS: energía asequible, económica, resiliente y con-

fiable; con empresas que inviertan y produzcan, un pueblo que consuma y 

goce de calidad de vida y vivienda adecuada, una industria con insumos 

energéticos competitivos, excedentes hidrocarburíferos de exportación 

365, ingreso de dólares para importar bienes de capital indispensables en 

el cambio estructural hacia el desarrollo productivo sostenible.

Escena 4 (anhelo): Mundial Qatar, final, Argentina 3-1 Brasil.  

Messi mete dos. ¡Campeones como en el 86!3 

3	 “De vez en cuando la vida / nos besa en la boca…” canta el poeta. Y aquí 
ocurrió que el anhelo se convirtió en feliz realidad, para solaz y regocijo de 
45 millones de argentinos/as, y de otros cuantos miles alrededor del mundo, 
pues “Messi se lo merecía”.
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¿Transición energética? Sí, ya… pero con Messi en la cancha. Con el gas 

de Vaca Muerta como nuestro Lio transicional, el vehículo de la defensa 

(fósiles) al ataque (electrificación).

2. GUERRA EN UCRANIA Y MERCADOS  
GASÍFEROS GLOBALES.4 IMPACTOS SISTÉMICOS  
EN ARGENTINA DE LA CRISIS EN EUROPA

La guerra en Ucrania tiene una dimensión gasífera: Rusia es uno de los 

principales exportadores del mundo, sobre todo a Europa, y Estados 

Unidos busca desplazarla de ese mercado. Argentina ha logrado en los 

últimos años un aumento considerable de su producción de gas que, 

sin embargo, no alcanza para satisfacer la totalidad de la demanda. Los 

desafíos para este invierno.

“Europa consume 500.000 millones m3 al año de gas y el 40% procede de 

Rusia. Durante décadas hemos ha sido un socio confiable, incluso ahora 

Gazprom cumple sus compromisos. Pero, tras las acusaciones infunda-

das contra Rusia, tenemos todo el derecho a tomar represalias”, dijo el 

ministro de energía Alexander Novak en los primeros días de la crisis. 

La invasión de su país a Ucrania y las reacciones de la Unión Europea 

pusieron de relieve en la agenda global la cuestión del gas natural. Para 

entender la implicancia del factor energético en el orden mundial y sus 

impactos en nuestro país, comencemos por analizar algunos datos sis-

témicos.

La matriz energética mundial primaria está caracterizada por un con-

sumo de 31,2% de petróleo, 27,2% de carbón, 24,7% de gas y una pene-

4	 Publicado originalmente: Carbajales, J. J. (enero de 2023). Guerra en Ucrania, 
gas en Argentina. Le Monde Diplomatique. Recuperado de https://www.eldiplo.
org/notas-web/guerra-en-ucrania-gas-en-argentina/
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tración de solo 5,7% de energías renovables, frente a un aporte hidro 

de 6,9% y nuclear de 4,3%.5 El crecimiento de la producción de gas de 

Estados Unidos, tras el boom del shale, ubicó a esa potencia como el ma-

yor productor global, desplazando a Rusia. Hoy Estados Unidos explica 

casi un cuarto de la producción mundial de gas. En cuanto al consumo, 

Estados Unidos y Rusia también encabezan el ranking, pero el dato des-

tacable es que Alemania ocupa el 8° lugar.

A lo largo de las últimas dos décadas, se ha registrado un importante 

crecimiento de las exportaciones, asociado al crecimiento del consumo. 

Por causa (y no a pesar) de la transición energética, la demanda de gas 

tenderá a crecer. Dentro del gas, la demanda de gas natural licuado (GNL) 

registró un aumento aún mayor. Las exportaciones a nivel mundial de 

este fluido se incrementaron de manera significativa y su participación 

sobre el total de las gasíferas alcanzó 38% en 2019.6 Aunque Asia Pacífico 

es la principal región exportadora, el fuerte crecimiento de exportacio-

nes estadounidenses posicionó a su región como la 3° exportadora (con 

13% del total). Junto con Rusia (8%), son los países que más expandieron 

la producción de gas. En cuanto a importaciones, Asia Pacífico, Asia y Eu-

ropa lideran las compras. En capacidad de licuefacción Estados Unidos 

es el principal y el que más crecerá7 y dos tercios de sus ventas de gas 

tienen destino europeo. En capacidad de regasificación, llamativamen-

te Alemania está a la zaga europea, lo que le significa un gran desafío, 

como veremos. Y antes de esta crisis ya se esperaba un aumento en la 

demanda mundial de gas natural licuado de 90% para 2040.8

5	 Conf. BP, Statistical Review of World Energy, 2020 Recuperado de https://www.
bp.com/content/dam/bp/business-sites/en/global/corporate/pdfs/ener-
gy-economics/statistical-review/bp-stats-review-2020-full-report.pdf

6	 Conf. IGU, World LNG Report, 2021. Recuperado de https://www.igu.org/re-
sources/world-lng-report-2021/

7	 Conf. https://www.eia.gov/outlooks/aeo/
8	 Conf. IGU, World LNG Report, 2021. Recuperado de https://www.igu.org/re-

sources/world-lng-report-2021/
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2.1. Rusia-Europa

En este marco se inscriben las tensiones entre Rusia y Europa por cau-

sa de la provisión de gas a través de gasoductos, algunos de los cuales 

atraviesan el territorio de Ucrania y son controlados por empresas rusas 

(Gazprom y Rosneft).

Europa depende en un 41% del gas ruso y Alemania en un 55%. Esta 

dependencia resulta cada vez más apremiante dado que los precios fu-

turos del gas han aumentado 10 veces en Europa en un año (en España, 

por ejemplo, el costo de generación eléctrica se disparó de manera as-

tronómica). Aunque antes de que se desatara la guerra en Ucrania los 

países europeos han ido constituyendo tantas reservas como era física-

mente posible, y aunque ahora están recurriendo a medios alternativos 

para atender las necesidades de calefacción y generación eléctrica, lo 

hacen a costa de validar precios altísimos. Estados Unidos, Qatar, Arabia 

Saudita, y los vecinos Argelia y Egipto, se preparan para ser los principa-

les proveedores del gas que no llega desde Rusia.

Al comienzo de la guerra, la OTAN evitó aplicar sanciones relativas a 

transacciones energéticas. Este simple dato refuerza la relevancia de la 

cuestión para Europa. Pese a ello, grandes petroleras como BP, Exxon, She-

ll y Wintershall anunciaron el abandono o retiro de nuevas inversiones 

en Rusia. Y Alemania suspendió el proceso de aprobación del gasoducto 

NordStream II, que atraviesa el mar Báltico. La construcción de sus 2.640 

kilómetros demandó más de 10.000 millones de dólares, financiado por 

Gazprom y cinco empresas europeas. El volumen que es capaz de trans-

portar (55 MMm3/d) es de vital gravitación para Alemania. Dato relevante: 

que este gasoducto NSII no funcione en la actualidad es la muestra más cabal de 

que los negocios económico-financieros y la globalización comercial han entrado 
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en una fase de relativa subordinación frente a los designios de la geopolítica y las 

cuestiones de seguridad nacional.9

Incluso desde antes de la invasión, Estados Unidos se venía oponiendo 

al gasoducto, para avanzar en el objetivo que finalmente la invasión pa-

rece haberle permitido concretar: convertirse en el gran proveedor de 

gas de Europa. Pero Washington teme, a la vez, que una prolongación del 

conflicto instale un barril de petróleo en torno 130 dólares, el nivel más 

alto desde 2008, y presione la inflación mundial. Recordemos que Joe 

Biden enfrenta elecciones legislativas en noviembre y que la inflación es 

una de las principales preocupaciones económicas.

Daleep Singh, asesor adjunto de Seguridad Nacional del presidente esta-

dounidense, lo explicó en estos términos:

Cuando se trata de energía, esta es la única área en la que Rusia tiene 

una importancia sistémica en la economía global. Sabemos que es 

el segundo mayor productor de gas y petróleo del mundo. Pero no 

vamos a hacer nada que cause una interrupción involuntaria en el 

flujo de energía, ya que la recuperación económica mundial aún está 

en marcha.

No obstante, al parecer la presión del Congreso pudo más, pues Biden 

acaba de anunciar el corte a las importaciones de petróleo ruso. Antes 

había liberado 50.000 millones de barriles de reservas estratégicas de 

crudo y subido la presión a la OPEP+ para que aumente la producción 

(que no logró más allá de una cautelosa respuesta de solo 400 mil b/d). 

Hasta ahora, esto no dio resultados en los mercados petroleros, de los 

9	 Ver Merke, F. (2022). Geopolítica, globalización y cambio climático: la Argenti-
na frente a un mundo en disrupción. Recuperado de https://www.fundacio-
nicbc.com.ar/foros_publicaciones.php?page=pub&idp=321&pub=2022
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cuales Estados Unidos depende fuertemente a pesar de su agenda am-

biental y de los llamados a no financiar nuevos proyectos fósiles.

La Agencia Internacional de Energía (AIE) le sugirió a la UE un plan de 10 

acciones tendiente a reducir la dependencia del gas ruso.10 El programa 

contiene medidas cuyos impactos pueden ser importantes, como redu-

cir dos tercios de las importaciones en un año. Pero el dato más llama-

tivo es la traducción implícita de estas recomendaciones, que implica 

poner un impasse a la transición ambiental y recurrir al gas y la energía 

nuclear por un tiempo más. En este sentido, la primera en asumir la 

nueva situación fue precisamente Alemania, que anunció compras de 

gas natural licuado por 1.500 millones de euros para almacenamiento, y 

que avanzará en la construcción de dos plantas de regasificación. Rober-

to Habeck, ministro de Economía y Protección Climática, incluso afirmó 

que la opción por el carbón sigue presente: “A corto plazo, puede ser 

que, como precaución y para estar preparados para lo peor, tengamos 

que mantener las plantas que funcionan con carbón en espera, y tal 

vez incluso dejarlas operar”. El canciller alemán, Olaf Scholz, afirmó que 

las importaciones de energía fósil procedentes de Rusia son “esenciales 

para la vida diaria de sus ciudadanos y que el suministro de energía en 

Europa para la producción de calor, movilidad, electricidad e industria 

no puede garantizarse de otra manera en este momento”. La seguridad 

y resiliencia del abastecimiento parecen ser la prioridad, incluso frente 

a la transición energética.

10	International Energy Agency (IEA) (3/3/2022). A-Ten Points Plan to Reduce the 
European Union’s Reliance on Russian Natural Gas. Recuperado de https://
www.iea.org/reports/a-10-point-plan-to-reduce-the-european-unions-re-
liance-on-russian-natural-gas
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2.2. Impactos en Argentina

La matriz primaria argentina está dominada en un 87% por combusti-

bles fósiles. El gas representa 59%, proveniente de varias cuencas pro-

ductivas con una creciente participación de las reservas no conven-

cionales de Vaca Muerta. ¿Qué potencialidad tiene esa roca madre? Se 

estiman recursos de shale gas por 308 Tcf, lo que constituye la segunda 

reserva mundial y alcanzaría para 200 años de demanda interna. Según 

la consultora Rystad,11 Vaca Muerta es el yacimiento no convencional 

que más está creciendo en el mundo. Más de 60% de la energía argentina 

se genera con gas y menos de 1% con carbón.

En este marco se inscribe nuestra realidad productiva, caracterizada por 

programas federales de estímulo al gas, como el aquí estudiado Plan 

Gas.Ar 2020-2024, cuyo impacto fue rotundamente relevante. En efecto, 

los resultados muestran un sobrecumplimiento de los compromisos de in-

yección y hasta niveles récord de producción: los 100 MMm3/d que era 

el objetivo principal, y hasta adicionales de invierno y excedentes para 

el sistema eléctrico. Además, la diferenciación por estación permitió el 

desarrollo del mercado de exportación en firme a Chile. Y un dato singu-

lar: YPF logró aumentar su producción de shale gas en Vaca Muerta de manera 

asombrosa, más de 225% en 9 meses. En 2021 la producción local de gas 

aportó a la generación eléctrica 9,30 MMm3/d de gas equivalente, hasta 

un tercio más económico que los líquidos importados.

A pesar de estos avances, en un contexto de menor importación de gas 

desde Bolivia (que, en paralelo, firmó contratos con Brasil bajo una fór-

mula móvil para aprovechar los altos precios internacionales) y ante 

11	Conf. Oil Now (2/10/2021). Breaking records left and right, Argentina’s Vaca 
Muerta is the world’s quickest growing shale play – Rystad Energy. Recu-
perado de https://www.rystadenergy.com/newsevents/news/press-releases/
breaking-records-left-and-right-argentinas-vaca-muerta-is-the-worlds-
quickest-growing-shale-play



259 Contornos de  la política pública

una crisis hídrica sin precedentes en las cuencas del Comahue y Paraná, 

la producción gasífera es solo un paliativo. No alcanzará a evitar, debido 

a la condición de estacionalidad de nuestra demanda prioritaria, que 

las compras de gas para este invierno sean significativas. Lo cual es una 

pésima noticia ante la escalada global de precios y la desesperación de 

Alemania por procurarse cada barco de GNL como sea posible. El lan-

zamiento de la construcción del gasoducto troncal Presidente Néstor 

Kirchner es una respuesta a esta coyuntura.

Y una apostilla final sobre el debate producción vs. ambiente. La transi-

ción energética nos interpela a través de tres metas de desarrollo sos-

tenible: garantizar el acceso universal a energía asequible y confiable, 

aumentar las energías renovables y mejorar la eficiencia. Hoy el discur-

so global se enfoca en la reducción de emisiones, pero ante las deudas 

sociales de un país de ingresos medios como Argentina, se impone otra 

prioridad: centrarnos en la meta de tener energía accesible para la po-

blación a precios económicos y de manera confiable (que no se corte). 

El mundo hoy nos está recordando una lección: sin seguridad de su-

ministro a precios afrontables por los consumidores –y las cuentas del 

Estado– la transición ambiental tiende a demorarse. Seguir apostando al 

gas argentino es una respuesta virtuosa ante la crisis europea.

3. QUÉ ES EL GNL. MERCADO GLOBAL  
E INSERCIÓN DE ARGENTINA12

El GNL es gas natural enfriado a -160ºC, temperatura a la cual, y a presión 

atmosférica, se encuentra en estado líquido (o criogénico). Al licuarlo se 

12	Publicado originalmente: Carbajales, J. J. (15/3/2022). Qué es el GNL y qué se 
puede esperar para este invierno. EconoJournal. Recuperado de https://eco-
nojournal.com.ar/2022/03/que-es-el-gnl-y-que-se-puede-esperar-para-este-
invierno/
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reduce 600 veces su volumen: a +30ºC es vapor y su densidad ~0.65 kg/m3; 

y a -162ºC es líquido y su densidad ~423.5 kg/m3. No tiene olor ni color, no 

es corrosivo, tóxico ni combustible. Al estar líquido se posibilita su alma-

cenamiento y transporte a mercados alejados, más allá de lo que técnica 

y económicamente permite un gasoducto. Así es transportado en buques 

metaneros (CH4) con instalaciones refrigeradas para mantenerlo líquido.

3.1. Mercado mundial de GNL

Según la “International Gas Union” (IGU),13 hay 42 países importadores y 20 

exportadores. Los principales exportadores son Australia, Qatar, Nigeria, 

Noruega, y, desde los últimos años, EE.UU. se ha posicionado en 3° lugar 

(13% del global) y es el que mayor capacidad de licuefacción incorporará. 

Rusia, amén del gas natural que envía por gasoductos a Europa, también 

es el 4° exportador de GNL. Hete aquí dos claves geoeconómicas de la 

guerra. Por su parte, los principales importadores son Japón, China (el 

que más capacidad de regasificación incorporará), Asia-Pacífico, India, 

Corea del Sur y Europa (España). En América Latina el principal exporta-

dor es Trinidad y Tobago (72%) y los principales importadores son Chile, 

Brasil y Argentina (30, 27 y 15%, respectivamente). Y las compras Spot 

representan el 89%. Por causa (y no a pesar) de la transición energética, 

se espera que el gas natural tenga una participación del 40% en el incre-

mento de la demanda energética total hacia 2040 y, del total de la oferta 

de gas, se espera que el 39% sea de GNL.

Si bien se dice que el GNL es un commodity, no existe aún un mercado 

de referencia y un producto de ciertas características que sea utilizado 

mayoritariamente como una referencia unívoca tanto para el estable-

13	Ver International Gas Union (IGU) (3/6/2021). World LNG Report 2021. Recu-
perado de https://www.igu.org/resources/world-lng-report-2021/
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cimiento de un precio único como para operaciones de futuros finan-

cieros. En cambio, existen algunos puntos de referencia importadores o 

receptores de GNL agrupados en hubs: plataformas comerciales para las 

transacciones físicas y/o financieras de un commodity como el gas na-

tural, con instalaciones de transporte y almacenamiento. El Henry Hub 

(HH) son 13 gasoductos en Louisiana, EE.UU., con intercambios físicos y 

comerciales. El National Balancing Point (NBP) en Reino Unido es virtual. 

El Dutch Title Transfer Facility (TTF) en los Países Bajos tiene conexiones 

con la red de transporte de Alemania, con el gasoducto Nord Stream 1 

proveniente de Rusia y con la terminal de GNL de Rotterdam y alma-

cenamientos subterráneos; es el precio de referencia para el mercado 

europeo y su índice es publicado por el Banco Mundial. Finalmente, el 

Japón-Korea Market (JKM) es un índice desarrollado por Platts desde 2009 

para embarques destinados al Pacífico (Japón, Corea, China y Taiwán).

Los precios de comercialización de GNL14 se miden en unidades mone-

tarias por unidades de energía: dólares por millón de BTU (British Ter-

mal Unit o USD/MMBTu). En el mercado mundial se realizan dos tipos de 

acuerdos: i) de muy corto plazo por embarques individuales o ii) de pro-

visión de varios embarques a lo largo de varios meses o años (el prome-

dio en 2018 fue de 16 años). Para Argentina, entre 2008 y 2010 el precio 

representativo fue el del mercado europeo, pero luego el indicador más 

usado pasó a ser el JKM.

El GNL es un mercado de pocos oferentes por la magnitud extraordinaria 

de inversiones necesarias para construir instalaciones de licuefacción y 

logística de transporte especial en buques refrigerados. Los precios de 

compra efectiva tienen una variación respecto de los precios medios del 

mercado. Los factores que influyen son volumen, frecuencia, liquidez de 

las operaciones, complejidad de logística y condiciones financieras. Hoy 

14	Stern, J. (2012). The Pricing of Gas in International Trade. Oxford Institute for 
Energy Studies. Recuperado de https://www.oxfordenergy.org/wpcms/
wp-content/uploads/Chapter%202.pdf



262 JUAN JOSÉ CARBAJALES

en día se presencia también la escasez producto de la guerra en Ucrania, 

principalmente para el mercado europeo.

Hay dos sistemas de formación de precios: 1) el Oil Price Escalation (OPE), 

donde se define un precio base y una cláusula de variación asociada a 

combustibles alternativos (petróleo, GO y FO) –similar al del contrato con 

Bolivia; y 2) el Gas-on-Gas Competition (GOG), donde el precio es determi-

nado por oferta y demanda y el gas es comercializado en diferentes pe-

ríodos (diario, mensual, anual o plurianual) –es el que se usa para el GNL–. 

Y existen dos mercados de GNL con precios diferenciados: el del Pacífico, 

basado en los precios del petróleo en Japón y sistema OPE; y el del Atlán-

tico, basado en precios europeos y sistema GOG. A partir del desarrollo del 

shale gas en EE.UU., que lo convirtió en exportador de GNL, el HH dejó de 

ser una referencia internacional. El precio del mercado Spot oscila entre el 

piso (mercado del Atlántico) y el valor superior (del Pacífico).

3.2. Comercialización de GNL

El momento en que una operación comercial se cierra es el mismo para 

el comprador y el vendedor. Los proyectos de licuefacción son de muy 

largo plazo y muy elevada inversión, por lo que suelen contar con com-

promisos de venta a largo plazo (más de una década), lo que limita la 

disponibilidad de GNL para el mercado Spot.15 Se manejan precios futu-

ros: los vendedores evalúan la condición del mercado de GNL que es-

peran tener para el momento de efectiva entrega y los precios futuros 

del petróleo que se transaccionan en mercados financieros para el mo-

mento convenido de la entrega del GNL. El precio de mercado del GNL 

debe ser evaluado en virtud del momento en que se realiza la solicitud 

15	Conf. Kwok, F. (30/3/2012). LNG Spot Cargo Trading – Market Trends and Cha-
llenges. Martindale. Recuperado de https://www.martindale.com/legal-news/
article_norton-rose-fulbright-canada-llp_1489278.htm



263 Contornos de  la política pública

de ofertas, cuya concreción de entrega del cargamento se realizará en 

fechas posteriores (o “ventanas”) en las que probablemente imperen 

condiciones de mercado y precios de referencia diferentes.

En una licitación que incluya distintas fechas de entrega futuras los pre-

cios a decidir para cada fecha pueden ser completamente distintos entre 

sí, debido –por ejemplo– a la contraestacionalidad entre mercados. A su 

vez, el precio convenido en una licitación realizada en cierta fecha para 

entrega “X” meses posteriores, también puede variar frente al valor que 

surja de una licitación para un cargamento a entregar en la misma fe-

cha anterior pero contratado de urgencia el mes previo a la entrega. Por 

esto, los “precios de mercado” para GNL entregado en la Argentina son 

aquellos que surgen de las ofertas recibidas en cada licitación (en ese 

momento puntual), para cada fecha de entrega futura. Una vez contrata-

do, un buque puede ser reprogramado vía acuerdo entre las partes, pero 

se respetará –salvo algún sobrecosto puntual– el precio originalmente 

convenido. Esto es relevante porque la campaña anual de compra suele 

dividirse en sucesivos llamados que van completando el volumen total 

requerido, por lo que en diferentes momentos puede contratarse car-

gamentos para ventanas muy cercanas o la misma en diferente puerto.

3.3. GNL en Argentina

En nuestro país la matriz primaria de producción de energía está domi-

nada en un 87% por combustibles fósiles y el 59% es gas natural. En la 

matriz eléctrica más del 60% de la generación eléctrica también es en 

base a gas natural. Así, el combustible térmico sirve para el consumo 

directo y para el indirecto vía electricidad. La producción local de gas 

natural, radicada en Vaca Muerta, Golfo San Jorge y el offshore Tierra del 

Fuego, abastece el 85% de la demanda de gas (residencial, industrial y de 

generación eléctrica). En los meses de invierno se reduce al 73%, lo que 
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implica que se debe importar ¼ del total consumido, vía gas natural de 

Bolivia (9%) o GNL a ser regasificado (18%). Argentina importa gas natu-

ral desde los 70, pero el descubrimiento del yacimiento Loma La Lata en 

Neuquén permitió el autoabastecimiento en los 80. Sin embargo, con la 

crisis de 2001 el país volvió a convertirse en un importador neto, y con el 

agudo faltante en el invierno 2007, con el registro más frío de los últimos 

50 años (¡el 9 de julio de 2007 nevó en Buenos Aires!), en conjunción con 

una declinación persistente de la producción local de gas, llevó al Go-

bierno a decidir la instalación de un buque regasificador de GNL en Ba-

hía Blanca. La operatoria la llevó adelante la empresa pública ENARSA. 

Y en 2011 se agregó la terminal de Escobar, con una ventaja geográfica 

y una complicación logística: está ubicada directamente sobre el anillo 

de consumo de Buenos Aires, pero está localizada aguas arriba en un 

río interior (Paraná) cuyo menor calado impide embarques con carga 

completa.16

Para Argentina, debido a que su demanda es estacional y dependiente 

del clima, el mercado del GNL es Spot, con transacciones de duración 

menor a 4 años, signadas por la oportunidad y arbitraje entre los mer-

cados del Atlántico y del Pacífico, cuya referencia de precio es el HH. Las 

primeras contrataciones se pactaron en referencia al HH más una prima 

o premio adicional (por costo de fletes y costo de oportunidad de vender 

el producto en un mercado alternativo), fórmula que incluía producto, 

flete y seguro hasta la brida en el buque regasificador.

En 2012, luego de la expropiación del 51% de las acciones de YPF, esta 

compañía comenzó a realizar –en nombre de ENARSA– las gestiones de 

compra en el marcado internacional. Así se aumentó el número de em-

presas proveedoras y la cantidad de ofertas recibidas en cada licitación 

o tender. Esta gestión en carácter de mandatario duró hasta 2017. Los 

procesos se regían por términos y condiciones establecidos en el Master 

16	Ver https://excelerateenergy.com/capabilities/lng-terminal-operations/
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Supply Agreement (MSA), en los Particular Terms and Conditions (PTC) 

y en el Request For Proposal LNG Supply (RFP), y la condición de entrega 

era Delivered At Terminal (DAT), Incoterm 2010. Determinación del pre-

cio: a cada cargamento se la aplicaba la siguiente fórmula: [Precio = HH 

+ X], donde “HH” es el precio establecido en el último día hábil del mes 

para el contrato de Futuros de Gas Natural Henry Hub en la Bolsa Mercantil 

de Nueva York (NYMEX), mes en el que el cargamento relevante de GNL se 

entrega en la terminal de regasificación; y “X” es un valor fijo en USD por 

MMBTu, según lo estipulado por cada potencial proveedor en su oferta.

3.4. Compras enlazadas para dos años  
consecutivos y exportaciones de YPF

A fines de 2013 ENARSA e YPF acordaron realizar contrataciones de ma-

yor plazo, a dos años (2014 + 2015), con el fin de asegurar la provisión de 

GNL en un contexto de escasez y altos precios. El objetivo era contener el 

alza de precios y asegurar la provisión. Se adquirió el 50% de los requeri-

mientos totales de Bahía Blanca y el 70% de los de Escobar.

Con el fin de diversificar el riesgo de contratar volúmenes importantes a 

dos años con una única referencia (HH), se decidió que para Escobar se 

usara una fórmula referenciada en el precio del petróleo Brent. La caída 

abrupta del precio del crudo a fines de 2014 redundó –finalmente– en un 

ahorro significativo para el Estado.

Por otro lado, es sabido que el “descubrimiento” de la formación no con-

vencional de Vaca Muerta en 2011 volvió a revertir el sistema de pro-

visión de gas natural. En ese contexto, Argentina se deshizo del buque 

regasificador de Bahía Blanca y, al mismo tiempo, YPF comenzó a rea-

lizar exportaciones de GNL en junio 2019 a través de un buque flotante 

de licuefacción: la barcaza Tango FLNG ubicada también en el puerto de 
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Bahía. YPF y su proveedor Exmar firmaron un acuerdo por 10 años, pero 

en total se realizaron solo 4 envíos y la empresa de bandera finalmen-

te rescindió el contrato por resultar ruinoso o no generar valor para la 

compañía.

3.5. Guerra en Ucrania y después

En un contexto de menor importación de gas natural desde Bolivia, una 

crisis hídrica sin precedentes y un reciente lanzamiento de la cons-

trucción de un gasoducto troncal para evacuar la inyección potencial 

de Vaca Muerta, la producción gasífera local (Plan Gas.Ar mediante) no 

alcanza a cubrir el pico de consumo de invierno. Dado el exorbitante 

aumento de precios del GNL a nivel internacional y la compra masiva 

de cargamentos por parte de Europa en una estacionalidad no habitual, 

la coyuntura plantó dos desafíos concurrentes: conseguir buques y que 

estos se ofrezcan a precios afrontables para la economía argentina.



Toda política pública se da en un tiempo y espacio determinados, por lo 

que se enraíza en un momento histórico que le sirve de continente y ra-

zón de ser. De allí que sea importante poner en contexto al Plan Gas.Ar a 

través del análisis de factores idiosincráticos y globales relativos al sector 

de la energía en general y del gas natural en particular, así como al rol del 

ámbito público y privado en el manejo de los asuntos económicos, con 

especial impacto en el sector de los hidrocarburos.

CAPÍTULO 12. 
CONTORNO GLOBAL 
DE LA POLÍTICA PÚBLICA
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1. ROL DEL ESTADO EN LA ECONOMÍA.  
DEL ESTADO SUBSIDIARIO AL ESTADO TITULAR

A menudo se declama en el debate público que la causa de muchos de 

nuestros problemas es la falta de “políticas de Estado”, esto es, de po-

líticas públicas que permanezcan en el tiempo, cuenten con consen-

sos extendidos a todas las fuerzas políticas y se consoliden institucio-

nalmente a través de leyes, organismos y partidas presupuestarias. Al 

mismo tiempo, se fustiga la “grieta” en tanto mecanismo altisonante de 

polarización de la disputa en la arena pública y muestra de la falta de 

diálogo y colaboración entre los espacios políticos.

Si nos centramos en la dimensión de las políticas públicas o policies, las 

críticas a las posturas maximalistas –ubicadas hacia los polos del arco 

político– suelen perder de vista, por lo general, que es posible identifi-

car una honda densidad de acuerdos y consensos que se materializan 

en políticas públicas donde las líneas de continuidad son más potentes 

que los episodios de ruptura. En efecto, en el sector energético pueden 

verificarse varios ejemplos donde las posturas maximalistas sucumben 

ante un “modelo” que –a pesar de lo que el análisis extendido indica– 

es afín a las últimas 5 administraciones, al menos. Veamos: el impulso 

a Vaca Muerta como vector de desarrollo que permita el autoabasteci-

miento interno y edifique un perfil exportador de los excedentes (Ley N° 

27007 de 2014 y export parity de 2016/18); la promoción de las energías 

renovables como instrumento de diversificación de la matriz energéti-

ca y del cumplimiento de los compromisos internacionales en materia 

de transición hacia las emisiones neutras de carbono (Ley N° 27191 de 

2015 y rondas Renov.Ar de 2016/18); el relanzamiento exploratorio de 

las cuencas offshore (Ronda #1 de 2019 y audiencia pública ambiental 

de 2021); los programas de incentivo a la inyección de gas natural de 

cuencas productivas nacionales (Planes Gas I y II de 2013, Resolución 

MINEM N° 46 de 2017 y Plan Gas.Ar de 2020); planificación estratégica 
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de la expansión del sistema troncal de transporte de gas natural desde 

Neuquén (licitaciones y estudios coincidentes).

No obstante, estas líneas de continuidad acerca de políticas públicas 

descansan en presupuestos o premisas que a veces no terminan de ser 

explicitadas –por desinterés, desconocimiento (incluso de los propios 

actores), o falta de coherencia interna–. En consecuencia, la estructura 

programática de la cual luego deriva una propuesta orgánica –no solo 

electoral– es a menudo corrida del centro del debate. Estas matrices ideo-

lógico-políticas determinan la forma de abordar tópicos tales como el régimen 

político, el sistema de acumulación, la justicia social y el rol del Estado. Por ello 

es ahí, pues, donde las aguas se dividen, los matices cobran relevancia 

y los acuerdos sobre políticas no logran aunar visiones sistémicas. La 

razón reside en el hecho de que los “modelos de país” en disputa toman 

senderos que, irremediable e incorregiblemente, se bifurcan.

En efecto, existen ocasiones puntuales que denotan un “regreso a las 

bases” y desnudan las estructuras fundantes que representan –material 

y simbólicamente– un perfil identitario de cada fuerza política. Y es pre-

cisamente el vector relativo al rol del Estado en la economía, y más precisamente 

en el sector energético, el que se ha puesto de manifiesto de un modo descarnado 

y contundente en estos días. El Rubicón a atravesar consiste en decidir si el Es-

tado avanza o se detiene, si juega un papel activo o prescindente, si sale como 

titular o descansa en el banco de suplentes… en una palabra, si opera o no el 

principio de subsidiariedad.

La subsidiariedad se trata del grado de involucramiento de los agentes 

estatales en el devenir de los asuntos económicos de una sociedad en 

un momento determinado. Esto es, el nivel de intervención del Estado 

en la producción de bienes y la prestación de servicios de la economía 

en su conjunto. Para quienes sostienen que el principio de subsidiarie-

dad es inmanente (lo llegan a derivar de encíclicas papales…), su formu-

lación prescribe que
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toda persona física o jurídica ha de tener libertad y aptitud para de-

sarrollarse dentro de la órbita de sus fines, correspondiendo al Estado 

interventor sólo en caso de que las respectivas tareas se desempeñen 

en forma defectuosa o resulten insuficientes para la comunidad.1

Entonces, ¿un Estado residual o un Estado presente? ¿Una Administra-

ción que solo regula y controla o un gobierno que también se convierte en 

un actor más del mercado a través de sus herramientas empresariales?

Para entender este hecho histórico (es posible calificarlo así por más que 

sea reciente), es preciso confrontar dos normas sobre el mismo tema: la 

participación de una empresa pública nacional en el sector de genera-

ción eléctrica. La normativa a analizar se compone de los Decretos N° 

882/2016 vs. N° 389/2021. Veamos.

1.1. Retirada y defección del Estado

Está claro que la gran diferencia en materia de políticas públicas en-

tre las dos últimas administraciones recae en el tema de la tríada pre-

cios-tarifas-subsidios. No obstante, en lo que respecta al fundamento 

político-ideológico detrás de cada concepción del “modelo de país” el 

punto más alto de diferenciación estuvo signada por el dictado del De-

creto autónomo N° 882/17, de fecha 1° de noviembre de 2017. Allí que-

dó configurada una nueva compañía, Integración Energética Argentina 

SA (IEASA), empresa resultante de la “fusión por absorción” de EBISA 

y ENARSA, revistiendo esta última el carácter de sociedad absorbente.

1	 Cassagne, J. C. (2002). Derecho Administrativo, tomo I. Buenos Aires: Abele-
do-Perrot (ver págs. 70 y 349, donde cita la Encíclica Mater et Magistra, párra-
fos 51 a 53); y, del mismo autor, (1994). La intervención administrativa. Buenos 
Aires: Abelardo-Perrot (pág. 72, con cita de Messner, Johannes, Ética Social, 
Política y Económica a la Luz del Derecho Natural).
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Esta norma constituyó la ejecución de una decisión política de reconfigurar el 

modo y alcance de la actuación del Estado en el sector energético, particular-

mente en el mercado eléctrico. Configuración en la que importó tanto la re-

formulación de responsabilidades (que pasan de una compañía estatal 

a otra) como el desprendimiento –vía venta, cesión y otros mecanismos 

de transferencia– de la titularidad de las acciones en una serie de acti-

vos de generación termoeléctrica.

Ejemplo del primer caso lo constituye la comercialización de la ener-

gía eléctrica proveniente de los aprovechamientos binacionales e in-

terconexiones internacionales, competencia originaria de una señera 

empresa pública (Agua y Energía Eléctrica SE), que luego pasó a EBISA 

y, con el decreto de 2017, es absorbida por IEASA. También la continua-

ción de una serie de obras públicas hasta ese momento en cabeza del 

ex-Ministerio de Energía y Minería, tales como las represas Cóndor Cliff 

y La Barrancosa (nombre original en los estudios de prospectiva de la 

Secretaría de Energía) o la central térmica a carbón de Río Turbio, todas 

en la provincia de Santa Cruz, o cinco gasoductos.

Por su parte, ejemplo del segundo caso –enajenación de bienes– es la 

venta de la participación estatal en los siguientes activos: (i) Central 

Termoeléctrica Ensenada de Barragán, (ii) Central Termoeléctrica Bri-

gadier López, (iii) Proyecto Central Termoeléctrica Manuel Belgrano II, 

(iv) Empresa de combustible nuclear Dioxitek SA, (v) Central Dique SA, 

(vi) Central Térmica Güemes SA, (vii) Central Puerto SA, (viii) Centrales 

Térmicas Patagónicas SA, (ix) Central Termoeléctrica Manuel Belgrano, 

(x) Central Termoeléctrica Timbúes, (xi) Central Termoeléctrica Vuelta de 

Obligado, (xii) Central Termoeléctrica Guillermo Brown, (xiii) Empresa de 

Transporte Eléctrico de la Patagonia SA (TRANSPA), y (xiv) CITELEC SA 

(accionista mayoritaria de la empresa monopólica de transporte eléctri-

co en alta tensión –TRANSENER SA).
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1.2. Resurgimiento del principio  
de subsidiariedad, un intento fallido

Estas directivas, cursadas por el PEN al ex-MINEM, corporizan un cam-

bio de posición político-ideológica de la Administración con respecto al 

rol que, en el mercado energético, debe cumplir el Estado. En efecto, en 

los fundamentos del decreto es donde se encuentran las razones que 

llevaron al entonces presidente a instruir a IEASA acerca de la venta de 

activos públicos en el rubro energético. Así, en los considerandos del 

Decreto N° 882/17 –que operan como motivación del acto administrati-

vo– se afirma que:

con el propósito de racionalizar y tornar más eficiente la gestión pú-

blica relacionada con actividades del sector de la energía, limitando 

la participación del Estado a aquéllas obras y servicios que no puedan 

ser asumidos adecuadamente por el sector privado, se estima necesa-

rio efectuar las adecuaciones pertinentes respecto de las sociedades 

de capital estatal que desarrollan actividades del sector energético.

Asimismo, dicha norma dispone que tanto la actividad de generación 

como la de transporte de energía eléctrica, en particular la generación 

térmica convencional vinculada al Sistema Argentino de Interconexión 

(SADI), son actividades desarrolladas “mayoritariamente por agentes 

privados en un mercado diversificado y competitivo, regido por normas 

legales y reglamentarias que propenden a asegurar su normal funcio-

namiento”, o bien “por empresas privadas que cuentan con los recursos 

necesarios para garantizar una correcta operación y funcionamiento de 

las instalaciones”. Por ende, la participación del Estado nacional o de la pro-

pia IEASA/ENARSA como titular, operador o accionista de centrales y empresas 
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de este tipo “no resulta necesaria” para “asegurar el normal funcionamiento del 

sector” o para “garantizar la prestación del servicio”.

Una norma de este calibre encuentra su antecedente directo en el marco 

regulatorio de la electricidad (Ley N° 24065 de 1992), que previó expre-

samente que el transporte y la distribución de electricidad (ídem con el 

gas, a través de la Ley N° 24076) debían ser realizados “prioritariamente, 

por personas jurídicas privadas” (conf. art. 3). A ello se agregó una dispo-

sición de esa norma que refleja una típica explicitación del principio de 

subsidiariedad con fundamento en las fallas del mercado:

El Estado por sí, o a través de cualquiera de sus entes o empresas 

dependientes, y a efectos de garantizar la continuidad del servicio, 

deberá proveer servicios de transporte o distribución en el caso en 

que, cumplidos los procedimientos de selección referidos en la pre-

sente Ley, no existieran oferentes, a los que puedan adjudicarse las 

prestaciones de los mismos.2

Es así como, emulando a su antecedente de cinco lustros atrás, a través del De-

creto N° 882/17 se consagró nuevamente el carácter secundario del Estado en 

materia de generación y transporte eléctricos, relegando al sector público –sea 

la cartera ministerial, sea su instrumento empresarial– a funciones secundarias 

o indirectas, de mera suplencia. Lo cual no discrimina si se trata de un ser-

2	 Por su parte, el Decreto N° 1398/92, reglamentario de la Ley N° 24065, dispuso 
–a través de una obligación de hacer– que el PEN debía tomar los recaudos 
necesarios a los efectos de que se produzca en el menor plazo posible “la 
transferencia al Sector Privado” de la actividad de transporte y distribución 
de electricidad en ese entonces a cargo de las empresas AyE, Hidronor y 
SEGBA, conforme a los términos de las Leyes N° 23696 y N° 24065. Asimismo, 
dicho reglamento prescribió –a través de una obligación de no hacer– que la 
Secretaría de Energía y el ENRE debían implementar los mecanismos que 
fueren menester, a los efectos de asegurar que las actividades descriptas en 
el párrafo precedente “permanezcan a cargo del Sector Privado”.
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vicio público (transporte de electricidad) o de una actividad de interés 

general (generación eléctrica). Y transforma una situación fáctica even-

tual –la predominancia de agentes privados en el mercado– en una regla 

normativa –la ausencia de Estado tout court.

Ahora bien, el reglamento del PEN de 2017 adolece de la falta de una 

explicación básica y necesaria en esta materia, a saber: por qué las em-

presas privadas pueden garantizar la operación y funcionamiento del sistema 

eléctrico de una mejor manera que el propio Estado; máxime cuando existen 

antecedentes ineludibles en sentido contrario, puesto que la gestión pú-

blica ya ha sabido desempeñar dicho rol con sobrada solvencia técnica, 

económica, política y comercial durante más de cuatro décadas a través 

de Agua y Energía y de Hidronor.

Por idénticas razones, más otras de índole netamente económicas, es 

que esta norma y, en particular, la decisión de vender las acciones que 

dan derecho al manejo de la transportista de alta tensión TRANSENER, 

fue ampliamente cuestionada por vastos sectores políticos y técnicos, algunos de 

los cuales pertenecían a la misma coalición de gobierno.3

Vale recordar que la decisión de venta de las acciones de TRANSENER 

y de los otros activos incluidos en la manda a IEASA no fue finalmente 

concretada, ora por impericia, ora por el derrumbe de la macroeconomía 

en 2018, ora por falta de (un segundo) tiempo. Eso sí, lo llamativo –por pa-

radójico– es que dos de las tres enajenaciones realizadas fueron adquiridas por 

otra empresa pública (o mixta) como es YPF SA.4

3	 Ver el posicionamiento político de la UCR: https://losandes.com.ar/article/
view?slug=transener-cornejo-espera-una-respuesta-por-escrito-de-arangu-
ren; así como la postura técnica del Instituto de Energía General Mosconi, 
liderada por el exsecretario de Energía y luego director de ENARSA y pre-
sidente de TRANSENER durante la gestión de 2015-2019, Ing. Jorge Lapeña: 
http://web.iae.org.ar/wp-content/uploads/2018/04/EL-IAE-GRAL-MOSCONI-
SOBRE-LA-VENTA-DE-TRANSENER-12-04-181.pdf

4	 Se trata de la central termoeléctrica Ensenada de Barragán y del área gasífe-
ra en Vaca Muerta denominada Aguada del Chañar.
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Finalmente, el Decreto N° 882/17 dispuso, además, que “resulta conve-

niente propiciar la participación de terceros capaces de asumir activi-

dades de generación y transporte” en los 13 proyectos y centrales antes 

mencionados. Para ello, debía operar aquí también la retirada del Estado 

nacional de estas actividades, con la finalidad de “asigna[r] sus recursos 

a aquéllas [funciones y labores] que hacen al cumplimiento del cometi-

do público estatal”. Así planteado, ninguna incursión estatal directa en cues-

tiones económicas estaría justificada si ello atentara contra el pleno ejercicio 

de las funciones estatales básicas (como salud, educación, seguridad social y 

defensa). Se trata, pues, de una incompatibilidad manifiesta, desde el momento 

en que toda Administración cuenta con recursos presupuestarios limitados –

que, en todo caso, debe jerarquizar y priorizar. Toda una definición de Política 

revestida de motivaciones pragmáticas.

De esta manera, la norma concluye que:

resulta conveniente transferir ciertos emprendimientos energéticos 

en los que el Estado Nacional tiene participación, a empresas del sec-

tor privado que posean las capacidades técnicas y financieras sufi-

cientes para garantizar, en su caso, una eficiente finalización de las 

obras y/o la operación y mantenimiento, permitiendo al Estado Na-

cional asignar sus recursos a otros fines prioritarios.

Eficiencia vs. interés público, un aparente oxímoron para la Administra-

ción pública, según la coalición de gobierno de ese momento.
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1.3. Regreso del Estado activo  
en el sector estratégico de la energía

La novedad de estos días es el reciente dictado del Decreto de Necesidad 

y Urgencia N° 389/21, referido al marco de actuación de una de las Socie-

dades Anónimas Bajo Injerencia Estatal (SABIE) que actúa en la órbita de 

la Secretaría de Energía: nuevamente la mentada IEASA.

El reglamento presidencial avanza en varias cuestiones atinentes al pa-

pel de la ex-ENARSA en el sector, a saber: (a) le otorga avales del Tesoro 

Nacional para la compra e importación de gas natural como contraparte 

en el contrato con YPFB de Bolivia por USD 200 millones; (b) la excep-

túa de tener que remitir los excedentes (entre el precio de venta de la 

energía eléctrica generada por sus centrales y el repago de sus costos de 

OyM) a un fondo unificado de la SEN, pero le exige reinvertir estas utili-

dades en proyectos de infraestructura eléctrica; (c) le vuelve a cambiar 

el nomen iuris a las represas patagónicas en construcción por IEASA; (d) 

le asigna a esta, por medio de una capitalización societaria, las acciones 

estatales en las dos termoeléctricas del FONINVEMEM, Manuel Belgrano 

y Timbúes; y (e) le otorga en forma directa dos permisos exploratorios 

offshore en el área adyacente a las Islas Malvinas (oeste) –con lo que se 

recupera parcialmente la decisión de la Ley N° 25943 de 2004.

Pero lo que interesa resaltar es la modificación que opera en el artículo 

3° del Decreto N° 389/21, por medio del cual se derogan una serie de 

artículos del mencionado Decreto N° 882/17, referidos –precisamente– a 

la enajenación de activos en centrales y proyectos termoeléctricos por 

parte de IEASA.

Y hete aquí cuando una norma nos devuelve a los fundamentals de una 

fuerza o espacio político, en tanto explicita el background dogmático, filo-

sófico e ideológico que impulsa el despliegue de una serie determinada 

de políticas públicas.
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Así, en los considerandos del flamante decreto se afirma que “Correspon-

de implementar las medidas regulatorias, societarias y legales que garan-

ticen la reactivación y ampliación del campo de acción de IEASA como 

actor protagónico del sector energético en su más amplia concepción”.

De esta manera, la reasunción por esta SABIE de un rol preponderante 

en la industria eléctrica marca un nuevo posicionamiento del Estado 

en el clivaje público-privado al interior del sector energético. A esto se 

le sumará luego, por vía del Decreto N° 16/2022, el otorgamiento de la 

concesión de transporte, por 35 años, sobre el gasoducto PNK, lo que 

incluye las tareas de construir, mantener, operar y prestar el servicio de 

transporte.

Pero el DNU firmado por el presidente y refrendado por todos sus minis-

tros y ministras no solo reafirma el papel de los instrumentos empresa-

riales en manos del Estado, sino que se remite a un escalón conceptual 

epistemológicamente más elevado para recuperar un argumento relati-

vo al rol del Estado en la economía, a saber:

Que esta Administración, contrariamente a las definiciones y fun-

damentos expresados en el mencionado decreto [882/17], considera 

esencial la activa participación del Estado Nacional, a través de sus 

empresas, en uno de los sectores más estratégicos para el desarrollo 

del país como es el energético.

Que resulta oportuno implementar y garantizar políticas que aseguren 

un rol activo y estratégico en el sector energético a las empresas del 

Estado Nacional cuyas misiones y funciones estén vinculadas a este.

Que para la consecución del mencionado rol, es necesario retomar 

los lineamientos y proyectos que otorguen presencia activa al Estado 

Nacional en los segmentos y áreas que determinan el crecimiento 

equitativo de la economía.
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Se trata, pues, de un manifiesto a modo de petición de principios que evidencia 

de manera cruda y transparente cuál es el punto de partida de dicho proyecto 

político. Y si bien desde una posición metaética es plausible dudar de la 

existencia de actuaciones “esenciales” en la relación Estado-mercado, sí 

ha de ponderarse esta limitación al mentado principio de subsidiarie-

dad (allí donde no se justifica).

Eso sí, tal ponderación no deja de ir acompañada por una fuerte exhor-

tación dirigida a las Sociedades Anónimas Bajo Injerencia Estatal (con 

IEASA e YPF a la cabeza), a efectos de que se esmeren por cumplir con 

los siguientes objetivos: la persecución permanente de la finalidad de interés 

público para la cual fueron creadas; la procura de la eficiencia en el uso de los 

recursos públicos; la generación de valor para todos sus accionistas; el segui-

miento de los estándares internacionales (soft law) de gobernanza corporativa 

y compliance; el respeto a la obligación de dar cuenta de los actos de gobierno 

bajo un sistema republicano (accountability); así como la propensión hacia un 

enfoque de derechos en favor de los ciudadanos y ciudadanas.

2. EL COSTO DEL GAS NATURAL. ¿DE QUÉ HABLAMOS  
CUANDO HABLAMOS DE PRECIOS, TARIFAS Y SUBSIDIOS?

Para hablar de subsidios primero hay que repasar otros conceptos: tari-

fas, servicio público, actividad económica y fundamento del rol del Esta-

do. También recuperar las nociones de derechos en disputa, del dilema 

libertad/equidad y del arbitraje estatal.

La tarifa es un precio regulado que ni el prestador ni el usuario pueden 

negociar, y que no se puede fijar de manera arbitraria. Para establecerla 

el regulador pondera el derecho a un acceso transparente y de calidad, 

el derecho a una retribución adecuada y otros intereses como la amplia-

ción de las redes de infraestructura.
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El servicio público puede ser definido de muchas formas, pero está claro 

que se trata de una actividad de raíz económica que persigue un fin que 

el Estado considera de interés general y, por lo tanto, sustrae del merca-

do; por ello, en el modelo constitucional argentino, el Estado es el titular, 

quien lo presta por sí o lo da en concesión (a través de un privilegio o 

de un contrato, según las épocas) a un tercero; pero a la vez garantiza 

que el precio final repague los costos de su prestación y reconozca un 

beneficio al operador.

En paralelo, hay otras actividades que, con fundamento en su alto valor 

social, el Estado adopta la decisión política de asumirlas como una fun-

ción indelegable de la Administración, cuya prestación hace a la razón 

de ser de la autoridad y que, por ende, está abierta a todos los habitan-

tes, independientemente de su condición socioeconómica.

Ahora bien, ¿son los servicios públicos (agua, luz, gas, transporte y co-

municaciones) una actividad que deba ser retirada del mercado y pres-

tada con universalidad? En Argentina se ha decidido que, en principio, 

sí (especialmente las primeras tres), por involucrar la satisfacción de las 

necesidades vitales de los habitantes. Pero, además, porque involucran 

el desarrollo de redes de transporte y distribución, cuyo costo convierte 

en un óptimo económico su prestación por un único sujeto de carácter 

monopólico. De allí que la regulación sea más intensa y que se fijen, 

entre otros parámetros, un precio regulado de comercialización a través 

de los Cuadros Tarifarios correspondientes.

2.1. ¿Servicios públicos o derecho social?

Si acordamos que los servicios públicos energéticos hacen a las necesi-

dades básicas de ciudadanos y extranjeros, ¿por qué no decidir también 

que tales actividades sean prestadas directamente por el Estado, con 
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libre acceso para todos? ¿Por qué no considerar que hacen a la razón de 

ser del Estado?, en tanto implican reconocer un derecho humano bási-

co-elemental-inalienable-imprescriptible, cuyo ethos radica en la digni-

dad del hombre y la mujer.

En los últimos lustros la doctrina y la jurisprudencia internacional han 

ido evolucionando hacia la idea de que el agua es un elemento vital al 

que los habitantes de una nación tienen derecho, independientemente 

de que puedan o no afrontar el costo asociado. Así lo ha sostenido el Co-

mité DESC en la Observación General 15 y nuestra Corte Suprema en el 

caso “Kersich” del año 2014. Avanzar en este andarivel implicaría dejar 

de cobrar un precio y ofrecer el servicio abierta y gratuitamente para 

que, por caso, en una escuela se eduquen niños, sea que sus padres pue-

dan o no pagar la cuota de un colegio privado. También implicaría que 

todes accedamos al servicio de agua potable sin medición del consumo, 

en tanto es nuestro derecho reconocido por el Leviatán estatal.

En materia de luz y gas natural la discusión viene un paso detrás, pero 

hay ciertas corrientes de pensamiento que abogan por convertirlos en 

una función más de las consideradas inherentes para el Estado. Esto es, 

que dejen de tener un contenido económico y sean ofrecidos al pópolo 

sin distinción de raza, credo… o nivel socioeconómico. Con lo cual, ya 

no importaría si hay precio o tarifa porque el Estado afrontará los costos 

que demande su prestación. Y así todes felices y contentes.

Eso sí, la amplitud distributiva implicará que el Estado deba decidir, para 

su implementación, si recurre a la recaudación tributaria, al endeuda-

miento crediticio o a las reservas del Tesoro. Cuál opción elija y qué am-

plitud tendrá cada variante dependerá, obviamente, de la salud de las 

cuentas fiscales.

El costado positivo de este enfoque de derechos es que se presume que 

un mayor número de potenciales usuarios accederán al servicio o harán 

un uso ilimitado de este; ello, sin importar su peso relativo vis-à-vis otros 
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costos para los presupuestos hogareños, comerciales o industriales. Por 

su parte, el costado cuestionable es que, en ciertos contextos macroeco-

nómicos, puede resultar de un altísimo peso para las arcas públicas, al 

tiempo que no brinda señales palpables a los consumidores acerca del 

costo económico real que implica toda la cadena de provisión y reposi-

ción, con el consiguiente desincentivo al uso eficiente.

En cambio, para otras corrientes de pensamiento sí debería reconocerse 

el contenido económico del servicio público, que no es solo la forma en 

que arriba al destinatario final, sino cómo se origina el producto entre-

gado. Se trata, pues, de una cadena de producción, comercialización y 

reposición (para recuperar las reservas consumidas) que eslabona cos-

tos que deben ser retribuidos por los precios intermedios y, principal-

mente, por el precio final. Es gráfico describir que quien compra una 

garrafa en Misiones se lleva “un cachito de Vaca Muerta” a su casa. Eso 

sí, para esta postura quien pueda pagar el precio pleno de ese gas, que lo 

pague (como quien compra un jean o una pizza); y quien no pueda, pues, 

que no lo consuma. Punto.

El costado positivo de este enfoque economicista es que se preserva el 

funcionamiento endógeno del sistema en términos de costos y benefi-

cios. En cambio, el costado cuestionable radica en que en un país con 

inflación crónica y altos índices de pobreza se deja afuera a amplios sec-

tores de la población, quienes no pueden afrontar con sus propios ingre-

sos los costos acumulados de toda la cadena de valor del bien energético.

2.2. ¿Costo, tarifa o subsidio?

Cabe plantear una posición intermedia, la que sostiene que estos ser-

vicios públicos son altamente relevantes para la población y deben ser 

prestados con universalidad; pero que, a su vez, sus altos costos de pro-
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ducción y comercialización deben ser afrontados solamente por una par-

te de la sociedad vía tarifa, mientras que la diferencia será costeada por 

el resto de los habitantes con impuestos y fondos presupuestarios.

¿Pero por qué, si es un servicio económico que no hace a una función 

básica del Estado, este debe afrontar parte de su costo? Por dos razones, 

una con fundamento en la equidad social y otra con basamento en el 

reparto de las cargas públicas. A menudo las arcas del Tesoro no pueden 

hacer frente al peso total de la prestación de los servicios públicos y 

buscan descargar parte de esos compromisos en un sector de los usua-

rios para quienes tal detrimento de sus ingresos no significa una alte-

ración significativa de la ecuación económica familiar o industrial. A su 

vez, se verifica un hecho incontrastable: la capacidad económica de los 

usuarios varía asimétricamente y hay franjas de la sociedad cuyos bajos 

ingresos (sumado a otras adversidades estructurales e históricas subya-

centes) impiden, o dificultan gravemente, que puedan dedicar más que 

un porcentaje “equis” a pagar por tales servicios. ¿Es “justo” y razonable 

que así sea? Un criterio de equidad distributiva así lo sugiere.

Ahora bien, hay que hacer una distinción. Un escenario reside en que el 

prestador del servicio sea una empresa 100% pública como son las SE, 

las SAPEM sin participación privada o las SA cuyo único accionista es 

el Estado (llamadas SABIE), que actúe de manera monopólica. Aquí el 

Estado podría hasta llegar a un esquema que bonifique totalmente el 

servicio “a fondo perdido”.

No obstante, si el prestador es una compañía privada, ¿qué retribución 

debería reconocérsele por dicha gestión? ¿Costear todos sus costos, ac-

ceder a una ganancia adicional, en pesos/dólares, según estándares lo-

cales/internacionales? ¿Es “justo” y razonable que así sea? Un criterio de 

optimización económica sugiere que cierta referencia comparable con 

otros mercados debería existir.
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Siguiendo este razonamiento, si el prestador cubre sus costos y, a la vez, 

el usuario que puede pagar el precio pleno (vía tarifa) efectivamente lo 

hace, pero aun así queda una brecha entre ambos extremos, será el Esta-

do quien asuma esa asimetría. Este diferencial, precisamente, es al que 

llamamos “subsidio”, y se trata de un aporte presupuestario cuyo objeto 

específico no tiene como destinatario ni a quien ofrece el servicio ni a 

quien lo demanda y puede afrontarlo, sino –antes bien– al sector que lo 

usa pero no lo paga (o lo paga parcialmente). De esta manera, el Estado 

garantiza que “la cuenta cierre” a través de la tríada costo-tarifa-subsidio.

El Plan Gas.Ar, por caso, es un ejemplo al respecto. En efecto, el Esque-

ma 2020-2024 asegura, por un lado, que los productores reciban el Pre-

cio Ofertado en un concurso público y, por el otro, que dicho costo sea 

afrontado por la demanda prioritaria (hogares y comercios) y por las usi-

nas térmicas; al tiempo que, si persiste un diferencial, este es asumido 

por el Tesoro mediante recursos presupuestarios. Eso sí: qué porcentaje 

recaerá del lado del usuario y qué porcentaje del lado del Estado es una 

decisión de política pública que las autoridades sectoriales adoptarán 

una vez realizada la audiencia pública respectiva.

Lo que nos lleva a una subpregunta: ¿todos los usuarios deben abonar lo 

mismo o debemos segmentar el peso relativo? Y a otra: si el Estado recu-

rre al presupuesto para costear estas partidas, ¿cómo se hace para que 

no recaiga en el conjunto de la población, principalmente en quienes no 

son usuarios de dicho servicio?

Así, pues, en cada momento histórico el modo en que el Estado afronta 

el pago de ese diferencial o subsidio puede variar de modalidad, de des-

tinatario/beneficiario, de alcance y de gradualidad.
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2.3. Tarifas y subsidios, pero también producción

Vale formularse una cuestión previa a la discusión de los subsidios, a 

saber: ¿cómo nos aseguramos de que el agua, la luz y el gas “aparez-

can”? en tanto se trata de una condición indispensable para que luego 

aquellos bienes sean consumidos. ¿Es razonable que en el segmento de 

la producción hidrocarburífera (gas en boca de pozo o PIST) y de la gene-

ración eléctrica mayorista (MEM), también se destinen fondos públicos a 

modo de estímulo? ¿Vale la pena fomentar la producción y garantizarle 

un precio superior al que solventa la demanda en el mercado? Suele 

decirse que la energía más cara es la que no se tiene, y aquí aplica una 

variante: el subsidio más ineficiente es el que se destina a un consumo 

que no podrá realizarse. Es en vano pensar en el fin de la cadena sin 

ocuparse de su inicio.

En este sentido, si se trata de un servicio de carácter económico que es 

costeado por un prestador privado, la regulación debe prever las bases 

para el recupero de la inversión (aquella efectivamente realizada) que 

permita prestar el servicio en condiciones de calidad, confiabilidad y 

expansión de las redes, a la vez de habilitar una ganancia “justa y razo-

nable” al operador (sea lo que fuere que esto represente en la práctica, 

pero claramente ni nula ni exagerada).

En el extremo opuesto de la cadena, habrá que asegurarse también de 

que el derecho social en cabeza de quienes no pueden pagar el costo del 

servicio esté efectivamente garantido; es ahí, pues, donde también el Es-

tado debe destinar recursos fiscales. El acceso al bien indispensable será 

realmente universal en tanto y en cuanto el brazo protector de la ayuda 

estatal se presente allí donde es crudamente necesario.

Cierto es que para que “las cuentas cierren” el Estado por un lado recau-

da (y parte de esos ingresos ya figuran en las boletas de estos servicios 
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a modo de impuestos), y por el otro autoriza un passthrough a la tarifa 

de los usuarios que sí pueden afrontar ese costo, total o parcialmente.

2.4. Segmentar es discriminar

Discriminar es utilizar criterios para discernir entre clases de elemen-

tos. Podemos segmentar una tarifa por nivel socioeconómico, por los in-

gresos, por condición laboral activa/pasiva, por capacidad física/mental, 

por ubicación geográfica del domicilio, por reparaciones históricas ante 

agravios estatales, por metro cuadrado de edificación… pero no acep-

tamos discriminar por lo que consideramos “categorías sospechosas” 

(género, filiación política, adscripción confesional, etc.).

Disyuntivas: ¿cómo segmentar? ¿Cómo armar la clase de los pudientes y 

la clase de los vulnerables? ¿Y cómo asegurar el recurso natural también 

para los usuarios futuros: evitar que se consuma la energía actualmen-

te disponible y los recursos para reponerla queden en el subsuelo para 

siempre?

Una solución reside en un Estado que no piense en el diferencial cos-

to-tarifa, sino que preste el servicio en su totalidad a todos los usuarios 

sin discriminación alguna. A todes-todites. Siempre. Derechos Económi-

cos, Sociales y Culturales (DESC) “para todos los hombres del mundo que 

quieran habitar en el suelo argentino”.

Pero… ¿es así de fácil? Dependerá de que las arcas del Tesoro rebasen de 

oro, dólares, yuanes y criptomonedas. Y de que existan empresas 100% 

estatales que operen de forma integrada en toda la cadena de valor. Este 

modelo funcionó durante las décadas de oro de la sustitución de impor-

taciones, entre 1945 y 1975, pero hoy por hoy las condiciones distan de 

repetirse.
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¿Plan B? Dar en concesión a una compañía privada y exigirle que invier-

ta en explorar, explotar, transformar, transportar y comercializar –y todo 

de manera sustentable– el bien natural convertido en producto econó-

mico. Pero hete aquí un problema: esa corporación pretenderá no solo 

repagar sus costos sino también alcanzar una rentabilidad tal que le 

permita reproducir su capital para asegurar que la luz, el gas y el agua 

“aparezcan” y que –de hecho– las moléculas y los electrones lleguen a 

los cables, las hornallas y los grifos de hogares, comercios e industrias. 

Así, exigirá el repago del costo de inversión, de capital, de operación 

y mantenimiento, de la expansión del servicio y de su renta. Máxime 

cuando se trate de empresas que juegan al TEG en tableros globales para 

los cuales el “triangulito del Cono Sur” no es más que otro lugar donde 

poner las fichas al momento de ponderar las ganancias relativas.

¿Plan C? Reformular explícitamente nuestro “contrato social” y decidir 

de una vez. Si se trata de un derecho humano, avancemos pues con luz y 

gas para todos y todas, no ya como una dádiva gratuita sino como el re-

conocimiento de un derecho humano hecho-y-derecho. Pero si conveni-

mos que nos encontramos ante una actividad económica sujeta a reglas 

de mercado, entonces avancemos hacia un esquema donde el prestador 

opere de manera eficiente, reciba una retribución “justa y razonable” y 

el usuario pague el costo pleno del servicio. Y si uno, varios o muchos 

de estos últimos no lo puede pagar, entonces que el Estado afronte ese 

diferencial, pero no ya porque es un derecho universal sino porque es 

una obligación de la Administración para ese sector en un contexto de 

agudos niveles de pobreza, alta inflación y pérdida del poder adquisitivo 

del salario (agravada por el trabajo informal y el desempleo), máxime 

luego de años de recesión y ante la 2° ola de la pandemia.

¿Cómo conviene auxiliar a esos usuarios vulnerables? Una opción que 

luce eficiente es la devolución directa de ese valor. Un ejemplo es el Pro-

grama Hogar, política pública que reintegra una parte del costo de la 

garrafa (GLP) vía tarjeta de ANSeS al consumidor en situación de vulne-
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rabilidad. Así, el prestador invierte y mantiene el servicio con estánda-

res de calidad y resiliencia, el usuario asume el costo económico y hace 

una utilización racional y eficiente, y quien no puede afrontar su peso 

económico recibe una ayuda directa del Fisco para que la pauperización 

en la que se encuentra no se vea agravada aún más por la falta de acceso 

a condiciones dignas de vida.

2.5. Del tarifazo a la pandemia, los subsidios hoy

Finalmente, mientras debatimos estos extremos de ingeniería regulato-

ria, recordemos cuál es la situación actual: la Corte Suprema ha fallado 

en el año 2016 en la famosa causa “CEPIS” sobre cómo debe prestarse el 

servicio de gas natural para los usuarios residenciales. Allí, con funda-

mento en el artículo 42 de la Constitución y en la doctrina de los tribu-

nales internacionales de DD.HH., la Corte resolvió que las tarifas deben 

ser: graduales, razonables, no confiscatorias, con un sendero de aumento 

consensuado y publicitado en audiencias públicas obligatorias, que dé 

previsibilidad a los usuarios (máxime luego de años de atraso tarifario), 

especialmente a los sectores más vulnerables, quienes tienen derecho 

a una “vivienda adecuada”, que es aquella con acceso permanente a los 

recursos naturales y comunes como el agua potable, la energía para co-

cina, calefacción y alumbrado.

En ese fallo el Tribunal Supremo agregó algo más: que el Estado debe ga-

rantizar que el porcentaje de los gastos de una vivienda familiar de los 

grupos vulnerables sean, en general, conmensurados con los niveles de in-

greso. Esto es, que no haya exclusión del servicio por causa de una tarifa 

que, por su elevada cuantía, detraiga de manera irrazonable una propor-

ción excesiva de los ingresos del grupo familiar. De lo cual se concluye un 

límite claro, a saber: que si un “tarifazo” brusco e inconsulto impide a un 
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usuario pauperizado afrontar el costo, el prestador privado no podrá cor-

tarle el servicio. Tanto aplica para el gas, la electricidad y el agua.

Se ha visto que la aplicación de esta doctrina retrotrajo los aumentos 

unilaterales, intempestivos y desproporcionados de 2016, pero tal vez 

no fue suficiente para impedir que (pos-audiencia pública) las tarifas 

siguieran aumentando durante el Gobierno anterior, aunque en forma 

más aplanada, pero tremendamente gravitante para los presupuestos 

de grandes sectores de la población, sean hogares, comercios, pymes e 

industrias. Cierta reacción actual responde a la postura maximalista (y 

socialmente poco sensible) operada en aquellos años.

Ahora bien, dicho esto, vale recalcar que en el precedente citado la Corte 

Suprema afirma que la luz, el gas y el agua son servicios cuya accesibi-

lidad debe garantizarse. No obstante, no dice que no deban tener ningún 

costo para los usuarios, en tanto no los califica como derechos sociales 

básicos de la población como un todo (que incluye a ciudadanos y ex-

tranjeros, ricos y pobres). Eso sí, lo que sí reafirma la Corte es que una 

parte de esos usuarios deben recibir ayuda del Estado, tanto a la hora de 

fijar las tarifas de transporte y distribución como de regular el costo del 

gas en PIST. Hete aquí el desafío aconcaguático para la Administración 

actual y la salud de las cuentas públicas.

2.6. Habemus segmentación

Para concluir, vale la pena añadir unas nociones básicas del esquema 

de segmentación que está implementando el Gobierno nacional, bajo 

las directrices de los ministros de Economía Martín Guzmán y Sergio 

Massa, e implementado por la Secretaría de Energía.

En efecto, de conformidad con el Decreto N° 332/2022, se procede a la 

segmentación de subsidios para usuarios del servicio público de gas 
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natural por redes, y de energía eléctrica bajo jurisdicción nacional. A 

continuación, las características principales del programa:

• Se diferencia por niveles de ingresos: no por georreferenciación ni por 

bloque de consumo energético.

-	 Nivel alto (#1): ingresos mayores a 3,5 canastas básicas (equiva-

lente a $350 mil por mes, o a $424.000 en la Patagonia, lo que varía 

según la evolución de la Canasta Básica); a este nivel se le aplica 

la tarifa plena.

-	 Nivel bajo (#2): ingresos menores a $150.000 por mes; a este nivel 

se le aplica la tarifa social, sin incrementos.

-	 Nivel medio (#3): ingresos menores a $350.000 y mayores a 

$150.000 por mes; a este nivel se le aplica subas de hasta el 80% 

del índice CVS.

• Se invierte la carga: si el usuario no se inscribe en el registro, pierde el 

subsidio. Ej. CENOC comunitarios, RENACOM comedores, AUH, embara-

zo, discapacidad, Progresar, Potenciar Trabajo, etc., tienen la posibilidad 

de ser incluidos, pero deben inscribirse.

• Excepciones al trámite: electrodependientes en energía eléctrica y las 

entidades de bien público.

• Retroactivo al 1° de junio 2022: las boletas con aumento llegarían a 

principios de agosto.

• Deficiencias de asignación: se intenta evitar exclusiones de ingreso y 

egreso.

• Ubicación en un nivel determinado: hay seis meses para chequear el 

resultado, y en caso de desacuerdo se puede interponer un recurso de 

reconsideración.
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• Registro RASE: es el registro de acceso a subsidios energéticos. Consta 

de una DDJJ con 16 campos: DNI, N° trámite, nombre y apellido, CUIL, 

género, fecha nac., datos socioeconómicos, situación laboral, datos de 

contacto, domicilio, CP, relación con domicilio (titular o inquilino), datos 

del servicio público de gas, datos del servicio público de energía eléctri-

ca, grupo conviviente. El dato clave es el N° medidor.

• ReNUT SPE: es el registro nacional único de titulares de servicios pú-

blicos esenciales.

• Jurisdicción nacional: se harán convenios con provincias y municipios. 

Se utiliza información de ANSES y comunicación con ENRE, ENARGAS y 

entes provinciales.

• Régimen de Zona Fría: alcanza a 4 millones de personas, 50% hogares, 

60 ciudades en 11 provincias. No se altera por la segmentación.

• Programa Hogar: es la garrafa, cuyo costo de mercado es subsidiado 

por el Estado nacional, en un 80% de 2 garrafas mensuales (que pueden 

llegar a 5 según la zona, temporada y cantidad de personas en el hogar). 

Este programa tampoco se ve afectado por la segmentación.

• FMI: un motivo de la segmentación es la firma del Acuerdo con el FMI, 

a raíz del monto de los subsidios energéticos en 2021, del 1.9% PBI (que 

se pretende reducir al 0.4%); y que en 2022 se estima que tales subsidios 

alcanzarán los 15.000 MUSD, en torno al 2,5% al 3% PBI. 

• Precio del gas natural en PIST: un dato ilustrativo de la situación al 

momento del inicio de la segmentación son los precios relativos, pues:

-	 La demanda abona en torno a 1,70 USD/MMBTu, 

-	 los productores del Plan Gas.Ar reciben un promedio de 3,70 USD/

MMBTu y

-	 las importaciones se ubican en torno a los 5,70 USD/MMBTu.
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Vale aclarar que este proceso fue luego implementado y modificado 

por la Secretaría de Energía a través de las Resolución N° 467/2022 y 

631/2022. Asimismo, por Resolución SEN N° 610/2022 y 686/2022 se esta-

bleció el costo de abastecimiento del gas natural para cada nivel.

3. ROL GEOPOLÍTICO DEL GAS OFFSHORE.  
EXPLORACIÓN COSTA AFUERA, SOBERANÍA  
EN MALVINAS Y PLATAFORMA CONTINENTAL

En las postrimerías del año 2021 el Ministerio de Ambiente dictó la Re-

solución N° 436/21 que aprobó el Estudio de Impacto Ambiental (EIA) de 

una de las áreas contenidas en la Ronda 1 de exploración offshore. Este 

acto, que causó gran repercusión social, es solo una muestra pequeña de 

una decisión del Estado nacional que se sostuvo a lo largo de las últimas 

gestiones del PEN, relativa al conocimiento y delineación del “sistema 

petrolero” que subyace en profundidades de hasta 4.000 metros.

3.1. Políticas públicas sostenidas

La Ley N° 27007 de hidrocarburos de 2014 revirtió y transfirió a la Secreta-

ría de Energía de Nación (SEN) los títulos de exploración y explotación de 

las áreas que hasta entonces poseía la empresa pública ENARSA. Con ello 

se comenzó la etapa de relanzamiento de la política exploratoria offshore.

En 2018, un nuevo gobierno llamó a Concurso Internacional (Decreto N° 

872/18) y la SEN adjudicó (Res. N° 276/19):5

5	 Ver página oficial: https://www.argentina.gob.ar/economia/energia/explora-
cion-costa-afuera Y la nota: La Política Online (2/10/2018). El Gobierno apuesta 
al petróleo offshore y los especialistas prevén un gran potencial. Recuperado de 
https://www.lapoliticaonline.com/nota/115431-el-gobierno-apuesta-al-pe-
troleo-offshore-y-los-especialistas-preven-un-gran-potencial/
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• 18 áreas (de 38 licitadas);

• con una extensión de 95.000 km2;

• en las Cuencas Argentina Norte (7), Malvinas Oeste (9) y Austral (2);

• a 13 empresas de 9 consorcios de compañías internacionales de pri-

mer nivel, entre ellas YPF, la empresa de bandera nacional, quien se aso-

ció con Equinor (noruega) y Shell (anglo-holandesa) en algunas áreas;

• con una inversión estimada de USD 724 millones en 4 años;

• con plazos de los permisos dos períodos 4 años cada uno y prórroga de 

5 años (hoy la SEN puede ampliar hasta 2 años por demoras COVID/EIA); y

• los objetivos implican prospección sísmica en el 1° período y perfora-

ción de un pozo en el 2° período.

A efectos de ver en detalle los resultados discriminados con cuenca, por 

área y por empresa adjudicada en la Ronda 1 Costa Afuera de 2019, pue-

de seguirse el siguiente listado:

1) MLO_113: Exxon Mobil y Qatar Petroleum

2) MLO_114: Tullow Oil, Pluspetrol y Wintershall

3) MLO_117: Exxon Mobil y Qatar Petroleum

4) MLO_118: Exxon Mobil y Qatar Petroleum

5) MLO_119: Tullow, Pluspetrol y Wintershall

6) MLO_121: Equinor

7) MLO_122: Tullow

8) MLO_123: Total, Equinor e YPF

9) MLO_124: Eni, Mitsui y Tecpetrol

10) CAN_102: YPF y Equinor
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11) CAN_107: Shell y Qatar Petroleum

12) CAN_108: Equinor

13) CAN_109: Shell y Qatar Petroleum

14) CAN_111: Total y BP

15) CAN_113: Total y BP

16) CAN_114: Equinor e YPF

17) AUS_105: Equinor

18) AUS_106: Equinor

Asimismo, el gobierno actual no solo continuó con la Ronda 1 sino que, 

por DNU N° 389/21, le otorgó a IEASA en forma directa dos permisos en 

la Cuenca Malvinas Oeste (115 y 116).

Vale recordar que la SEN ya otorgó todos los permisos de exploración de 

las 18 áreas adjudicadas.

Luego, en virtud de la Resolución Conjunta SE-SAyDS N° 3/19, también 

interviene el Ministerio de Ambiente y Desarrollo Sostenible, quien otorga 

las autorizaciones para los Estudios de Impacto Ambiental (EIA). Por ejem-

plo, es lo que hizo para la campaña de adquisición sísmica de CAN_100, 

donde Equinor tiene el 35% y es operador (por eso pidió la audiencia pú-

blica y presentó el EIA), YPF el 35% y Shell el 30%.6 También YPF ha soli-

citado el EIA de CAN_102 (50% y operador, Equinor 50%), al igual que YPF 

para la perforación del pozo exploratorio denominado “Argerich”.7

Ergo: la exploración del sistema petrolero costa afuera constituye una 

política pública mantenida en el tiempo por las últimas 3 administra-

6	 Ver EIA presentado por https://www.argentina.gob.ar/sites/default/files/re-
2021-49897574-apn-dtdjgm.pdf

7	 Ver https://www.argentina.gob.ar/economia/energia/exploracion-costa-afue-
ra/proyecto-argerich
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ciones, lo que denota un consenso transversal explícito, superador de 

posturas polarizadas.

3.2. Soberanía y valor geoestratégico

Otro aspecto relevante del debate desarrollo productivo vs. ambiente es 

poner de relieve la importancia de conocer las enormes riquezas mari-

nas contenidas en las extensas superficies reconocidas a nuestro país. 

Aquí entran en juego COPLA, Pampa Azul y las capacidades estatales 

para afrontar los abismales desafíos que se presentan. Veamos.

El 1° objetivo geopolítico al que podría coadyuvar la exploración offshore 
es, obviamente, fortalecer el reclamo soberano sobre Malvinas, mante-

nido incólume por nuestro país en foros internacionales desde la usur-

pación del Reino Unido en 1833. Recordemos que en 2011 se aprobó la 

Ley N° 26659 que prohibió realizar actividades de exploración y explota-

ción en la Plataforma Continental (PC) sin haber obtenido la habilitación 

de la autoridad competente argentina (SEN). En virtud de ello, Cancille-

ría denunció en la justicia local y en ámbitos globales los actos ilícitos 

de las compañías internacionales que actuaban dentro de la zona de 

exclusión.8

El 2° objetivo geopolítico surge del reconocimiento del nuevo “límite exte-

rior de la PC más allá de las 200 millas”. Son 1,7 millones km2 más de territorio 

(un 35% adicional a la superficie del continente) para la explotación del 

lecho y el subsuelo, con recursos minerales, hidrocarburos y especies 

sedentarias.9

8	 Ver nota: Télam (9/4/2015). Argentina presentó una denuncia penal contra 
las empresas que operan ilegalmente en Malvinas. Recuperado de https://
www.telam.com.ar/notas/201504/100853-el-gobierno-denunciara-penal-
mente-a-las-empresas-que-operan-ilegalmente-en-malvinas.html

9	 Ver mapa: http://www.plataformaargentina.gov.ar/mapaPlataforma
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Esto se logró gracias a la presentación de Cancillería en 2009 ante la 

Comisión de Límites de la PC, contenida en 50 tomos. Quien llevó ade-

lante semejante proeza fue la Comisión Nacional del Límite Exterior de 

la Plataforma Continental (COPLA), creada en 1997 bajo dependencia de 

Cancillería e integrada por el Servicio de Hidrografía Naval de la Arma-

da, los Ministerios de Economía, Desarrollo Productivo, Defensa, Interior 

y CyT. Está compuesta por geodestas, hidrógrafos, geólogos, geofísicos, 

cartógrafos, oceanógrafos, abogados y expertos en SIG y en derecho in-

ternacional. Colaboran también la Comisión Nacional de la Carta Geoló-

gica, CONAE, CONICET y universidades nacionales.10

Fue así que, luego de una serie de revisiones, finalmente los nuevos lí-

mites fueron reconocidos por la ONU en 2016.11 Se trata de la reafirma-

ción de la soberanía argentina sobre el lecho y el subsuelo de las zonas 

submarinas adyacentes a su territorio más allá de las 200 millas y hasta 

donde la profundidad de las aguas suprayacentes permitiera la explota-

ción de los recursos naturales de dichas zonas.

Nuestro país tiene fijado el límite exterior de su PC de conformidad con 

la Convención ONU sobre el Derecho del Mar (CONVEMAR) adoptada en 

1982, que entró en vigor para Argentina en 1996. La Convención estable-

ce que la PC comprende el lecho y el subsuelo de las áreas submarinas 

que se extienden más allá del mar territorial y a lo largo de la prolon-

gación natural de su territorio hasta el borde exterior del margen con-

tinental, o bien hasta las 200 millas contadas desde las líneas de base. 

Para su determinación se usan dos criterios relativos al espesor sedi-

mentario y a la distancia al pie del talud, con dos restricciones.12 Y se to-

man elementos geomorfológicos, geológicos, geofísicos e hidrográficos.

10	Ver página oficial: http://www.plataformaargentina.gov.ar/es/institucional
11	Ver Resumen Ejecutivo de la presentación: https://www.un.org/depts/los/

clcs_new/submissions_files/arg25_09/arg2009e_summary_esp.pdf
12	Ver pág. 4: http://www.plataformaargentina.gov.ar/userfiles/userfiles/Folle-

to-COPLA_0.pdf
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Así, Argentina ha considerado las tareas del trazado de su límite más ex-

tenso como una “política de Estado”, pues ha mantenido una continuidad 

del equipo de trabajo de COPLA a lo largo de 11 años (amén de altibajos 

en 2001/2) y se han insumido un total de más de 432.600 horas hombre.

Otra muestra: en 2020 esta demarcación fue aprobada por la Ley N° 

27557, sancionada por unanimidad en el Congreso con el consenso de 

todos los bloques parlamentarios de ambas cámaras.13

3.3. ¿Y ahora qué hacemos?

Pues desplegar todas las capacidades estatales para conocer aquello que 

hemos reivindicado con profesionalismo y ganado en buena ley. ¿Podre-

mos? Claro, no empezamos ayer. Aquí entra en radar la Iniciativa Pampa 

Azul, un proyecto interministerial (7) creado en 2014 que articula acciones de 

investigación científico-tecnológicas (I+D+i). Su objetivo es contribuir a las polí-

ticas públicas oceánicas, incluyendo el fortalecimiento de la soberanía nacional 

sobre el mar (infraestructura, flota, instrumental, capacidades humanas), 

su conservación y el uso sostenible de los bienes marinos. En su agenda 

figuran, entre otros, 3 temas hoy candentes: cambio climático, gestión 

de riesgo ambiental y prospección geológica y geofísica.14

Al respecto, quienes han seguido todo el proceso describen la enorme 

potencialidad que se abre a partir del nuevo escenario, junto a los re-

tos por conocer, administrar y controlar semejante extensión territo-

rial.15 Según advierten, existen desafíos tan profundos como estas aguas 

australes: 1) encapsular los cúmulos abisales de gas metano congelado 

13	Ver https://www.boletinoficial.gob.ar/detalleAviso/primera/234033/20200825
14	Ver video: https://youtu.be/vM4LA6b4OUQ
15	Ver artículo de Daniel Arias, director de la agencia Agend.Ar. Recuperado de 

https://abelfer.wordpress.com/2017/09/25/argentina-en-el-mar-i-el-territo-
rio-que-ganamos/
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(clastratos) y traerlos a superficie sin que burbujeen y se dispersen en 

la atmósfera –las emisiones fugitivas contaminan–; 2) obtener hidrocar-

buros y metales valiosos y/o raros presentados como nódulos o como 

costras (con bastante cobre, cobalto, platino), commodities muy preciados 

en la actualidad.

En fin, tal como describe el especialista Carlos Mutto, estos desafíos se 

enmarcan en las disputas geopolíticas por los abismos subacuáticos en 

los océanos, donde se cruzan intereses científicos, militares e indus-

triales cruzados por “la conquista de los fondos submarinos”, arena de 

la confrontación geopolítica, tecnológica y económica del futuro.16 Este 

autor advierte que el fondo del mar atesora increíbles depósitos de sul-

furos ricos en oro, zinc, níquel, manganeso y otros 17 metales que for-

man las codiciadas tierras raras “que permitirían responder a la voraz 

demanda del actual proceso de transición energética”.

3.4. Producción actual de gas natural offshore 

Según la Secretaría de Energía, desde los años 60 hasta la actualidad se 

han registrado aproximadamente 393.000 km de exploración sísmica 2D 

y 29.000 km² de sísmica 3D, y se han perforado más de 400 pozos en el 

Mar Argentino, todos ellos en el ámbito de la plataforma continental y 

en aguas poco profundas.17

16	Ver nota: Mutto, C. A. (31/12/2021). La conquista de los fondos submarinos 
será el último desafío de la humanidad. La Nación. Recuperado de https://
www.lanacion.com.ar/opinion/la-conquista-de-los-fondos-submarinos-se-
ra-el-ultimo-desafio-de-la-humanidad-nid31122021/

17	 Ver https://www.argentina.gob.ar/economia/energia/exploracion-costa-afue-
ra/historia-offshore-en-argentina



298 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Lo relevante es que el 17% del gas que se produce en el país proviene hoy día 

de 36 pozos operativos en el Mar Argentino, bajo jurisdicción federal y de las 

provincias de Santa Cruz y de Tierra del Fuego AeIAS.18

Hemos dicho ya que más de la mitad de la energía que se consume en 

la Argentina –desde la Patagonia hasta el NEA y el NOA–, es gas natural, 

así llegue en garrafa de butano (GLP). Asimismo, para la calefacción y 

la cocina hogareñas se utiliza este insumo, puesto que más del 60% de 

la electricidad también se produce con gas natural. De allí que más de 

una 6° parte de todo el gas consumido se desarrolla y proviene del mar 

argentino, esto es, de fuentes offshore.

4. DILEMAS MOLECULARES.19 ARGENTINA TIENE GAS,  
LE SOBRA GAS, LE FALTA GAS, EXPORTA GAS, IMPORTA  
GAS Y PODRÍA EXPORTAR GAS. ¿CONTRADICCIÓN?

Argentina tiene gas, le sobra gas, le falta gas, exporta gas, importa gas y 

podría exportar gas. En apariencia contradictorias, todas estas afirmacio-

nes son ciertas y se dan en la actualidad de manera concomitante. Enten-

der este panorama complejo no es difícil si se analiza en detalle. Veamos.

Nuestro país tiene gas: produce ese hidrocarburo en varias cuencas pro-

ductivas (NOA, Neuquina, Golfo San Jorge y Austral); de allí sale el gas que 

consumimos en todo el país a nivel residencial, industrial y para genera-

ción eléctrica. A la Argentina también le sobra gas: durante los meses de 

verano la producción nacional supera a los requerimientos de consumo 

interno; así, a partir de 2021 se empezó a exportar a Chile de forma no 

18	Ver https://www.iapg.org.ar/Offshore/
19	Publicado originalmente: Carbajales, J. J. (28/11/2022). ¿Argentina potencia en 

gas? Página 12. Recuperado de https://www.pagina12.com.ar/502181-argenti-
na-potencia-en-gas
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interrumpible (firme), cuando la demanda doméstica está plenamente 

satisfecha. Estas exportaciones representan un 5% de la producción local.

No obstante, durante el invierno nos falta mucho gas: la demanda de 

las distribuidoras, que abastecen a los hogares, se triplica; no hay pro-

ducción propia que alcance y el desfasaje debe completarse con impor-

taciones por tres vías: por redes desde Bolivia (todo el año, en virtud 

de un contrato 2006-2026), por buques de Gas Natural Licuado (GNL) en 

Escobar y Bahía Blanca, y de gasoil para CAMMESA. En invierno estas 

importaciones representan un cuarto del total consumido.

En síntesis: la oferta local alcanza para satisfacer la demanda doméstica 

durante gran parte del año, mientras que en el Período Invernal el pico 

residencial supera con creces la capacidad de producción y transporte. 

Aquí las claves son dos: la creciente producción de Vaca Muerta y la 

fuerte estacionalidad del consumo hogareño.

Pero aún falta un elemento: Argentina podría exportar gas, mucho más 

gas, no solo por ductos (como se está estudiando con Brasil), sino vía 

licuefacción al mundo. Se trata de la puesta en valor de la producción 

excedente del shale gas y la comercialización de GNL en los mercados 

globales, hoy tan deseosos de garantizarse el combustible que reempla-

ce la molécula rusa y agilice la transición ambiental.

4.1. Plan Gas aquí y GNL afuera

Eso sí, llegar al estadio exportador requiere “hacer los deberes”, llevar a 

cabo un cúmulo de tareas encadenadas de cumplimiento imprescindible.

En primer lugar, garantizar la mayor cantidad de gas nacional de mane-

ra estable en un mediano plazo bajo condiciones de seguridad de abas-

tecimiento, estabilidad de precios y garantía de demanda. Todos estos 

requerimientos están previstos y se vienen cumpliendo en el marco del 
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“Plan Gas.Ar 2020-2024”, la política pública de estímulo a la produc-

ción “que determinó la reversión de la tendencia declinante del 8% 

anual [con] récords crecientes de actividad, perforación, fracturas y 

producción, tales que saturaron la capacidad de transporte desde la 

cuenca Neuquina”,20 con resultado satisfactorio para todos los actores 

involucrados: la industria, el Estado, las provincias y los consumidores 

residenciales, eléctricos e industriales. En virtud de ello, y como ya he-

mos analizado aquí, el Gobierno procedió a lanzar las Rondas #4 y #5 

para: (i) extender hasta fines de 2028 los compromisos de inyección de 

la Ronda #1 y al mismo precio (100 millones m3/d a 3,53 USD/MMBTU, 

mientras que el GNL 2023 se estima en 42 dólares la unidad + 1 de rega-

sificación), (ii) llenar el gasoducto Néstor Kirchner (GPNK) en julio 2023, 

(iii) incrementar la producción de invierno de 2024 en adelante (llegará 

a un máximo de 128 MMm3/d), y (iv) agregar oferta en las cuencas con 

declino.

Son compromisos que trascienden un mandato presidencial y gozan de 

respaldo al interior de esta coalición y también en la oposición. Y todo 

ello independientemente de la segmentación (en un contexto en el que 

los usuarios de la demanda prioritaria solo pagaban, a fines de 2022, el 

32,7% del precio).

En segundo lugar, reemplazar las importaciones invernales de GNL y 

combustibles líquidos para generación eléctrica requiere de mayor ca-

pacidad de transporte. El Gobierno lanzó una serie de obras como el 

GPNK, la reversión del Gasoducto Norte y la expansión del Centro Oeste, 

pero todas esas ampliaciones aportarán, en unos 3 años, una capacidad 

adicional de hasta 44 MMm3/d. No obstante, aún nos faltarán más de 20 

millones para satisfacer la demanda interna y lograr el autoabasteci-

miento en los meses de invierno.

20	Ver el informe técnico de la SEN para la Audiencia Pública del 6/12/22: 
https://www.argentina.gob.ar/sites/default/files/informe_tecnico_if-2022-
125065633-apn-dneypmec.pdf
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En tercer lugar, concretar exportaciones de GNL a gran escala requerirá 

avanzar en los siguientes hitos:

1) Obtener acceso a financiamiento de capital (que no tenemos por la 

macro);

2) Desarrollar yacimientos nuevos en Vaca Muerta (que están);

3) Construir gasoductos dedicados (no por obra pública y distintos a las 

etapas del GPNK, que no alcanzan);

4) Construir una planta de separación de líquidos (etano, propano, buta-

no, CO2, nitrógeno);

5) Construir una planta de licuefacción (modular o escalable, en Río Ne-

gro o Bahía Blanca, que lleva mínimo 4 años);

6) Construir una terminal marítima y puerto de gran calado;

7) Conseguir contratos de venta (spot o de largo plazo, de clientes asiá-

ticos o europeos); y

8) Obtener inversión aguas abajo (para que ese mismo cliente financie 

desde el 1° hito).

4.2. Dilema regulatorio

En cuarto lugar, debemos resolver un dilema regulatorio: ¿la eventual ex-

portación de GNL será 365 o restringida durante el invierno por falta de 

autoabastecimiento? ¿Puede pensarse un esquema de saldo comercial 

positivo entre ingresos por exportaciones durante 8 meses vs. salida de 

divisas durante los 150 días de frío? ¿Es viable un sistema de “burbuja” 

que desacople los proyectos de licuefacción de la regla “prioridad mer-

cado interno” del antiguo Decreto-Ley de Hidrocarburos N° 17319/67? 

¿Se precisa una ley aprobada por amplias mayorías intercoalicionales?
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En quinto lugar, sumarle al check list un capítulo de industrialización del 

gas con destino a la petroquímica, el reemplazo de gasoil en el transpor-

te terrestre y marítimo, la ampliación de la red de distribución domici-

liaria y el incremento gradual del Valor Agregado Nacional y los encade-

namientos productivos.

Finalmente, una conclusión auspiciosa: tenemos mucho gas y nos falta 

durante los inviernos, lo que será mitigado con nuevos gasoductos (y 

eficiencia); a la vez, podríamos producir mayores volúmenes de shale gas 

y exportarlos a gran escala. Dos elementos se presentan como articula-

dores: ciertos consensos transversales a nivel político y la oportunidad 

que plantea la transición energética de la matriz global en materia de 

descarbonización.



El proceso de transición hacia una matriz energética que contribuya a 

mitigar los efectos del cambio climático y el cumplimiento de los Obje-

tivos de Desarrollo Sostenible (ODS) en materia de descarbonización y 

reducción de las emisiones de gases de efecto invernadero plantea un 

desafío gigantesco a nivel global. Allí inmersa, Argentina se ha dado una 

estrategia propia basada en sus condiciones endógenas de desarrollo, en 

su amplia dotación de recursos naturales y, en particular, en su específi-

ca matriz energética en cuanto a producción y consumo tanto de ener-

gías primarias como secundarias de fuente eléctrica. La clave reside en 

que nuestro país posee un consumo de energía fuertemente dominado 

por los hidrocarburos y una muy alta participación del gas natural en la 

CONCLUSIONES
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matriz primaria y en la generación de energía eléctrica, combustible que 

es –a la vez– el recurso fósil menos contaminante.

En este contexto, las autoridades de la cartera energética nacional se 

han propuesto los siguientes objetivos: incrementar la participación del 

gas en el mix hidrocarburífero (a expensas de los combustibles líquidos 

como gasoil y fueloil), aumentar la oferta gasífera de origen nacional, y 

exportar los excedentes en períodos estivales donde hay un bajo consu-

mo local/residencial.

Para ello, el Poder Ejecutivo Nacional dictó el Decreto N° 892/2020, me-

diante el cual se aprobó el “Plan Gas.Ar” o “Plan de Promoción de la 

Producción del Gas Natural Argentino – Esquema de Oferta y Demanda 

2020-2024”. Este programa, planteado como una herramienta de gestión 

surgida de la emergencia de la Pandemia en pleno 2020, fue también el 

resultado de una decisión política que apuntaló y respaldó un proceso 

de negociación con la industria hidrocarburífera. Su objetivo principal 

radicó en generar un nuevo marco de fijación de precios de largo plazo 

que se tradujera en compromisos ciertos de inversión e inyección para 

abastecer la demanda interna de gas natural de hogares y usinas, por 

un período de cuatro años, considerando la infraestructura existente y 

la capacidad de pago de los usuarios residenciales del servicio público 

de gas natural distribuido por redes.

En sí, este Programa plasma la concreción del proceso de diagnóstico, di-

seño, articulación, negociación y aprobación, en una primera instancia, 

y de implementación, revisión y relanzamiento, en una segunda fase, de 

una política pública en materia energética que llegó para quedarse y que 

cuenta con una vocación robusta de permanencia y consolidación. En 

particular, este proceso demuestra la posibilidad real y el valor intrínse-

co de la planificación energética y del diálogo multinivel e intersectorial 

en la búsqueda de un objetivo sistémico claro bajo el principio ordena-

dor del interés público.
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Por un lado, se trató de una herramienta idónea desde el punto de vista 

teórico-conceptual; por el otro, ratificó con sus resultados concretos el 

impacto real en el sistema de gas natural del país.

Tales conclusiones se verifican desde varios planos. La industria gasífe-

ra, por caso, resaltó mayoritariamente lo positivo de la concepción del 

Plan Gas.Ar y su posterior implementación. Al mismo tiempo, desde la 

mirada de las autoridades ministeriales y sectoriales, se han destacado 

la sinergia en la articulación público-privado, el cumplimiento de las 

metas de inversión e inyección comprometidas, así como la producción 

excedente no prevista originalmente pero que emanó de la inercia in-

versora y productiva resultante del impulso de un plan consistente y 

contractualizado a cuatro años.

En cuanto a la morfología y dinámica de una política pública, el Plan 

Gas.Ar contiene varios tipos de componentes, a saber: el institucional 

(liderado por la Secretaría de Energía y los ministerios responsables del 

área); el decisional (plasmado en la vocación política presidencial y la 

aprobación administrativo-legal por medio de un DNU); el conductual 

(estimula la inversión privada, impulsa el trabajo local y resguarda la 

economía doméstica de los hogares); y, finalmente, el causal (redunda 

en la reversión del declino en la producción gasífera y asegura la inyec-

ción necesaria a mediano plazo).

Al mismo tiempo, el Esquema 2020/2024 supone una serie de elementos 

bien definidos: un campo de acción situado en el sector hidrocarburífe-

ro; un conjunto de promesas a cumplir tanto por el sector público como 

por el privado, vía estímulo de precios y amenaza de penalidades, o vía 

aumento de la producción y sujeción a sanciones; un proceso de con-

versión de los medios disponibles (recursos presupuestarios y expertise 

técnica) en los fines buscados (aumentar la producción sin recargar el 

costo pleno en la demanda); y un ciclo de acción (que duró más de 6 

meses) y un conjunto de productos (el combustible gaseoso), resultados 



306 JUAN JOSÉ CARBAJALES

e impactos efectivos (en inversión de capital, volumen inyectado, canti-

dad de equipos en operación, pozos conectados, exportaciones firmes, 

regalías percibidas, etc.).

Dos datos relevantes formaron parte del diagnóstico y del problema a 

resolver con esta política pública, uno productivo y otro socioeconómi-

co. El primero consistía en la necesidad de revertir el declino que se 

venía verificando en los últimos doce meses en la producción de gas 

de las cuencas hidrocarburíferas. Es que en el invierno de 2020 aquella 

se ubicó unos 18 MMm3/día por debajo de la de 2019, lo que represen-

taba una merma de más del 15% respecto al invierno anterior. De allí 

que la persistencia de dicha tendencia (si el Estado hubiera decidido no 

actuar), por las características geológicas de los yacimientos convencio-

nales y –principalmente– no convencionales, habría llevado al continuo 

deterioro en la inyección, con mermas de entre el 10% y el 15% anual. 

Ello, con el consiguiente efecto de mayores niveles de importación y, por 

ende, de salida de divisas.

El segundo problema a encarar radicaba en el contexto de pauperización 

de gran parte de la sociedad, especialmente de los segmentos histórica-

mente vulnerables. Ello, luego de diez años de sin crecimiento del PIB, 

dos años de recesión y más de uno de Pandemia, extremos que cristali-

zaron a fines de 2020 un núcleo de pobreza del 42% de la población (doce 

millones de personas) y de indigencia del 10,5% (tres millones). Ergo, un 

gran número de usuarios del sistema de gas natural por redes no podía 

afrontar los precios compatibles con un valor de reposición del combus-

tible; lo que llevó a las autoridades a introducir el esfuerzo estatal para 

solventar el diferencial, vía subsidios a la demanda.

Hecho el diagnóstico, la herramienta diseñada finalmente rindió sus 

frutos, puesto que –a lo largo de las Rondas #1, #2, y #3– fueron adju-

dicados casi la totalidad de los productores gasíferos de todo el país, 

sean empresas mixtas o privadas, de origen local o internacional. Las 
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características principales de estas rondas, esto es, el “corazón” del 

Plan Gas, pueden resumirse en los siguientes logros:

• El compromiso de inyección, desde las Cuencas Austral y Neuquina, 

de 70 MMm3/d, de manera constante y sin declino, y por una extensión 

de 4 años (enero 2021 a diciembre 2024), a ser comercializado al Precio 

Ofertado con la demanda prioritaria (residencial de Distribuidoras y de 

generación eléctrica de CAMMESA);

• El compromiso de inyección, desde las Cuencas Austral y Neuquina, 

de 30 MMm3/d adicionales, de manera constante y sin declino, y por una 

extensión de 4 años (enero 2021 a diciembre 2024), a ser comercializado 

libremente con la demanda industrial;

• El compromiso de inyección, desde la Cuenca Neuquina, de alrededor 

de 7 MMm3/d adicionales durante los meses de invierno por 4 años 

(mayo-septiembre 2021, 2022, 2023 y 2024); y

• El pago de estos compromisos a un valor surgido de la competencia 

en la subasta, cuyo precio promedio ponderado es de 3,53 USD/MMBTu.

Al mismo tiempo, se logró valorizar el gas argentino, puesto que el pre-

cio surgido de la competencia en el Concurso Público, que resultó en 

3,53 USD/MMBTu, se impone como la nueva referencia sistémica para el 

sector del gas natural en Argentina, y se convertirá –lenta pero inexora-

blemente– en “el” precio para los diferentes segmentos de la demanda, 

incluyendo la industria.

Por último, la consolidación de una herramienta que contiene un esque-

ma definido y previsible es una realidad a partir de su extensión por 4 

años más, esto es, hasta fines de 2028, por medio de las Rondas #4 y #5 

adjudicadas en diciembre de 2022.

De esta manera, queda ratificado que el Plan Gas.Ar 2020-2024-2028 

se consolida como un sistema que da: (i) previsibilidad a la industria, 

(ii) resiliencia a la demanda y (iii) certeza al fisco.
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Asimismo, en cuanto a la matriz productiva, este Plan “podría cambiar 

la matriz del PBI de Argentina, puesto que en 2026 las exportaciones 

del sector hidrocarburos van a pesar (en términos de reservas y de 

balanza comercial) lo mismo que todo el complejo sojero en la actuali-

dad” (Massa dixit). Ello, al tiempo que se estima un ahorro de subsidios 

de 19.500 millones de dólares para los años 2023-2028.

Finalmente, es un Programa de concepción win-win, pues implica más 

gas argentino, menos importaciones, más trabajo local, menos salidas 

de divisas, más saldos exportables, menos incertidumbre sistémica, 

más contratos con demanda asegurada, menos emisiones de gases con-

taminantes, más recaudación federal, menos inseguridad de abasteci-

miento, más sustentabilidad energética y menos disparidad de precios 

en el mercado interno.

En este marco general se inserta la presente obra, que fue sistematizada 

y escrita por uno de los hacedores de dicha Policy. De allí su propósito 

último: realizar un análisis detallado, circunstanciado y crítico de las su-

cesivas fases de una política pública relevante para el sector hidrocarbu-

rífero nacional. Ello, en el doble contexto de la pandemia (y la inmediata 

pospandemia) y la transición energética.

Así, esta finalidad pedagógica se desarrolla de manera pausada y se-

cuencial a efectos de que sus diversos contenidos contribuyan como 

elementos de juicio tanto a los estudiantes de ciencias sociales intere-

sados en el diseño, ejecución y revisión de las políticas públicas energé-

ticas; como a los jóvenes profesionales que se dedican al oil & gas o que 

militan en la causa ambientalista.



ANEXO 
PLAN DE PROMOCIÓN DE LA PRODUCCIÓN  
DEL GAS NATURAL ARGENTINO ESQUEMA  
DE OFERTA Y DEMANDA 2020-2024

I. Fundamentos

a) Sinergia público-privado: la iniciativa potencia los resultados ópti-

mos que pueden lograrse a partir del accionar conjunto y mancomuna-

do del sector público y del sector privado. Por un lado, el Estado ejerce 

su capacidad de planificación en cuanto al sistema de gas, estima los 

ANEXO. 
DECRETO N° 892/2020: LOS 100 
PUNTOS DEL PLAN GAS.AR
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niveles de oferta y de demanda, y realiza una agregación de esta última 

en vistas a consolidar un bloque de volumen uniforme a largo plazo (ini-

cialmente 70 MMm3/d en los TRESCIENTOS SESENTA Y CINCO (365) días 

del año por CUATRO (4) años y un volumen adicional en cada Período 

Estacional de Invierno de esos CUATRO (4) años más CUATRO (4) bloques 

de volumen adicionales para el Período Invernal, sujetos a restricciones 

del sistema de transporte. Por el otro, el mercado compite libremente 

para abastecer a dicha demanda, lo que favorece la reducción de precios 

relativos para un insumo vital de la economía.

b) Esquema competitivo: se convoca desde la Secretaría de Energía del 

MINISTERIO DE ECONOMÍA a la firma de contratos directos entre Pro-

ductores, por un lado, y la demanda prioritaria (las Licenciatarias de Dis-

tribución y/o Subdistribuidoras) y la demanda de usinas térmicas (con 

CAMMESA), por el otro.

c) Objetivos: viabilizar inmediatamente inversiones para aumentar la 

producción de gas natural en todas las cuencas del país y satisfacer las 

necesidades de hidrocarburos del país con el producido de sus yaci-

mientos.

d) Precio: el precio del gas en el PIST surgirá de la concurrencia en el 

mercado; en un marco de libre competencia, sujeto a las condiciones 

que fija el Estado para asegurar los objetivos de la iniciativa, tales como 

la obligación de invertir para evitar el declino de la producción. Se fija 

un precio tope a los efectos de fomentar un nuevo nivel para el gas en el 

PIST que incorpore la curva de eficiencia del último lustro.

e) Plazo: es de mediano plazo, esto es, a CUATRO (4) años, a los efec-

tos de viabilizar inversiones de manera sostenida. El plazo es ampliable 

por CUATRO (4) años adicionales para proyectos Off Shore, a los fines 

de incorporar aquellos desarrollos que requieran un horizonte mayor. 

Asimismo, el presente Esquema podría ser continuado mediante subas-

tas anuales que vayan adicionando un período anual al final de cada 
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período de CUATRO (4) años, a los efectos de mantener y aumentar los 

volúmenes de producción existentes a dicho momento.

f) Compromiso: los Productores deberán comprometerse a lograr una 

curva de producción por cuenca que garantice el sostenimiento y/o au-

mento de los niveles actuales. Esto, en una actividad con declino geoló-

gico, implica un volumen de inversión significativo que –a la vez– trac-

ciona los niveles de empleo.

g) Prioridad: se le reconoce prioridad para la inyección en períodos con 

excedentes de oferta a quienes resulten con precios más competitivos 

en la Subasta, con lo cual se favorece la eficiencia en las asignaciones.

h) Exportación: se otorga prioridad para exportar en condición firme 

parte del volumen total de exportación, y fuera del período estacional de 

invierno, a aquellos Productores Firmantes que presenten precios más 

competitivos de acuerdo con el posicionamiento que surja de la licita-

ción. Esta medida pretende seguir con el desarrollo del mercado de ex-

portación a los países vecinos e incentivar la concurrencia en la Subasta.

i) Tarifas y subsidios: la Secretaría de Energía del MINISTERIO DE ECO-

NOMÍA definirá, con la asistencia del ENARGAS, en caso de que se la 

requiera, y a partir del precio resultante en la Subasta para el gas en el 

PIST, cuáles son los niveles de subsidio en el precio del gas y el trasla-

do (pass through) del costo a la demanda prioritaria vía contratos de las 

Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras. De esta manera, la 

Autoridad de Aplicación establece el contenido de la política pública de 

subsidios a fin de proteger a los segmentos vulnerables de la población. 

De allí que esta iniciativa tenga en cuenta tanto los precios requeridos 

para el desarrollo sostenible de la producción de gas en todas las cuen-

cas de nuestro país, como los niveles tarifarios (y de subsidio) asociados 

que están relacionados con la demanda prioritaria.
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j) Inicio: diciembre de 2020, en función de los plazos necesarios para 

lograr mayor inyección en mayo de 2021.

k) Incumplimientos: habrá reducciones proporcionales del Precio Ofer-

tado y hasta se podrá perder la participación en el Esquema. Si se in-

cumple el compromiso de inversión, el incremento del valor agregado 

nacional y/o el compromiso de inyección en el Período Estacional de 

Invierno se debe abonar una penalidad.

l) Relación con planes de estímulo vigentes: se promueve complementar 

el presente Esquema con el Programa de estímulo dispuesto en las Reso-

luciones Nros. 46 /17 y sus modificatorias, 419/17 y 447/17, todas del en-

tonces MINISTERIO DE ENERGÍA Y MINERÍA, con los siguientes objetivos: 

(i) que los volúmenes adicionales a los allí involucrados queden incorpo-

rados en la presente iniciativa de acuerdo con las condiciones del presen-

te esquema, (ii) que la inversión del Estado Nacional durante la vigencia 

de dicho Programa redunde ahora en precios competitivos y se dé forma 

a un solo mercado de gas con precios uniformes, (iii) se contemplen los 

derechos de quienes en la actualidad son beneficiarios de ese Programa 

de estímulo. En este sentido, se han previsto una serie de opciones de in-

greso a fin de igualar las condiciones de partida de todos los Productores, 

a la vez que se establecen medidas que comenzarán a tener vigencia al 

momento de finalización del citado Programa, esto es, en enero de 2022.

m) Singularidad del sistema Off Shore: resulta oportuno diseñar condi-

ciones particulares para los desarrollos Costa Afuera dadas las siguien-

tes características diferenciales: (i) conllevan costos de inversión y logís-

tica más importantes; (ii) se encuentran ubicados en áreas remotas y con 

condiciones meteorológicas y oceánicas extremas (temperaturas -15°C, 

vientos 90 de 160 km/h, olas de hasta 10 metros y fuertes corrientes), 

con una alta variabilidad e impredecibilidad; (iii) las ventanas climáticas 

favorables para la instalación son reducidas y de duración aleatoria; (iv) 

las tormentas son un riesgo cierto; (v) los pozos a perforar son dirigidos 
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y de largo alcance (hasta 3 kilómetros), con equipos de alta tecnología 

y gran tamaño (del tipo Jack Up), movilizados desde lugares remotos del 

mundo; (vi) lo mismo aplica para los medios de instalación como flotas 

de barcazas, buques y helicópteros; (vii) desde el punto de vista geológi-

co existe un alto riesgo para reservorios con espesores reducidos; (viii) 

la operación y el mantenimiento requiere medios marinos y aéreos de 

soporte, trabajos de buceo de alto riesgo y personal altamente capacita-

do; (ix) los puertos que se utilizan se encuentran a grandes distancias.

II. Objeto General

1. El presente Esquema tiene por objeto:

1.1. Viabilizar inversiones en producción de gas natural con el objetivo 

de satisfacer las necesidades de hidrocarburos del país con el producido 

de sus propios yacimientos.

1.2. Proteger los derechos de los usuarios actuales y futuros del servicio 

de gas natural.

1.3. Promover el desarrollo de agregado nacional en la cadena de valor 

de toda la industria gasífera.

1.4. Mantener los puestos de trabajo en la cadena de producción de gas 

natural.

1.5. Sustituir importaciones de Gas Natural Licuado (GNL) y el consumo 

de combustibles líquidos por parte del sistema eléctrico nacional.

1.6. Coadyuvar con una balanza energética superavitaria y con el desa-

rrollo de los objetivos fiscales del Gobierno.

1.7. Generar certidumbre de largo plazo en los sectores de producción y 

distribución de hidrocarburos.
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1.8. Otorgar previsibilidad en el abastecimiento a la demanda prioritaria 

y al segmento de generación eléctrica de fuente térmica.

1.9. Establecer un sistema transparente, abierto y competitivo para la 

formación del precio del gas natural compatible con los objetivos de po-

lítica energética establecidos por el PODER EJECUTIVO NACIONAL.

2. Los Productores Firmantes adhieren al presente Esquema habiendo 

tenido en cuenta sus reservas, concesiones y contratos vigentes que les 

otorgan derecho a la explotación de hidrocarburos.

3. Las Licenciatarias del Servicio de Distribución de Gas Natural adhie-

ren al presente Esquema en el marco de las obligaciones emergentes del 

régimen jurídico del gas natural, de la continuidad del proceso de nor-

malización del mercado de gas natural, de la protección de los usuarios 

y del adecuado abastecimiento de gas natural a la demanda prioritaria.

Particular

4. Asegurar el suministro, mediante un instrumento que permita diso-

ciar el precio del gas natural, que refleja los reales costos de producción 

y desarrollo, del valor que se traslada a los usuarios de las distribuidoras 

por medio de la tarifa.

5. Lograr que los costos del sistema eléctrico no aumenten por necesi-

dad de reemplazar gas natural de origen nacional por sustitutos impor-

tados de mayor costo.
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III. Definiciones

6. Las siguientes Definiciones deben aplicarse a los fines interpretativos 

del Esquema y sus Anexos, los cuales forman parte integrante de aquél:

6.1. Autoridad de Aplicación: es la SECRETARÍA DE ENERGÍA del MINIS-

TERIO DE ECONOMIA de la REPÚBLICA ARGENTINA

6.2. CAMMESA: es la COMPAÑÍA ADMINISTRADORA DEL MERCADO MA-

YORISTA ELÉCTRICO SOCIEDAD ANÓNIMA.

6.3. CMD: es la Cantidad Máxima Diaria de gas natural comprometida.

6.4. Contratos: son los acuerdos a ser firmados entre Productores, por 

un lado, y Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y/o 

CAMMESA, por el otro, resultantes del proceso de Subasta establecido 

en el presente Esquema.

6.5. Consumo fuera del sistema (Off System): es el gas natural consumi-

do que no ingresa al sistema de transporte.

6.6. Consumo propio: es el gas producido y captado dentro del área de 

concesión y destinado para uso interno, que incluye, pero no se limita, 

al combustible para equipos, inyección en gas-lift, generación de energía 

eléctrica y toda actividad e instalaciones necesarias para la operación 

del área.

6.7. Cuenca Off Shore: es la cuenca sedimentaria que se encuentra lo-

calizada, total o parcialmente costa afuera (Off Shore), medida desde la 

línea de base hacia el límite exterior de la plataforma continental.

6.8. Deliver or Pay (DOP): es el compromiso del vendedor de entregar el 

volumen de gas natural contratado o pagar el valor de aquél.

6.9. Demanda Prioritaria: es la demanda de gas natural de las Licencia-

tarias de Distribución y/o Subdistribuidoras destinada exclusivamente a 
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aquellos grupos de consumidores que, acorde a la normativa vigente, a 

la fecha del presente Esquema deben ser abastecidos de gas natural por 

dichas prestatarias. Estos clientes son: (i) los usuarios Residenciales, (ii) 

los usuarios categorizados por el artículo 11 del Decreto N° 181 del 13 de 

febrero de 2004 como correspondientes a los segmentos denominados 

“P1” y “P2”, ambos integrados por usuarios de la Categoría Tarifaria co-

rrespondiente al Servicio General “P”, acorde al Reglamento de Servicio 

de Distribución de gas por redes, y (iii) los usuarios definidos en la Re-

solución de la SECRETARÍA DE ENERGÍA N° 2020 del 22 de diciembre de 

2005 como el Grupo III, de entre aquellos usuarios que por su nivel de 

consumo se ubican en el segmento “P3” de la Categoría Tarifaria Servicio 

General “P”, según las mismas disposiciones del artículo 11 del Decreto 

N° 181/04 citado. A estos efectos, no se considerará incluida como De-

manda Prioritaria al consumo los segmentos Gas Natural Comprimido 

(GNC) y al Servicio General “P3” grupos I y II. 

6.10. Demanda Usinas: es la demanda de gas natural destinada a la pro-

ducción de energía eléctrica.

6.11. Distribución de los volúmenes contractualizados: son las cantida-

des determinadas en base al consumo promedio de gas de los segmen-

tos Demanda Prioritaria y Usinas del último trienio (2017-2019).

6.12. Distribuidoras y Subdistribuidoras: son las empresas prestadoras 

de servicio de distribución de gas natural por redes de la República Ar-

gentina que operan con licencias otorgadas conforme a la Ley Nº 24.076, 

y las Subdistribuidoras habilitadas, conforme a la Ley Nº 24.076, que re-

ciben o puedan recibir gas en forma directa de los Productores.

6.13. Esquema: es el contenido del “PLAN DE PROMOCIÓN DE LA PRO-

DUCCIÓN DEL GAS NATURAL ARGENTINO – ESQUEMA DE OFERTA Y 

DEMANDA 2020-2024”, denominado también “Esquema de Oferta y De-

manda de Gas Natural 2020-2024” o “Esquema Gas 20/24” o “EG20/24” o 

“Plan GasAr”.
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6.14. Gas Retenido: es la cantidad de gas que retiene la Transportista 

entregada por el Cargador para su transporte bajo las Condiciones Es-

peciales del Reglamento del Servicio respectivo, para su uso como com-

bustible para las plantas compresoras y para compensación de pérdidas 

en la línea.

6.15. IEASA: es la sociedad anónima bajo injerencia estatal INTEGRA-

CIÓN ENERGÉTICA ARGENTINA SOCIEDAD ANÓNIMA.

6.16. Inyección Base: es la inyección promedio del trimestre mayo-ju-

nio-julio de 2020 de cada Productor Firmante, por cuenca, e incluye los 

consumos off system.

6.17. Inicio del Esquema: tiene el significado que se le asigna en el Punto 

16 del presente Esquema.

6.18. MEG o MEGSA: es el mercado electrónico de gas administrado 

por la empresa MERCADO ELECTRÓNICO DE GAS SOCIEDAD ANÓNIMA 

(MEGSA).

6.19. Oferta: es la propuesta del Productor interesado de participar y que 

se detalla en los Puntos 7 y 8 del presente Esquema.

6.20. Pago Provisorio: es el pago equivalente al SETENTA Y CINCO POR 

CIENTO (75%) de la compensación calculada en base a la Declaración 

Jurada presentada por cada Productor Firmante respecto a sus entregas 

conforme establezca oportunamente la reglamentación de la Autoridad 

de Aplicación, para el mes que corresponda.

6.21. Pago Ajustado: es la diferencia entre la compensación calculada en 

función de la información contenida en la Declaración Jurada certifica-

da por auditores independientes, conforme el Punto 83, presentada por 

cada Productor Firmante a la SECRETARÍA DE ENERGÍA del MINISTERIO 

DE ECONOMIA, y el Pago Provisorio del mes que corresponda.



318 JUAN JOSÉ CARBAJALES

6.22. Período Base: es el período de CUARENTA Y OCHO (48) meses desde 

el inicio del presente Esquema.

6.23. Período Estacional de Invierno: es el período comprendido entre el 

1° de mayo y el 30 de septiembre de cada año.

6.24. Período Estacional de Verano: es el período comprendido entre el 

1° de octubre y el 30 de abril de cada año.

6.25. PIST: es el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte de Gas Natural.

6.26. Plan de Inversiones y Programa de incremento proporcional y 

progresivo del Valor Agregado Nacional (VAN): es el plan de inversión 

previsto en el Punto 7.4 y que contiene, como mínimo, el detalle esta-

blecido en el ANEXO B; y el programa de incremento del VAN descripto 

en el Punto 98.

6.27. Precio Base: es el precio del gas en el PIST de referencia para CAMMESA 

establecido para cada cuenca según Nota NO-2020- 33627304-APN- SE#M-

DP y modificatorias. La cuenca aplicable será determinada de acuerdo 

a la cuenca donde se ubique el o los PIST del Productor Firmante y/o las 

inyecciones Off System del Productor Firmante.

6.28. Precio en Cuadros Tarifarios: es el precio del gas en el PIST de 

conformidad con los cuadros tarifarios para las Licenciatarias de Distri-

bución y/o Subdistribuidoras.

6.29. Precio Máximo: es el precio del gas en el PIST máximo admisible 

para la presentación de ofertas definido para cada cuenca de acuerdo 

con lo establecido en el ANEXO A.

6.30. Precio de Mercado: es el Precio Promedio Ponderado (PPP) del gas 

en el PIST de las ofertas adjudicadas en la Subasta.

6.31. Precio Ofertado: es el precio del gas en el PIST de cada cuenca de 

cada una de las ofertas recibidas.
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6.32. Precio Período Estacional de Verano: es el precio del gas en el PIST 

de aplicación para los SIETE (7) meses comprendidos en los períodos ene-

ro-abril y octubre-diciembre de cada año. Dicho precio surge de multipli-

car el Precio Ofertado por cada Productor por un factor de ajuste de 0,82.

6.33. Precio Período Estacional de Invierno: es el precio del gas en el 

PIST de aplicación para los CINCO (5) meses comprendidos en el perío-

do mayo-septiembre de cada año. Dicho precio surge de multiplicar el 

Precio Ofertado por cada Productor por un factor de ajuste de UNO CON 

VEINTICINCO (1,25).

6.34. Precio Período Estacional de Invierno Adicional: es el precio del 

gas en el PIST de aplicación para al Volumen del Período Estacional de 

Invierno Adicional. Dicho precio surge de multiplicar el Precio Ofertado 

por cada Productor para este Período Adicional por un factor de ajuste 

de UNO CON TREINTA (1,30).

6.35. Productor Firmante: es el Productor de Gas Natural que hubiese 

suscripto el presente Esquema.

6.36. Productor Excluido: es el Productor Firmante a quien se le ha dado 

de baja del presente Esquema por incumplimientos.

6.37. Productor Firmante con Precio Base o Precio en Cuadros Tarifa-

rios: es el Productor Firmante que no tiene derecho a percibir el Precio 

Ofertado de conformidad con el Punto 50.7 y demás disposiciones con-

cordantes del presente Esquema.

6.38. Productor de Gas Natural: es la empresa productora de gas natural 

titular de una concesión de explotación otorgada por el ESTADO NACIO-

NAL o por las respectivas Provincias, en uso de sus respectivas faculta-

des legales, o de contratos en virtud de los cuales realizan actividades de 

explotación de hidrocarburos.

6.39. Secretaría de Energía: es la SECRETARÍA DE ENERGÍA del MINISTE-

RIO DE ECONOMIA de la REPÚBLICA ARGENTINA.
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6.40. Subasta: es el procedimiento competitivo mediante el cual la Au-

toridad de Aplicación lleva adelante la competencia entre los Oferentes 

para definir las posiciones relativas a precios y volúmenes que establece-

rá oportunamente la normativa que dicte de la Autoridad de Aplicación.

6.41. Subsecretaría de Energía Eléctrica: es la SUBSECRETARÍA DE ENER-

GÍA ELÉCTRICA dependiente de la SECRETARÍA DE ENERGÍA del MINIS-

TERIO DE ECONOMIA de la REPÚBLICA ARGENTINA.

6.42. Subsecretaría de Hidrocarburos: es la SUBSECRETARÍA DE HIDRO-

CARBUROS dependiente de la SECRETARÍA DE ENERGÍA del MINISTERIO 

DE ECONOMIA de la REPÚBLICA ARGENTINA.

6.43. Take Or Pay (TOP): es el compromiso del comprador de tomar el 

volumen de gas natural contratado o pagar el valor de aquél.

6.44. Vigencia: es el plazo de CUARENTA Y OCHO (48) meses desde el día 

de inicio del Esquema según el Punto 16. Para el caso de los proyectos Off 

Shore, dicho plazo será de NOVENTA Y SEIS (96) meses a partir de dicha 

fecha de inicio.

6.45. Volumen base total: es el bloque de SETENTA (70) MMm3/d (o aquel 

mayor o menor que, en base a lo propuesto por la SECRETARÍA DE ENER-

GÍA, adopten las partes) en los TRESCIENTOS SESENTA Y CINCO (365) 

días del año, por una duración de CUATRO (4) años. El volumen total 

se distribuirá de la siguiente manera (y, en caso de modificaciones del 

Volumen base total por parte de la SECRETARÍA DE ENERGÍA, en los por-

centajes que ésta determine):

6.45.1. Cuenca Austral (comprende la producción on shore y off shore de 

las provincias del Chubut, de Santa Cruz y de Tierra del Fuego, Antártida 

e Islas del Atlántico Sur): 20 MMm3/d.

6.45.2. Cuenca Neuquina: 47,2 MMm3/d.

6.45.3. Cuenca Noroeste: 2,8 MMm3/d.
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6.46. Volúmenes contractualizados: son las cantidades establecidas de 

conformidad con la reglamentación que establezca oportunamente la 

Autoridad de Aplicación, destinadas a abastecer los diferentes segmen-

tos de demanda.

6.47. Volúmenes comprometidos de las Resoluciones Nros. 46 /17, 419 

/17 y 447/17, todas del entonces MINISTERIO DE ENERGÍA Y MINERÍA: 

son los volúmenes que continuarán comprendidos dentro del “Progra-

ma de Estímulo a las Inversiones en Desarrollos de Producción de Gas 

Natural proveniente de Reservorios No Convencionales” creado por las 

Resoluciones N° 46 /17, 419/17 y 447/17, todas del entonces MINISTERIO 

DE ENERGÍA Y MINERÍA; y por sobre los cuales recae la renuncia referida 

en el Punto 41.

6.48. Volumen del Período Estacional de Invierno Adicional: serán vo-

lúmenes adicionales en el Período Estacional de Invierno de cada uno 

de los CUATRO (4) años. Solo se adjudicarán volúmenes al Productor 

Firmante al que se le hayan asignado volúmenes en el Período Base. 

El volumen a adjudicar será distribuido por cuenca según determine la 

SECRETARÍA DE ENERGÍA.

IV. Adhesión al Esquema

7. Cada Productor interesado en adherir al presente Esquema, en opor-

tunidad de la convocatoria que al efecto hará la SECRETARIA DE ENER-

GIA, deberá: (a) remitir una nota de adhesión por el sistema TAD con-

teniendo, de corresponder, las renuncias referidas en los Puntos 39 y 

41 del presente Esquema; y, separadamente, (b) presentar su Oferta en 

sobre cerrado o en el soporte tecnológico que establezca la reglamen-

tación que asegure su inviolabilidad (Sobre N° 1), la que contendrá una 

propuesta sobre los siguientes aspectos:
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7.1. El volumen correspondiente al Período Base y el volumen correspon-

diente al Período Estacional de Invierno Adicional;

7.2. El precio del volumen total ofertado para cada cuenca;

7.3. La curva de producción comprometida por cada una de las cuencas 

en las que adhiera, distinguiendo provincias y/o áreas bajo jurisdicción 

del ESTADO NACIONAL dentro del continente o Costa Afuera (Off Shore); y

7.4. El Plan de Inversiones a desarrollar para alcanzar sus volúmenes 

de inyección comprometidos, que deberá ser presentado en las condi-

ciones fijadas en la reglamentación que establezca oportunamente la 

Autoridad de Aplicación, y el Programa de Incremento Proporcional y 

Progresivo del VAN previsto en el Punto 98.

8. Asimismo, cada Productor interesado podrá presentar, en su Oferta, 

una propuesta complementaria (Sobre N° 2). En ésta se contemplará una 

curva de producción que requiera mayores tiempos de desarrollo, a los 

fines de cumplir con lo indicado en el Punto 25 del presente Esquema. 

En este supuesto, el Productor deberá comprometerse a compensar su 

falta de volumen inicial. La normativa a dictar por la SECRETARÍA DE 

ENERGÍA regulará la forma de compensación, la que deberá incluir las 

importaciones a cargo del Productor de gas natural durante el Período 

Estacional de Invierno 2021, adicional al que programe para importar la 

compañía IEASA. El Productor podrá compensar su déficit de volumen 

del Período Estacional de Invierno 2021 concentrando la disponibilidad 

de gas natural adicional importado o combustibles alternativos equiva-

lentes en los meses de junio y julio.

Este Sobre N° 2 será abierto solamente en caso de que no se logre cu-

brir la totalidad del volumen a adjudicar luego de la apertura de los 

Sobres N° 1. En dicho caso, se aplicará el mismo criterio de asignación 

detallado en el ANEXO A, y estos volúmenes serán complementarios a 

los que sean adjudicados como consecuencia de las ofertas recibidas 
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en el Sobre N° 1. Los Sobres Nº 1 y Nº 2 constituirán la Oferta de cada 

Productor Firmante a los efectos de la Subasta.

9. Cada Distribuidora y/o Subdistribuidora interesada en adherir al pre-

sente Esquema deberá remitir una nota de adhesión por el sistema TAD 

a las condiciones aquí establecidas entendiéndose que las obligaciones 

de las Distribuidoras y/o Subdistribuidoras adherentes se generarán a 

partir de la firma de los Contratos.

V. Criterios generales

10. Asignación de volúmenes por cuenca: se realiza una asignación a 

las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras de conformidad 

con la reglamentación que establezca oportunamente la Autoridad de 

Aplicación, respondiendo al ordenamiento de los Productores Firman-

tes, en función del orden creciente de precios ofertados para cada cuen-

ca. En caso de igualdad de precios se asignará proporcionalmente en 

función del volumen propuesto por cada Productor.

11. Autorización de exportaciones: el Volumen Contractualizado será 

autorizado, en forma parcial, para su destino de exportación en condi-

ción firme, fuera del Período Estacional de Invierno, conforme lo esta-

blecido en la Ley N° 24.076 y normativa complementaria, primando el 

abastecimiento interno.

12. Cálculo de la participación comprometida: cada Productor Firman-

te es responsable por los Volúmenes Comprometidos, conforme surjan 

del mecanismo de asignación, según se detalle en la reglamentación 

que establezca oportunamente la Autoridad de Aplicación. La respon-

sabilidad de cada Productor Firmante por el compromiso asumido en 

el presente Esquema es simplemente mancomunada, limitándose cada 
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Productor Firmante a suministrar los Volúmenes del Esquema compro-

metidos por él mismo por cuenca.

13. Compromiso de entrega: se asume por cuenca y por mes, para el 

abastecimiento de las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuido-

ras y de CAMMESA, incluyendo consumos fuera del sistema, y por parte 

de cada uno de los productores que adhieran, conforme la reglamenta-

ción que establezca oportunamente la Autoridad de Aplicación.

14. Compromiso de inyección, de inversión y de incremento proporcio-

nal y progresivo del VAN: se realiza por la vigencia del presente Esque-

ma, de conformidad con la curva que se determine en la reglamentación 

que oportunamente apruebe la Autoridad de Aplicación y en el Punto 

98, y con discriminación de cuencas. Las curvas de producción compro-

metidas deberán contener, desde mayo de 2021, una inyección igual o 

superior a la Inyección Base.

En caso de no cubrir el volumen de una cuenca determinada, se podrá 

asignar dicho volumen a ofertas de otras cuencas siempre que haya ca-

pacidad de transporte contratada y disponible por las demandas de las 

Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras. La curva de pro-

ducción presentada por los Productores Firmantes será ajustada propor-

cionalmente en función del volumen ofertado que fuere efectivamente 

adjudicado. Dicha curva de producción ajustada no podrá ser inferior a 

su Inyección Base.

El Plan de Inversiones a presentar, de conformidad con el ANEXO B, en 

ningún caso podrá ser inferior al flujo de fondos, producto de la com-

pensación del Punto 33 a recibir del ESTADO NACIONAL. En caso de ser 

necesario, la SECRETARÍA DE ENERGÍA podrá modificar el mencionado 

factor de ajuste por hasta un UNO COMA VEINTICINCO (1,25). A tal efec-

to, el Productor Firmante deberá informar a la Autoridad de Aplicación, 

con periodicidad trimestral y con apertura mensual, el debido cumpli-
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miento del mencionado plan, junto con la entrega de información audi-

tada y en carácter de declaración jurada.

15. Incumplimiento: en caso de no cumplir con las obligaciones asumi-

das en el presente Esquema, el Productor Firmante será pasible de las 

penalidades establecidas en el Punto 50 y siguientes.

16. Inicio del Esquema: es el 1° diciembre de 2020, fecha a partir de 

la cual los Productores Firmantes estarán obligados a cumplir con sus 

obligaciones emergentes, y el ESTADO NACIONAL a abonar a aquéllos la 

diferencia de precio del gas que se genere entre: (a) el PIST autorizado 

para traslado a tarifas vigente a la fecha del Inicio del Esquema y (b) el 

precio adjudicado conforme a la Subasta.

17. Plazo adicional para Off Shore: los proyectos costa afuera (Off Shore) 

tendrán un plazo adicional de CUATRO (4) años, cuyo cómputo iniciará 

al concluir el Plazo Base, con lo que el plazo total será de OCHO (8) años 

desde el inicio del Esquema.

18. Plazo Base: es de CUATRO (4) años a partir del Inicio del Esquema.

19. Plazo Base Adicional: la Autoridad de Aplicación podrá ampliar el 

Plazo Base por plazos de UN (1) año, el cual será agregado como año 

quinto (5°), y así sucesivamente. Para ello, se deberán revisar, para cada 

año adicional, los volúmenes de demanda, las posibilidades de inver-

sión en infraestructura, los niveles de precio y los correspondientes 

compromisos de venta.

20. Precio de traslado a la demanda: el ESTADO NACIONAL podrá tomar 

a su cargo el pago mensual de una porción del precio del gas natural 

en el PIST resultante de la Subasta a efectos de reducir el costo del gas 

a pagar por el usuario conforme al Punto 9.4.2. de las Reglas Básicas de 

las Licencias de Distribución de gas por redes. Al efecto, la Autoridad de 

Aplicación determinará, con la asistencia del ENARGAS, en caso de que 

esta sea requerida, y mediante un proceso que, de corresponder, incluya 



326 JUAN JOSÉ CARBAJALES

instancias de efectiva participación ciudadana, el monto que podrá ser 

igual o inferior al Precio de Mercado que surja de las adjudicaciones de 

la Subasta. El diferencial entre el precio determinado por la Autoridad de 

Aplicación de acuerdo al Punto 6.28 y el Precio resultante de la Subasta 

estará a cargo del ESTADO NACIONAL.

21. Precio ofertado: el precio a reconocer al Productor Firmante que 

cumpla debidamente con su compromiso de entrega del volumen pro-

puesto y asignado, de acuerdo con la metodología detallada en el ANE-

XO A, consistente en el precio de traslado a la demanda y la compensa-

ción asumida por el ESTADO NACIONAL conforme el Esquema.

22. Prioridad de nominación: las propuestas de menor precio de cada 

cuenca tendrán prioridad de nominación en caso de que las Licencia-

tarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y/o CAMMESA tengan que 

tomar volúmenes inferiores a la CMD en períodos de baja demanda. En 

virtud de esta prioridad, se bajará en la cuenca que corresponda la no-

minación hasta el TOP en primera instancia al Productor Firmante que 

haya ofertado el mayor precio y así sucesivamente; todo ello, de acuerdo 

con la metodología detallada en el ANEXO A.

23. Revisión de volúmenes: la Autoridad de Aplicación podrá efectuar 

reasignaciones con periodicidad semestral en función de variaciones en 

la demanda de las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras 

y/o de CAMMESA, o ante cambios en la participación de los Productores 

Firmantes. La reasignación del volumen correspondiente a las Licencia-

tarias de Distribución y/o Subdistribuidoras tendrá en consideración el 

gas combustible retenido y devuelto a la prestataria del servicio de dis-

tribución por las Licenciatarias del Servicio de Transporte de Gas Natu-

ral. En todos los casos, dicho gas combustible deberá ser utilizado para 

satisfacer la demanda prioritaria y no podrá ser cedido a ningún tercero.



327 Anexo. Decreto N° 892/2020: los 100 puntos del Plan Gas.Ar

24. Volumen asignado a las Licenciatarias de Distribución y/o Subdis-

tribuidoras: no incluye el consumo del segmento Gas Natural Compri-

mido (GNC).

VI. Detalles de implementación

Productores

25. Cada Productor Firmante se compromete a inyectar, por el plazo de 

vigencia del presente Esquema, la curva que se determine en la regla-

mentación que oportunamente apruebe la Autoridad de Aplicación, la 

cual incluirá una discriminación por cuenca. No podrá realizarse ningu-

na compensación entre cuencas. El Productor Firmante podrá adherir en 

una cuenca sin tener la obligación de adherir en las restantes cuencas. 

Los Compromisos de Inyección permanecerán vigentes por el plazo del 

Esquema con independencia de los volúmenes adjudicados a cada Pro-

ductor Firmante en la Subasta.

26. Las curvas de producción comprometidas deberán contener, desde 

mayo de 2021, una inyección igual o superior a la Inyección Base. La 

inyección comprometida deberá considerar los Puntos de Ingreso al Sis-

tema de Transporte (PIST), los puntos por fuera del sistema (Off System) 

y, de corresponder, los consumos propios.

27. No se configurará incumplimiento a lo establecido en el presente 

Esquema si la falta de entrega de los volúmenes comprometidos se debe 

a falta de demanda total del sistema y/o a una situación de caso fortuito 

o fuerza mayor debidamente acreditados y oportunamente reconocidos 

por la Autoridad de Aplicación.
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28. Cada Productor Firmante se compromete a entregar, por cuenca y 

por el plazo de vigencia del presente Esquema, los volúmenes contem-

plados en la reglamentación que oportunamente apruebe la Autoridad 

de Aplicación, para el abastecimiento de la demanda de las Licenciata-

rias de Distribución y/o Subdistribuidoras y CAMMESA.

29. Los volúmenes comprometidos por cada Productor Firmante para el 

abastecimiento de las demandas comprendidas en el presente Esquema 

no podrán ser superiores al SETENTA POR CIENTO (70%) del promedio 

de la producción comprometida, una vez descontados los consumos 

propios, para el promedio del trimestre mayo, junio y julio de 2021, a ex-

cepción del caso de los Proyectos Costa Afuera (Off Shore), en cuyo caso 

la referencia será el promedio del trimestre mayo, junio y julio de 2020. 

En caso de ser necesario, la SECRETARÍA DE ENERGÍA podrá modificar 

el porcentaje mencionado en hasta un QUINCE POR CIENTO (15%) por 

sobre dicho promedio.

30. El volumen base a acordar para el abastecimiento de la demanda 

de las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y CAMME-

SA, más las exportaciones a autorizar, será de SETENTA (70) MMm3/d 

constantes a lo largo de la vigencia del Esquema. Complementariamen-

te, se consideran volúmenes adicionales, a definir por la SECRETARÍA 

DE ENERGÍA, en el Período Estacional de Invierno de cada uno de los 

CUATRO (4) años del Esquema y los que eventualmente se adicionen en 

ejercicio de la facultad prevista en el Punto 19. En la asignación de vo-

lúmenes a cada Productor Firmante se priorizará a quien oferte menor 

precio. El mismo criterio de asignación será de aplicación para los volú-

menes adicionales correspondientes al Período Estacional de Invierno 

de cada año del Esquema.

31. En función de la priorización mencionada en el punto precedente, 

se define el volumen medio mensual comprometido por cada Productor 

Firmante para su correspondiente entrega a las Licenciatarias de Distri-
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bución y/o Subdistribuidoras y a CAMMESA, distribuyendo proporcio-

nalmente los volúmenes ofertados a distintos precios. La asignación de 

los volúmenes totales entre las Licenciatarias de Distribución y/o Sub-

distribuidoras y CAMMESA se hará proporcionalmente de acuerdo a las 

entregas promedio del último trienio (2017-2019). En el caso de Produc-

tores Firmantes que tengan consumos correspondientes a generación 

térmica del MEM, con consumos fuera del sistema (Off System), estos 

últimos consumos serán considerados exclusivamente para su asigna-

ción a CAMMESA.

32. A lo largo del Esquema, cada Productor Firmante deberá cumplir con 

sus compromisos de inyección, con sus compromisos de entrega por 

cuenca, y con sus compromisos de inversión (ANEXO B).

33. El ESTADO NACIONAL abonará a cada Productor Firmante, en con-

cepto de compensación, el diferencial entre el precio facturado a las Li-

cenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y el Precio Ofertado 

por el factor del Período Estacional según corresponda, el que será deter-

minado a partir del Tipo de Cambio vendedor del BANCO DE LA NACIÓN 

ARGENTINA del último día hábil del mes de inyección de que se trate.

34. A los fines del pago del Precio Ofertado, el cumplimiento de las entre-

gas e inyecciones comprometidas será analizado a mes vencido.

35. A los fines de la evaluación del cumplimiento de la inyección com-

prometida serán considerados períodos trimestrales móviles.

36. El cumplimiento de inyección de los volúmenes comprometidos 

por cada Productor Firmante se verifica por: (i) la inyección del volu-

men comprometido o, en caso de ser insuficiente, (ii) la puesta a dispo-

sición a la Demanda a condiciones de mercado, tanto en el MEG como 

a CAMMESA, del volumen remanente no inyectado.

37. El Productor Firmante cuyo Precio Ofertado sea menor, de acuerdo 

con la metodología detallada en el ANEXO A, tendrá prioridad de no-



330 JUAN JOSÉ CARBAJALES

minación por parte de las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistri-

buidoras y por CAMMESA en períodos con faltante de demanda en los 

cuales sea necesario reducir volúmenes de inyección a niveles de TOP.

38. El Productor Firmante que tenga comprometido volúmenes en el 

marco del Programa de las Resoluciones N° 46/17, 419/17 y 447/17, todas 

del entonces MINISTERIO DE ENERGÍA Y MINERÍA no podrá percibir, por 

la porción de tales volúmenes que fuera asignada a las Licenciatarias de 

Distribución y/o Subdistribuidoras, el Precio Ofertado en el marco del 

presente Esquema. En dicho caso, percibirá el Precio en Cuadros Tari-

farios conforme la definición del Punto 6.28. A partir de enero de 2022, 

dicho Productor Firmante percibirá el Precio Ofertado. La porción de los 

referidos volúmenes asignada a CAMMESA y/o a IEASA percibirá el Pre-

cio Ofertado a partir de la vigencia del presente Esquema.

39. En caso de no renunciar a los beneficios mencionados en el punto 

precedente, a los efectos de la comparación y asignación de ofertas, el 

Precio Ofertado se ajustará en función del Valor Presente Neto (VPN) de 

los ingresos correspondientes a los volúmenes propuestos para el Perío-

do Base, para lo cual se tendrán en consideración, hasta el 31 de diciem-

bre de 2021, los precios mínimos establecidos en la citada Resolución, 

descontados a una tasa del DIEZ POR CIENTO (10%), de conformidad con 

la metodología establecida en el ANEXO A. Lo aquí previsto no será de 

aplicación en los casos en los que el Productor Firmante opte por la al-

ternativa prevista en el Punto 1.4 del ANEXO A, en cuyo caso se aplicará 

la metodología descripta en dicho punto a los efectos de la comparación 

de ofertas y asignación de volúmenes.

40. El ESTADO NACIONAL creará un sistema de garantía para respaldar 

el pago del diferencial entre el Precio Ofertado y el Precio en Cuadros 

Tarifarios, el que contará con un procedimiento de liquidación basado 

en los principios de celeridad y eficiencia administrativas, sin perjuicio 

de otros mecanismos de garantía del pago de las compensaciones a los 
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Productores Firmantes bajo el Esquema basados en el reconocimiento 

de créditos fiscales, según se determine en la legislación respectiva y 

conforme sea reglamentado por la Autoridad de Aplicación y por la AFIP, 

según corresponda.

41. A los fines de acceder a participar en el presente Esquema, el Pro-

ductor Firmante que tenga comprometido volúmenes en el marco del 

Programa de las Resoluciones N° 46 /17, 419/17 y 447/17, todas del enton-

ces MINISTERIO DE ENERGÍA Y MINERÍA, deberá presentar en el Sobre 

N° 1, la renuncia establecida en la reglamentación que oportunamente 

apruebe la Autoridad de Aplicación.

42. La participación del Productor Firmante estará sujeta a las condicio-

nes establecidas en los Puntos 13 y 14.

43. En caso de que durante el Período Estacional de Invierno en una 

cuenca determinada se produzcan volúmenes excedentes de oferta, 

la SECRETARÍA DE ENERGÍA podrá, a solicitud del Productor Firmante, 

otorgar permisos en condición firme con destino de exportación para el 

Productor Firmante que cuente con volúmenes excedentes a todos los 

volúmenes comprometidos dentro del Esquema.

Proyectos Costa Afuera (Off Shore)

44. A efectos de tener en consideración la incertidumbre y los riesgos 

geológicos vinculados a la realización de nuevos desarrollos costa afue-

ra en la región austral del país, el Productor Firmante deberá presentar 

en el Sobre N° 1 un Plan de Inversiones conforme lo establecido en la 

reglamentación que oportunamente apruebe la Autoridad de Aplicación 

hasta tanto el proyecto ingrese en etapa de operación comercial, el cual 

será controlado por la Autoridad de Aplicación.
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45. Asimismo, deberá compensar, durante los meses de junio, julio y agos-

to de cada año del Plazo Base, su falta de volumen respecto a su Inyección 

Base; para ello, podrá optar por alguna de las siguientes alternativas:

45.1. con compensaciones entre cuencas con producción propia, siem-

pre que el Productor Firmante disponga de volúmenes por encima de 

los volúmenes de inyección comprometidos en la cuenca en la que 

compensa, y en tanto exista capacidad de transporte disponible para el 

abastecimiento de la demanda;

45.2. con la adquisición de su volumen faltante a otro Productor Firman-

te, siempre que este último disponga de volúmenes por encima de los 

volúmenes de inyección comprometidos, y en tanto exista capacidad de 

transporte disponible para el abastecimiento de la demanda;

45.3. con importaciones a su cargo de gas natural durante los meses 

de junio, julio y agosto, con volúmenes adicionales a los que programe 

importar IEASA;

45.4. con un pago equivalente a DOS (2) veces el volumen a compensar 

valorizado al Precio Ofertado por UNO CON VEINTICINCO (1,25).

46. En caso de elegir la opción 45.3, el Productor Firmante podrá concentrar 

la disponibilidad de gas natural adicional en los meses de junio y/o julio.

47. Estos proyectos tendrán un plazo adicional de CUATRO (4) años, con 

lo que el plazo total será de OCHO (8) años desde el inicio del Esquema.

48. Una vez iniciado el plazo adicional conforme el Punto 17: (i) los Vo-

lúmenes contractualizados por cada Productor Firmante en el presente 

Esquema deberán ascender al SETENTA POR CIENTO (70%) de la produc-

ción total Costa Afuera (Off Shore) que dicho Productor Firmante tenga a 

partir de la finalización del plazo base, o a partir de que ingrese en fase 

comercial el proyecto en cuestión; (ii) el Productor Firmante no deberá 

compensar los volúmenes a que se refiere el Punto 45.



333 Anexo. Decreto N° 892/2020: los 100 puntos del Plan Gas.Ar

49. A partir de este último mes, el Productor Firmante deberá cumplir 

con los Contratos firmados con las Licenciatarias de Distribución y/o 

Subdistribuidoras y con CAMMESA.

Los Productores Firmantes que incluyan en su Plan de Inversión en 

Cuenca Austral un proyecto Off Shore, no serán pasibles de las penali-

dades previstas en los Puntos 50.2, 50.3 y 50.4 en dicha cuenca, en tanto 

y en cuanto hayan dado debido y acreditable cumplimiento al Plan de 

Inversión acumulado a ese momento, y deberán compensar solamente 

su falta de volumen respecto a su Inyección Base conforme el Punto 45.

Penalidades y garantías

50. El régimen de penalidades y garantías estará sujeto a los siguientes 

extremos:

50.1. En caso de incumplimiento de un Contrato con las Licenciatarias 

de   Distribución y/o Subdistribuidoras y/o con CAMMESA, el Productor 

Firmante afrontará las penalidades establecidas en el respectivo Contra-

to en lo que respecta a los volúmenes de DOP.

50.2. El incumplimiento del compromiso de inyección tendrá el siguien-

te tratamiento:

50.2.1. Si el incumplimiento de la inyección promedio trimestral móvil 

del Productor Firmante para una determinada cuenca es igual o menor 

al CINCO POR CIENTO (5%) de su producción comprometida, se tendrá 

por cumplido el compromiso de inyección bajo el presente Esquema, 

siempre y cuando este defecto de inyección no se extienda por más 

TRES (3) meses consecutivos. En este último caso, en adelante se ajus-

tará proporcionalmente el diferencial entre: (i) si el Productor Firmante 

hubiese celebrado un contrato con Licenciatarias de Distribución y/o 

Subdistribuidoras, entre el Precio Ofertado y el precio a reconocer por las 
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Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras según los cuadros 

tarifarios vigentes; o bien (ii) si el Productor Firmante hubiese celebrado 

un contrato con CAMMESA, entre el Precio Ofertado y el Precio de Re-

ferencia a reconocer por ésta; en ambos casos, los ajustes se realizarán 

de acuerdo con el nivel de incumplimiento y mientras se verifique en la 

práctica dicha falta de cumplimiento.

50.2.2. Si el incumplimiento de la inyección promedio trimestral móvil del 

Productor Firmante para una determinada cuenca es superior al CINCO 

POR CIENTO (5%) y menor o igual al QUINCE POR CIENTO (15%) de su 

producción comprometida, se ajustará proporcionalmente el diferencial:

(i) si el Productor Firmante hubiese celebrado un contrato con Licencia-

tarias de Distribución y/o Subdistribuidoras, entre el Precio Ofertado y el 

precio a reconocer por las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistri-

buidoras según los cuadros tarifarios vigentes; o bien (ii) si el Productor 

Firmante hubiese celebrado un contrato con CAMMESA, entre el Precio 

Ofertado y el Precio de Referencia a reconocer por ésta; en ambos casos, 

los ajustes se realizarán de acuerdo con el nivel de incumplimiento y 

mientras se verifique en la práctica dicha falta de cumplimiento.

50.2.3. Si el incumplimiento de la inyección promedio trimestral mó-

vil del Productor Firmante para una determinada cuenca es mayor al 

QUINCE POR CIENTO (15%) de su producción comprometida, aquél no 

tendrá derecho a la percepción del diferencial: (i) si el Productor Firman-

te hubiese celebrado un contrato con Licenciatarias de Distribución y/o 

Subdistribuidoras, entre el Precio Ofertado y el precio a reconocer por las 

Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras según los cuadros 

tarifarios vigentes; o bien (ii) si el Productor Firmante hubiese celebrado 

un contrato con CAMMESA, entre el Precio Ofertado y el Precio de Re-

ferencia a reconocer por ésta; en ambos casos, los ajustes se realizarán 

de acuerdo con el nivel de incumplimiento y mientras se verifique en la 

práctica dicha falta de cumplimiento.
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50.3. Independientemente de la penalidad por el incumplimiento del 

compromiso de inyección prevista en el Punto 50.2, si la inyección du-

rante los meses de junio y/o julio y/o agosto de cada año es inferior a 

la comprometida, el Productor Firmante deberá compensar su falta de 

volumen con alguna de las siguientes alternativas, a su elección:

50.3.1.1. con compensaciones entre cuencas con producción propia, 

siempre que el Productor Firmante disponga de volúmenes por encima 

de los volúmenes de inyección comprometidos en la cuenca en la que 

compensa, y en tanto exista capacidad de transporte disponible para el 

abastecimiento de la demanda;

50.3.1.2. con la adquisición de su volumen faltante a otro Productor Fir-

mante, siempre que este último disponga de volúmenes por encima de 

los volúmenes de inyección comprometidos, y en tanto exista capacidad 

de transporte disponible para el abastecimiento de la demanda.

50.3.1.3. con importaciones a su cargo de gas natural durante los meses 

de junio, julio y agosto, con volúmenes adicionales a los que programe 

importar IEASA.

50.3.1.4. con un pago equivalente a DOS (2) veces el volumen a compen-

sar valorizado al Precio Ofertado por un factor de ajuste de UNO CON 

VEINTICINCO (1,25).

50.4. Si la inyección promedio trimestral móvil del Productor Firmante 

para una determinada cuenca es inferior a los siguientes porcentajes 

por el plazo de SEIS (6) meses consecutivos (independientemente de la 

eventual compensación de acuerdo a los mecanismos descriptos en el 

Punto anterior):

50.4.1. el NOVENTA Y CINCO POR CIENTO (95%) entre mayo de 2021 y 

mayo de 2022 inclusive;

50.4.2. el NOVENTA Y OCHO POR CIENTO (98%) entre junio de 2022 y 

mayo de 2023 inclusive;
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50.4.3. el CIEN POR CIENTO (100%) desde junio de 2023 en adelante; im-

portará la baja de dicho Productor Firmante del presente Esquema y se 

lo considerará Productor Excluido conforme el Punto 6.36.

50.5. En caso de verificarse la baja conforme al Punto 50.4, el Productor 

Excluido deberá reintegrar los montos percibidos durante el año calenda-

rio en que se verifique el incumplimiento, entendiendo por tales montos 

el diferencial entre el Precio Ofertado y: (i) el precio a reconocer por las 

Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras según los cuadros ta-

rifarios vigentes, o (ii) el Precio de Referencia a reconocer por CAMMESA. 

Estos montos a reintegrar serán calculados en dólares estadounidenses al 

Tipo de Cambio vendedor del Banco de la Nación Argentina en el día hábil 

anterior a su pago, con más un DIEZ POR CIENTO (10%). Dichos montos 

serán devueltos en el porcentaje que corresponda a CAMMESA y/o de ma-

nera directa al ESTADO NACIONAL en función del costo que este último 

haya afrontado para la compensación a los Productores Firmantes.

50.6. A los efectos de asegurar el reintegro de los montos percibidos se-

gún lo prevé el Punto 50.5, la Autoridad de Aplicación solicitará, antes 

del 31 de diciembre de cada año, un seguro de caución al Productor Fir-

mante. A estos mismos fines, la Autoridad de Aplicación podrá solicitar 

el reemplazo del seguro de caución antes referido por una contragaran-

tía. En dicho caso, la falta de presentación impedirá continuar con la 

percepción del diferencial entre el Precio Ofertado y: (i) el precio a reco-

nocer por las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras según 

los cuadros tarifarios vigentes, o (ii) el precio de referencia a reconocer 

por CAMMESA hasta tanto aquélla no sea debidamente entregada. Una 

vez subsanado el incumplimiento, el Productor Firmante tendrá derecho 

a percibir el mencionado diferencial correspondiente a los meses sobre 

los cuales no lo hubiere recibido, sin que esta situación le otorgue dere-

cho alguno a compensaciones adicionales.
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50.7. Para los Productores Firmantes cuya producción sea inferior a los 

DOS (2) millones de metros cúbicos por día, en el caso de que se regis-

traran incumplimientos en los Volúmenes de Inyección comprometidos 

por SEIS (6) meses consecutivos, aquellos no serán pasibles de las pe-

nalidades previstas en los Puntos 50.3, 50.4 y 50.5, en tanto y en cuanto 

hayan dado debido y acreditable cumplimiento al Plan de Inversiones 

acumulado a ese momento.

En adelante, este Productor Firmante recibirá por los Volúmenes Con-

tractualizados el Precio Base y/o el Precio en Cuadros Tarifarios, en cuyo 

caso se mantendrán vigentes las penalidades establecidas en el Punto 

50.3. Esta situación se mantendrá hasta el mes en que el Productor Fir-

mante vuelva a dar efectivo cumplimiento a los Volúmenes de Inyección 

comprometidos.

50.8. El atraso por un período mayor a SEIS (6) meses en el cumplimien-

to del Plan de Inversiones presentado en el Sobre N° 1 dará lugar a la 

exclusión del Productor Firmante del presente Esquema. En dicho caso, 

el Productor Firmante deberá reintegrar los montos percibidos, enten-

diendo por tales montos el diferencial: (i) si el Productor Firmante hu-

biese celebrado un contrato con Licenciatarias de Distribución y/o Sub-

distribuidoras, entre el Precio Ofertado y el precio a reconocer por las 

Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras según los cuadros 

tarifarios vigentes; o bien (ii) si el Productor Firmante hubiese celebrado 

un contrato con CAMMESA, entre el Precio Ofertado y el Precio de Re-

ferencia a reconocer por ésta; en ambos casos, los ajustes se realizarán 

de acuerdo con el nivel de incumplimiento y mientras se verifique en la 

práctica dicha falta de cumplimiento. Estos montos a reintegrar serán 

calculados en dólares estadounidenses al Tipo de Cambio vendedor del 

Banco de la Nación Argentina en el día hábil anterior a su pago, con más 

un DIEZ POR CIENTO (10%).
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El atraso por un período mayor a SEIS (6) meses en el cumplimiento del 

Plan de Incremento Proporcional y Progresivo del Valor Agregado Nacio-

nal presentado en el Sobre N° 1, y corroborado y verificado por el siste-

ma de control mixto del presente Esquema, dará lugar a las siguientes 

penalidades: (i) llamados de atención, (ii) advertencia, (iii) advertencia 

con plazos de corrección, (iv) reducción proporcional y progresiva de la 

compensación, según establezca la Autoridad de Aplicación.

Demanda prioritaria

51. La SECRETARÍA DE ENERGÍA determinará, con la asistencia del 

ENARGAS y mediante un proceso que, de corresponder, incluya instan-

cias de efectiva participación ciudadana –y teniendo en consideración 

la política de subsidios adoptada por el ESTADO NACIONAL–, el precio 

del gas natural en el PIST resultante de la Subasta por el cual las presta-

doras del servicio de gas natural, podrán solicitar que oportunamente se 

efectúe el ajuste tarifario por variación en el precio del gas natural com-

prado en el marco del presente Esquema, el que será sometido a revisión 

tarifaria conforme al Punto 16. Dicho precio podrá ser igual o inferior 

al Precio de Mercado. El diferencial entre el precio determinado por la 

Autoridad de Aplicación de acuerdo al Punto 6.28 y el Precio Ofertado 

estará a cargo del ESTADO NACIONAL en concepto de compensación.

52. Se definen volúmenes por cuenca, con desagregación mensual, para 

cada una de las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras, en 

proporción a su demanda y en función de su capacidad de transporte 

contratada, para lo cual se respetará la proporcionalidad entre los distin-

tos volúmenes adjudicados. En caso de no completar los volúmenes asig-

nados a una cuenca, se podrán asignar volúmenes de otras cuencas que 

cuenten con capacidad de transporte contratada por cada Distribuidora 
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y/o Subdistribuidora. Esta facultad no implica la posibilidad de compen-

sación entre cuencas por parte de un mismo Productor Firmante.

53. Se asignan los volúmenes definidos para cada Distribuidora y/o Sub-

distribuidora

en forma proporcional a cada uno de los Productores Firmantes de las 

cuencas respectivas.

54. Los volúmenes comprometidos en el presente Esquema serán for-

malizados a través de Contratos entre cada Productor Firmante y cada 

Distribuidora y/o Subdistribuidora, con cláusulas de TOP del SETENTA Y 

CINCO POR CIENTO (75%) trimestral y DOP del CIEN POR CIENTO (100%) 

diario. El precio de los respectivos Contratos será definido en función de 

los respectivos cuadros tarifarios o del Precio Ofertado, el que sea menor.

55. La Distribuidora y/o Subdistribuidora tendrá derecho a recuperar las 

cantidades de gas natural que haya abonado, pero no tomado, cualquie-

ra haya sido la causa por la que aquélla no haya podido tomar tales 

cantidades. El recupero solo podrá realizarse dentro del período esta-

cional en que se hubiera producido el desbalance y durante la vigencia 

del respectivo Contrato. Será computado como gas de recuperación de 

dichas cantidades diferidas el volumen de gas natural que pudiera ser 

tomado por la Distribuidora y/o Subdistribuidora en exceso de la canti-

dad de TOP. En caso de que exista una cantidad diferida al término de la 

vigencia del Contrato, la Distribuidora y/o Subdistribuidora solo podrá 

recuperar dicha cantidad durante un período de extensión de DOCE (12) 

meses subsiguientes al período del Contrato. Tanto los volúmenes re-

cuperados como aquéllos correspondientes al gas retenido y devuelto 

al cargador respectivo, solamente podrán ser utilizados para cubrir las 

necesidades de la Demanda Prioritaria.

56. En caso de que los volúmenes comprometidos en el presente Esque-

ma, tanto los anuales como los del Período Estacional de Invierno, no 
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representen el total de las necesidades de las Licenciatarias de Distribu-

ción y/o Subdistribuidoras a los efectos de garantizar el abastecimiento 

de la demanda, será responsabilidad de éstas, conforme sus respectivas 

licencias y/o habilitaciones, adquirir volúmenes adicionales a los efec-

tos de abastecer dicha demanda.

57. En cuanto a las regiones abarcadas por el beneficio establecido por el 

artículo 75 de la Ley Nº 25.565, los Productores Firmantes que por el pre-

sente Esquema tengan asignada demanda con dicho subsidio, deberán 

celebrar contratos con IEASA por los respectivos volúmenes. Por dichas 

entregas los Productores Firmantes percibirán el Precio Ofertado para 

cada cuenca involucrada.

58. IEASA, en función de su disponibilidad de gas natural, suministrará 

los volúmenes que sean necesarios a efectos de cubrir los volúmenes 

asignados a una cuenca en caso de que éstos no puedan ser sustituidos 

por volúmenes de otra cuenca.

59. En los Contratos emanados del presente Esquema no se incluirá el 

consumo de los segmentos excluidos conforme al Punto 6.9. 

60. Las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y CAMMESA 

podrán acordar la contratación de la capacidad de transporte que no sea 

utilizada por las primeras para el abastecimiento de su Demanda total.

61. En ningún caso las devoluciones de gas retenido a las prestadoras en 

tal concepto podrán tener un destino distinto a la demanda prioritaria 

en el marco del presente Esquema.

62. Las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras deberán 

nominar en primera instancia el CIEN POR CIENTO (100%) de la CMD 

de cada uno de los Contratos en forma previa a realizar cualquier otra 

nominación. En caso de que su demanda sea menor a la suma de cada 

CMD de los Contratos firmados, las Licenciatarias de Distribución y/o 

Subdistribuidoras deberán en primera instancia nominar el volumen 
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correspondiente al TOP del último Productor Firmante que se le haya 

asignado, y así sucesivamente de acuerdo con el orden definido en el 

ANEXO A. El mencionado criterio deberá respetar el orden general de 

asignación de Productores Firmantes que incluye a todas las cuencas.

63. El resto de la demanda de Licenciatarias de Distribución y/o Sub-

distribuidoras deberá ser abastecida con los volúmenes que disponga 

IEASA y con volúmenes adicionales disponibles en el mercado.

64. Las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras deberán in-

formar mensualmente a la SECRETARÍA DE ENERGÍA y al ENARGAS el 

detalle del cumplimiento de cada uno de los Contratos celebrados en el 

marco del presente Esquema.

Demanda CAMMESA

65. Se definen volúmenes por cuenca, con desagregación mensual en 

función de la capacidad de transporte disponible, lo que incluye el uso 

de la capacidad de transporte contratada por las Licenciatarias de Distri-

bución y/o Subdistribuidoras que no sea utilizada para el abastecimien-

to. Los volúmenes serán mayores en el Período Estacional de Verano y 

menores en el Período Estacional de Invierno, a efectos de complemen-

tar la demanda de las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribui-

doras. En caso de no completar los volúmenes asignados a una cuenca, 

podrá asignarse volúmenes a otra cuenca que cuente con capacidad de 

transporte remanente. Esta facultad no implica la posibilidad de com-

pensación de un mismo Productor Firmante.

66. Se asignan los volúmenes definidos proporcionalmente a cada uno de 

los Productores Firmantes de las cuencas respectivas en función de los 

precios ofertados, de acuerdo con la metodología detallada en el ANEXO 

A. Los volúmenes establecidos en el presente Esquema serán formaliza-
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dos a través de Contratos entre cada Productor Firmante y CAMMESA, 

con cláusulas de TOP del SETENTA Y CINCO POR CIENTO (75%) mensual 

y DOP del CIEN POR CIENO (100%) diario. El plazo de vigencia del Es-

quema será de CUATRO (4) años, salvo lo establecido para los proyectos 

costa afuera (Off Shore), en cuyo caso el plazo será de OCHO (8) años.

67. CAMMESA tendrá el derecho de recuperar las cantidades de gas na-

tural que haya abonado, pero no tomado, cualquiera haya sido la causa 

por la que aquélla no haya podido tomar esas cantidades. Dicho recu-

pero solo podrá realizarse dentro del período estacional en que hubie-

re ocurrido el desbalance y durante la vigencia del respectivo Contrato. 

Será computado como gas de recuperación de las Cantidades Diferidas 

el volumen de gas natural que pudiera ser tomado por CAMMESA en ex-

ceso de la cantidad de TOP. En caso de que exista una Cantidad Diferida 

al término de la vigencia del Contrato, CAMMESA solo podrá recuperar 

tales cantidades durante un período de extensión de DOCE (12) meses 

subsiguientes al período del Contrato.

68. El Precio Base será el Precio de Referencia o el Precio Ofertado en caso 

de que este último sea inferior. Los Contratos contendrán la previsión 

del pago del Precio Ofertado de manera directa, previa verificación del 

cumplimiento de cada Productor Firmante.

69. En caso de que algún Productor Firmante tenga compromisos previos 

en forma directa con un Generador de Energía Eléctrica, dicho volumen 

será descontado de los volúmenes a contratar por CAMMESA hasta el 

momento del vencimiento de dicho Contrato.

70. CAMMESA deberá informar mensualmente a la Autoridad de Aplica-

ción el detalle del cumplimiento de cada uno de los Contratos celebra-

dos en el marco del presente Esquema.

71. La SUBSECRETARÍA DE ENERGÍA ELÉCTRICA emitirá las instruccio-

nes correspondientes para que el despacho de CAMMESA priorice el 
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uso de la totalidad de los volúmenes firmes contratados en el marco del 

presente Esquema; ello, luego de haber tomado el volumen necesario 

para que IEASA cumpla con el TOP del contrato vigente con el Estado 

Plurinacional de Bolivia.

72. En caso de que la demanda de CAMMESA sea menor a la suma de 

cada CMD de los Contratos firmados, CAMMESA deberá en primera ins-

tancia nominar el volumen correspondiente al TOP del último Productor 

Firmante que se le haya asignado, y así sucesivamente de acuerdo con 

el orden definido en el ANEXO A.

El mencionado criterio deberá respetar el orden general de asignación 

de Productores Firmantes, lo que incluye todas las cuencas.

Exportaciones en condición firme

73. En caso de cubrirse el Volumen Base Total, los Productores Firman-

tes dispondrán de un derecho preferencial de exportación en condición 

firme. Este derecho podrá ser utilizado tanto para la exportación de gas 

natural por ductos como para su licuefacción en el país y posterior ex-

portación como Gas Natural Licuado (GNL), y operará conforme a la si-

guiente distribución (la que podrá ser modificada por la SECRETARÍA DE 

ENERGÍA del MINISTERIO DE ECONOMÍA a efectos del mejor cumpli-

miento de los objetivos del Esquema):

73.1. Cuenca Neuquina: SIETE (7) MMm3/d, de los cuales:

73.1.1. los primeros CUATRO (4) MMm3/d serán asignados a los bloques 

adjudicados de acuerdo a la prioridad de despacho que le corresponde a 

los Productores Firmantes de Cuenca Neuquina según se determine en la 

reglamentación que oportunamente apruebe la Autoridad de Aplicación; y
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73.1.2. los TRES (3) MMm3/d remanentes y/o el volumen que no se hubie-

se asignado en el punto anterior se sumarán y serán asignados por fuera 

del mecanismo antes indicado.

73.2. Cuenca Austral: CUATRO (4) MMm3/d, de los cuales:

73.2.1. los DOS (2) MMm3/d primeros serán asignados a los primeros blo-

ques adjudicados de Productores Firmantes de Cuenca Austral, en las 

condiciones que determine en la reglamentación que oportunamente 

apruebe la Autoridad de Aplicación;

73.2.2. los DOS (2) MMm3/d siguientes, por fuera del mecanismo antes 

indicado.

74. En caso de que en alguna de las cuencas no se utilicen los derechos 

preferenciales de exportación en condición firme por todo o parte de 

los volúmenes detallados en el Punto precedente, podrán asignarse los 

volúmenes remanentes para exportación en condición firme desde otra 

cuenca.

75. Para los primeros bloques adjudicados de cada cuenca según los 

Puntos 73.1 y 73.2, si un Productor Firmante con derecho preferencial a 

exportar en condición firme no hace uso de esa opción (i) antes del 30 de 

septiembre de cada año o (ii) antes de los TREINTA (30) días posteriores 

al inicio del presente Esquema para el año 2020, podrá otorgarse dicha 

preferencia a otros Productores Firmantes de conformidad con lo que se 

determine en la reglamentación que oportunamente apruebe la Autori-

dad de Aplicación.

76. El período de exportación en condición firme no comprenderá el Pe-

ríodo Estacional de Invierno. La Autoridad de Aplicación podrá exten-

derlo en caso de evidenciarse excedentes de oferta comprobables.

77. El volumen de exportación firme previsto en el presente Esquema que 

efectivamente se exporte bajo estas condiciones será detraído de los Con-

tratos vigentes con CAMMESA durante el Período Estacional de Verano.
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78. La reglamentación que oportunamente apruebe la Autoridad de Apli-

cación deberá detallar los volúmenes asignados por Productor Firman-

te y por cuenca, los cuales podrán ser modificados por la Autoridad de 

Aplicación en caso de detectarse incumplimientos.

Las disposiciones de los Puntos 73 a 78 precedentes son operativas, sin 

perjuicio de los derechos establecidos en el artículo 6º y concordantes 

de la Ley Nº 17.319.

Cálculo de las compensaciones

79. Cada Productor Firmante del presente Esquema presentará men-

sualmente a la SUBSECRETARÍA DE HIDROCARBUROS, dentro de los 

TREINTA (30) días calendario del último día hábil del mes siguiente al 

del período de inyección, las Declaraciones Juradas relativas a:

79.1. Su inyección total conforme su Compromiso de Inyección; 

79.2. Sus ventas bajo el Compromiso de Entrega a cada segmento de la 

demanda; y

79.3. El cálculo de la compensación resultante en base a su propio análi-

sis de precios, cantidades inyectadas y entregadas.

80. En un período no mayor a VEINTE (20) días corridos posteriores a 

la presentación de las Declaraciones Juradas mencionadas en el Punto 

79, se emitirá una orden de Pago Provisorio equivalente al SETENTA Y 

CINCO POR CIENTO (75%) de la compensación calculada por el Produc-

tor Firmante y presentada según el Punto 79. Asimismo, se notificará al 

Productor Firmante con UNA (1) copia de la correspondiente Orden de 

Pago Provisorio.

81. Para acceder al Pago Provisorio del Punto 80 cada Productor Firmante 

deberá constituir un seguro de caución, mediante pólizas aprobadas por 
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la SUPERINTENDENCIA DE SEGUROS DE LA NACIÓN, extendidas a favor 

de la SECRETARÍA DE ENERGÍA. Esta última establecerá las condiciones 

que deben estar contenidas en las cláusulas de tales pólizas, para lo 

cual podrá establecer: (i) los montos de la caución, (ii) los requisitos de 

solvencia que deberán reunir las compañías aseguradoras, (iii) las con-

diciones de sustitución de la compañía de seguros para el caso de que 

la aseguradora originaria deje de cumplir los requisitos que se hubieren 

requerido.

82. En caso de no constituirse la caución descripta en el Punto 81, las 

compensaciones serán pagadas a partir de las Declaraciones Juradas, 

dentro del mecanismo de validación correspondiente.

83. Dentro del plazo previsto en el Punto 80, cada Productor Firmante 

presentará ante la SECRETARÍA DE ENERGÍA una Declaración Jurada cer-

tificada por auditor independiente, la que contendrá:

83.1. Su inyección total conforme su Compromiso de Inyección; 

83.2. Sus ventas bajo el Compromiso de Entrega a cada segmento de la 

demanda; y

83.3. El cálculo de la compensación resultante en base a su propio análi-

sis de precios, cantidades inyectadas y entregadas.

84. La SUBSECRETARÍA DE HIDROCARBUROS controlará la información 

relativa a los volúmenes inyectados y declarados por cada Productor Fir-

mante y dará intervención a quienes tuvieren competencia, simultánea-

mente, en un plazo no mayor a CINCO (5) días corridos.

85. En relación con los Puntos de Inyección previos al PIST, la SUBSECRE-

TARÍA DE HIDROCARBUROS tomará la intervención de su competencia 

conforme Resolución de la SECRETARÍA DE ENERGÍA N° 318/10 y procede-

rá a expedirse en un plazo que no superará los QUINCE (15) días corridos.
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86. Respecto a los volúmenes correspondientes a los PIST (TGN-TGS - 

gasoductos operados por alguna Licenciataria del Servicio de Distribu-

ción regulada por ENARGAS), la SUBSECRETARÍA DE HIDROCARBUROS 

podrá dar intervención al ENARGAS a fin de que, en un plazo máximo de 

QUINCE (15) días corridos, remita: (i) los volúmenes de inyección, (ii) las 

entregas a las Licenciatarias de Distribución y/o Subdistribuidoras, y (iii) 

las entregas a CAMMESA.

87. En función de lo resultante de los Puntos 83 a 86, la SUBSECRETARÍA 

DE HIDROCARBUROS emitirá, en un plazo máximo de DIEZ (10) días co-

rridos, un informe de validación de los volúmenes efectivamente inyec-

tados y de las entregas en PIST efectivamente realizadas a las Licencia-

tarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y a CAMMESA.

88. Con dicho informe, la SUBSECRETARÍA DE HIDROCARBUROS deter-

minará –en caso de corresponder– las causas de los eventuales incum-

plimientos de cada Productor Firmante e informará mensualmente a 

CAMMESA y al ENARGAS el estado de cumplimiento de cada Productor 

Firmante del presente Esquema.

89. La SUBSECRETARÍA DE HIDROCARBUROS elaborará, en un plazo 

máximo de DIEZ (10) días corridos, un informe de compensación para 

cada Productor Firmante.

Asimismo, la SECRETARÍA DE ENERGÍA, dentro de los siguientes DIEZ 

(10) días corridos, procederá a emitir la correspondiente orden de Pago 

Ajustado, la que podrá ser positiva o negativa.

90. En consecuencia, y tomando en cuenta los plazos indicados prece-

dentemente, dentro de un plazo que nunca podrá ser mayor a los CIN-

CUENTA (50) días corridos después de presentadas en tiempo y forma 

las Declaraciones Juradas referidas en el Punto 83, se procederá a emitir 

la correspondiente Orden de Pago Ajustado por la diferencia entre la 
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compensación provisoria, contenida en la Orden de Pago Provisorio, y la 

compensación calculada en el correspondiente informe.

Asimismo, se notificará al Productor Firmante con UNA (1) copia del in-

forme de validación de volúmenes, y una copia del informe de compen-

sación y la correspondiente Orden de pago.

91. En caso de que la compensación provisoria sea mayor que la calcula-

da por la Autoridad de Aplicación, entonces:

91.1. el monto abonado en exceso será deducido del siguiente período 

de pago y;

91.2. se penalizará al Productor Firmante en su compensación para el 

período inmediatamente posterior, afectando el monto en un OCHENTA 

POR CIENTO (80%) del que le correspondiere.

92. Tanto la Orden de Pago Provisorio como la Orden de Pago Comple-

mentaria serán abonadas en su totalidad en un plazo no mayor a los 

DIEZ (10) días corridos posteriores de su emisión de acuerdo con los 

Puntos 80 y 89, respectivamente.

93. En el caso de la demanda de Licenciatarias de Distribución y/o per-

misionarias de Subdistribuidoras, el diferencial entre el precio determi-

nado por la Autoridad de Aplicación de acuerdo al Punto 6.28 y el Precio 

Ofertado será abonado de la siguiente manera: (i) en un OCHENTA Y 

OCHO POR CIENTO (88%) a los Productores Firmantes; y (ii) en un DOCE 

POR CIENTO (12%) a las Provincias y/o al ESTADO NACIONAL en cuyo 

territorio se producen los volúmenes inyectados.

Asimismo, para aquellos casos de concesiones cuya producción tenga 

establecida en el respectivo título un porcentaje, entre regalías y/o ca-

non equivalente, superior al DOCE POR CIENTO (12%), el pago diferencial 

por tal producción respetará dicho porcentaje.



349 Anexo. Decreto N° 892/2020: los 100 puntos del Plan Gas.Ar

VII. Misceláneas

94. La SECRETARÍA DE ENERGÍA reconoce expresamente que la suscrip-

ción y posterior cumplimiento por parte de los Productores Firmantes 

del presente Esquema contribuye positivamente al beneficio del interés 

económico general y reviste carácter de interés público.

95. Los precios del gas natural que sean efectivamente facturados como 

consecuencia de las ventas realizadas por los Productores Firmantes a 

sus clientes en el marco del presente Esquema serán los utilizados a 

los efectos de calcular las regalías previstas en el artículo 59 de la Ley 

N° 17.319 y/o canon o adicional acordado en su caso con la respectiva 

Provincia, correspondientes a los volúmenes de gas natural vendidos 

por los Productores Firmantes bajo el presente Esquema.

96. A fin de evitar toda conducta que implique la cooperación o revela-

ción de las posturas o estrategias de participación de los Productores 

Firmantes que pueda vulnerar los objetivos de competencia y transpa-

rencia del presente Esquema para determinar el Precio de Mercado, los 

Productores Firmantes deberán presentar junto con su oferta: (i) una 

declaración de oferta independiente y (ii) un compromiso de denuncia 

frente a la SECRETARÍA DE ENERGÍA, en caso de tomar conocimiento de 

que otro participante haya incurrido en este tipo de prácticas.

97. En el caso de que durante la vigencia del presente Esquema un 

Productor Firmante transfiriese por cualquier título o modalidad la 

titularidad de todo o parte de sus derechos de explotación respecto 

de una determinada área, el Productor Firmante deberá notificar por 

escrito dicha situación a la SECRETARÍA DE ENERGÍA y tendrá el de-

recho: (i) a mantener su participación en los volúmenes del Esquema y 

asumir desde otras áreas de explotación de su titularidad el porcentaje 

que la producción de gas natural proveniente del área cedida represente 

en su producción total de gas natural; o bien (ii) a reducir su participa-
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ción en los volúmenes del Esquema proporcionalmente en el porcentaje 

que la producción de gas natural proveniente de dicha área cedida re-

presente en su producción total de gas natural; en este último caso, el 

Productor Firmante deberá comprometerse a que el nuevo titular asuma 

automáticamente el compromiso de suministrar el volumen de gas na-

tural equivalente al Porcentaje de Participación Transferido.

98. Con el objetivo de agregar valor a la cadena de abastecimiento a tra-

vés de la transferencia de tecnología y conocimiento por parte de los 

Productores Firmantes, así como de promover una mayor participación 

directa de los proveedores locales en base a una mejora de la producti-

vidad, competitividad, eficiencia y calidad de la industria local, el Pro-

ductor Firmante deberá presentar: (i) un plan de abastecimiento anual 

de compras de bienes y servicios que cuente con un detalle del sosteni-

miento de los niveles de empleo, (ii) un programa de desarrollo de pro-

veedores directos locales, regionales y nacionales de bienes y servicios, 

(iii) Un mecanismo de contratación transparente y abierto a los oferen-

tes de bienes y servicios; y (iv) la concreción de instrumentos destina-

dos a extender a sus empresas proveedoras los beneficios financieros 

asociados a la baja del riesgo por la constitución de la garantía de pago.

El diseño, instrumentación y ejecución de estos programas por parte 

de los Productores Firmantes cumplirá con el principio de utilización, 

plena y sucesiva, local, regional y nacional, de las facilidades en materia 

de empleo, provisión directa de bienes y servicios por parte de Pymes y 

empresas regionales y bienes, procesos y servicios de industria, tecnolo-

gía y trabajo nacional. La Autoridad de Aplicación dictará un sistema de 

sanciones para el caso de incumplimiento, por parte de los Productores 

Firmantes, de las obligaciones asumidas.

99. Para el caso de que el ESTADO NACIONAL incumpliere sus obligacio-

nes de pago, por el plazo de SEIS (6) meses consecutivos o alternados, y/o 

por las sumas equivalentes a TRES (3) veces la compensación mensual 
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promedio que el Productor Firmante tuviere derecho a percibir, el Pro-

ductor Firmante podrá optar por alguna de las siguientes alternativas:

99.1. Continuar bajo las condiciones recíprocas del presente Esquema 

que se devenguen por los períodos y/o montos impagos.

99.2. Continuar con el presente Esquema, pero sin la obligación de cum-

plir el Compromiso de Inyección total; en cuyo caso, el Productor Fir-

mante tendrá derecho a la reducción proporcional de la CMD de los Con-

tratos según su respectiva tasa de declino.

99.3. Continuar en el presente Esquema, pero sin la obligación de cum-

plir con el Compromiso de Inyección total; en cuyo caso, el Productor 

Firmante tendrá derecho a percibir por los Volúmenes Contractualiza-

dos el Precio Base y/o el Precio en Cuadros Tarifarios en cuestión.

99.4. Darse de baja del presente Esquema, cuyos efectos serán la reso-

lución de los Contratos por incumplimiento del ESTADO NACIONAL del 

presente Esquema y la liberación de las cauciones respectivas.

99.5. Continuar en el presente Esquema, pero sin la obligación de cumplir 

con los Volúmenes de Inyección comprometidos; en cuyo caso, el Produc-

tor Firmante tendrá derecho a percibir por los Volúmenes Contractualiza-

dos el Precio Base y/o el Precio en Cuadros Tarifarios en cuestión.

99.6. Asimismo, el Productor Firmante tendrá el derecho de ajustar y/o 

reducir el Compromiso de Inyección Total por terminación de los Con-

tratos por incumplimiento de las Licenciatarias de Distribución y Sub-

distribuidoras y/o de CAMMESA, en proporción a la CMD prevista en los 

Contratos terminados.

100. Los ANEXOS A y B tendrán el siguiente contenido:
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ANEXO A

Metodología de Asignación de Volúmenes

1. Tratamiento de los Productores beneficiarios del “Programa de Estí-

mulo a las Inversiones en Desarrollos de Producción de Gas Natural pro-

veniente de Reservorios No Convencionales” en el marco de las Resolu-

ciones Nros. 46/17, 419/17 y 447/17, todas del entonces MINISTERIO DE 

ENERGÍA Y MINERÍA.

1.1. Cada Productor Firmante que no haya renunciado a los beneficios 

del referido Programa, conforme los Puntos 38 y 41, deberá presentar 

adicionalmente, en sobre cerrado (Sobre N° 1), conforme el Punto 7 del 

Esquema, una Declaración Jurada del volumen mensual sujeto a com-

pensación hasta la finalización de dicho programa en diciembre 2021.

1.2. Con esta Declaración Jurada, junto con el Compromiso de Entrega 

en el marco del presente Esquema, será calculado el Precio Promedio 

Ponderado (PPP) a percibir mensualmente en virtud de las entregas al 

citado Programa de Estímulo y al presente Esquema. A tal fin, será con-

siderado el Precio Ofertado y el precio mínimo del referido Programa, 

para cada período.

1.3. A partir de la serie de precios calculados de conformidad con el punto 

anterior, la Autoridad de Aplicación calculará el Valor Presente Neto (VPN) 

de los ingresos correspondientes a los volúmenes propuestos para el Pe-

ríodo Base, descontado a una tasa del DIEZ POR CIENTO (10%). Este valor 

será ajustado en función del porcentaje de gas retenido determinado en 

los cuadros tarifarios del sistema de transporte que son publicados por 

el ENARGAS. A tal fin, será considerado el punto de recepción que corres-

ponda y el punto de despacho o entrega en el Gran Buenos Aires.
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1.4. Dadas las condiciones establecidas en los puntos precedentes y en 

función de la evaluación a realizar, cada Productor Firmante podrá optar 

por presentar su Oferta (Sobre N° 1), dividida en DOS (2) propuestas, en 

las mismas condiciones que las referidas en los Puntos 2 y 3 del presen-

te ANEXO A, y con un único Precio Ofertado; pero no le será de aplica-

ción lo dispuesto en los Puntos 1.2 y 1.3. precedentes:

(i) Propuesta A, por un volumen de ese Programa de Estímulo que no po-

drá ser superior al CINCUENTA POR CIENTO (50%) de la Inyección Base, 

y que percibirá los precios establecidos en el punto 38 del Esquema y la 

compensación prevista en el citado Programa de Estímulo;

(ii) Propuesta B, por un volumen superior al contenido en la Propuesta A, 

pero que solamente serán asignados en caso de que existan cantidades 

remanentes a las definidas en el Punto 6.45 para cada cuenca en cues-

tión, y luego de haber sido asignadas todas las demás Ofertas correspon-

dientes al Sobre N° 1.

En caso de ser asignados volúmenes de la Propuesta B, el precio a reco-

nocer será, hasta el 31 de diciembre de 2021, el Precio Ofertado, a menos 

que éste sea mayor al Precio Promedio Ponderado de las Ofertas del So-

bre N° 1 que no oferten en las condiciones regidas para la Propuesta B, 

al interior de cada cuenca. Desde el 1° de enero de 2022 se reconocerá el 

Precio Ofertado en el Sobre N° 1, a todos los efectos. Sin perjuicio de lo 

anterior, en caso de que parte de estos volúmenes asignados correspon-

dan a volúmenes de ese Programa de Estímulo, para dichos volúmenes 

el Productor Firmante percibirá, hasta el 31 de diciembre de 2021, los 

precios establecidos en el Punto 38 (con los eventuales ajustes que pu-

dieren corresponder por comparación por Precio Promedio Ponderado, 

conforme lo establecido precedentemente), y la compensación prevista 

en el citado Programa de Estímulo.

En caso de que no se asignen la totalidad de los volúmenes ofertados en 

la Propuesta B, la Inyección Base, el Compromiso de Inyección y el Plan 
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de Inversiones (Anexo B), se ajustarán proporcionalmente a los volúme-

nes asignados.

1.5. En caso de que un Productor Firmante oferte de conformidad con el 

Punto 1.4. precedente, no dispondrá, hasta el 31 de diciembre de 2021, 

del derecho preferencial de exportación en condición firme previsto en 

el Punto 73.

Adicionalmente, el volumen ofertado en la Propuesta B tendrá el último 

lugar en el orden de asignación y de prioridad de nominación, hasta el 

31 de diciembre de 2021.

1.6. En forma posterior a esta última fecha, se procederá a asignar a 

todos los Productores Firmantes un nuevo orden en función del Precio 

Ofertado por cada uno de ellos. Esta nueva asignación no alterará los 

volúmenes adjudicados a cada Productor Firmante en la Subasta.

1.7. El Productor Firmante que haya adherido al referido Programa de 

Estímulo podrá solicitar, al momento de ingresar al presente Esquema, 

la reducción del nivel de Inyección Base comprometida bajo este Esque-

ma por hasta un volumen equivalente al promedio diario simple de la 

reducción efectuada bajo el citado Programa de Estímulo. Esa solicitud 

estará sujeta a la evaluación y aprobación de la Autoridad de Aplicación, 

la cual tendrá en consideración que la reducción solicitada implique 

efectivamente un ahorro fiscal para el ESTADO NACIONAL.

2. Tratamiento de los Productores no beneficiarios del Programa de Estí-

mulo descrito en el Punto 1 precedente.

2.1. Teniendo en consideración el Compromiso de Entrega en el marco del 

presente Esquema, el Precio Ofertado será ajustado considerando el Valor 

Presente Neto (VPN) de los ingresos correspondientes a los volúmenes 

propuestos para el Período Base requeridos para completar el Volumen 

Base Total, descontado a una tasa del DIEZ POR CIENTO (10%). Este valor 

será ajustado en función del porcentaje de gas retenido determinado en 
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los cuadros tarifarios del sistema de transporte que son publicados por 

el ENARGAS. A tal fin, será considerado el punto de recepción que corres-

ponda y el punto de despacho o entrega en el Gran Buenos Aires.

Asignación de Volúmenes

3. En función del orden de precios que surja por la aplicación de los 

Puntos 1 y 2 anteriores, serán asignados los volúmenes por cuenca y 

será establecida la prioridad de nominación por parte de las Licencia-

tarias de Distribución y/o Subdistribuidoras y de CAMMESA en períodos 

con faltante de demanda en caso de ser necesario reducir volúmenes de 

inyección a niveles de TOP. Asimismo, del mismo modo se distribuirá el 

nivel de exportaciones firmes entre Productores Firmantes.

4. Para los Puntos 1 y 2 precedentes, en ningún caso el precio que surja 

como resultado de aplicar el Valor Presente Neto (VPN) de los ingresos 

correspondientes a los volúmenes propuestos para el Período Base, ajus-

tado en función del porcentaje de gas retenido que corresponda, podrá 

superar el Precio Máximo de 3,21 USD/MMBTu.

ANEXO B

Plan de Inversiones

Tipo Unidad I Trim. II Trim. III Trim. VI Trim.

Perforación 
Workover 

Pulling

Cantidad de 
equipos

Actividad Cantidad de 
empleados





FUENTES BIBLIOGRÁFICAS

Abal Medina, J. M. (2010). Manual de ciencia política. Buenos Aires: Eudeba.

Aguilar Villanueva, L. (2009). Marco para el análisis de las políticas públi-

cas. En F. Mariñez Navarro y V. Garza Cantú (comps.), Política pública y 

democracia en América Latina. México: Ed. Porrúa.

Arceo, N. (2016). Transferencia de recursos en la cadena gasífera. Tercer Congreso 

de Economía Política del Centro Cultural de la Cooperación, Universidad 

Nacional de Quilmes, pp. 1-23.

Arceo, N.; González, D. y Zack, G. (29/8/2022). Exportar GNL: un marco regu-

latorio para el futuro. Fundación Fundar. Recuperado de https://www.

fund.ar/publicacion/exportar-gnl-un-marco-regulatorio/

BIBLIOGRAFÍA



358 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Arias, D. (25/9/2017). Argentina en el mar I - El territorio que ganamos. 

Word Press. Recuperado de https://abelfer.wordpress.com/2017/09/25/

argentina-en-el-mar-i-el-territorio-que-ganamos/ 

Bernardi, M. H. (febrero-abril de 2020). Un camino hacia Vaca Muerta. A Road 

To Vaca Muerta. Revista Argentina de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y 

Minería (RADEHM), (24), 1-18.

----- (agosto-octubre de 2020). Un camino hacia Vaca Muerta (parte II). 

Mercado de gas. Revista Argentina de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y 

Minería (RADEHM), (26), 87-106.

Bertero, R. (2021). El error de diseño de la subasta para el gas de invierno y la 

necesidad de un cambio estructural. Energía & Negocios. Recuperado de 

https://www.energiaynegocios.com.ar/el-error-de-diseno-de-la-subas-

ta-para-el-gas-de-invierno-y-la-necesidad-de-un-cambio-estructural/ 

Carbajales, J. J. (coord.). (2021). Manual de empresas públicas en Argentina (1946-

2020). José C. Paz: EDUNPAZ.

----- Facultades nacionales en materia de hidrocarburos (tesis de doctorado). 

Facultad de Derecho, UBA. Ciudad de Buenos Aires. Inédita, en proceso 

de defensa pública.

Carbajales, J. J.; Tito, V. y Sánchez Osés, S. (2020). Barril “criollo”: regulación 

federal para una política hidrocarburífera concertada. Revista Argentina 

de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y Minería (RADEHM), (25).

Cassagne, J. C. (1994). La intervención administrativa. Buenos Aires: 

Abelardo-Perrot.

----- (2002). Derecho Administrativo, tomo I. Buenos Aires: Abeledo-Perrot.

Evans, P. (enero-marzo de 1996). El Estado como problema y solución. 

Desarrollo Económico, 35(140), 529-559.

Gomes, I. y Brandt, R. (mayo-julio de 2017). Unconventional Gas in Argentina: 

Will It Become a Game Changer? Gas no convencional en Argentina: 

¿puede convertirse en un factor de cambio estructural? Revista Argentina 

de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y Minería (RADEHM), (13), 1-115.



359 Bibliografía

González Chmielewski, D. (15/05/2021). Política regulatoria en el sector del pe-

tróleo y gas en Argentina: 2012-2019 (tesis para la Maestría en Políticas 

Públicas [Marcarian, Leonardo, dir.]). Universidad Torcuato Di Tella. 

Ciudad de Buenos Aires. Inédita.

Instituto de Energía General Mosconi (12/4/2018). Poderosas razones 

para no vender las acciones que posee el Estado nacional a través de 

Enarsa en Transener. Recuperado de  https://web.iae.org.ar/wp-con-

tent/uploads/2018/04/EL-IAE-GRAL-MOSCONI-SOBRE-LA-VENTA-DE-

TRANSENER-12-04-181.pdf

Jaime, F.; Dufour, G.; Alessandro, M. y Amaya, P. (2013). Introducción al aná-

lisis de políticas públicas, primera edición. Florencio Varela: Universidad 

Nacional Arturo Jauretche.

Kwok, F. (30/3/2012). LNG Spot Cargo Trading – Market Trends and 

Challenges. Martindale. Recuperado de https://www.martindale.com/

legal-news/article_norton-rose-fulbright-canada-llp_1489278.htm

Lahitou, J. y Eliaschev, N. (mayo-julio de 2015). La nueva ley de hidrocarbu-

ros y la competencia en los mercados de electricidad y gas natural. The 

New Hydrocarbons Act and Competition in The Electricity and Natural 

Gas Markets. Revista Argentina de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y 

Minería (RADEHM), (5), 353-389.

López Crespo, F.; García Zanotti, G. y Kofman, M. (diciembre de 2016). 

Transferencias al sector hidrocarburífero en Argentina. Informe 

Económico, Taller Ecologista Rosario y Observatorio Petrolero Sur en 

EJES, Santa Fe.

Márquez, G. (mayo-julio de 2015). Incentivos a la exploración y producción 

hidrocarburífera en la República Argentina. Incentives to The Oil & Gas 

Exploration and Production in Argentina. Revista Argentina de Derecho de 

la Energía, Hidrocarburos y Minería (RADEHM), (5), 317-341.

Merke, F. (2022). Geopolítica, globalización y cambio climático: la Argentina frente 

a un mundo en disrupción. Fundación ICBC. Recuperado de https://www.fun-

dacionicbc.com.ar/foros_publicaciones.php?page=pub&idp=321&pub=2022



360 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Ortiz, T. (1996). Política y Estado. Buenos Aires: Ed. Estudio.

Oszlak, O. y O’Donnell, G. (1982). Estado y políticas estatales en América 

Latina: hacia una estrategia de investigación. Revista Venezolana de 

Desarrollo Administrativo, 1.

Reimundes, D. (enero de 2021). El programa de estímulo de la energía no 

convencional: ¿reinterpretación unilateral de sus términos o aplica-

ción estricta de lo pautado? Non-Conventional Energy Development 

Program: Supervening Interpretation of Its Terms or Strict Aplication 

of The Rules? Revista Argentina de Derecho de la Energía, Hidrocarburos y 

Minería (RADEHM), (27), 205-239.

Rueda, P.; Lanardonne, T. y Máculus, A. (noviembre-diciembre de 2015). 

Mercado de los hidrocarburos: propuestas para un retorno gradual 

hacia un régimen de libre disponibilidad. Hydrocarbons Marketplace: 

Proposals for a Gradual Return to a Regime Based on The Free 

Disposition of Hydrocarbons. Revista Argentina de Derecho de la Energía, 

Hidrocarburos y Minería (RADEHM), (7), 45-89.

Stern, J. (2012). The Pricing of Gas in International Trade (capítulo 2). Oxford: 

Oxford Institute for Energy Studies.

FUENTES AUDIOVISUALES

Argentina. Ministerio de Economía (15/9/2022). El ministro de Economía 

Sergio Massa anuncia los resultados de las Rondas #4 y #5 del Plan 

Gas.Ar. Centro CCK. Recuperado de https://www.youtube.com/live/

m0a1a9jz9ro?feature=share

Argentina. Casa Rosada (15/10/2020). El presidente Alberto Fernández 

anuncia el lanzamiento del Plan de Promoción de la Producción de 

Gas Argentino 2020-2024. Yacimiento Loma Campana, YPF, Neuquén. 

Recuperado de https://youtu.be/Sm5mM_XV0p8



361 Bibliografía

----- (15/9/2023). El presidente Alberto Fernández presenta las Rondas 4 y 5 

del Plan Gas.Ar. Museo del Bicentenario. Recuperado de https://youtu.

be/WCDCubZ_Dm4

EconoJournal (23/6/2021). Gas Day | Upstream: seguridad de suministro, ges-

tión de estacionalidad y modulación del sistema. Entrevista a geren-

tes de YPF (Da Ré), Tecpetrol (Macchia) y Pampa Energía (Magliano). 

Recuperado de https://youtu.be/N6VqtpctDw0

MEGSA (17/9/2021). Webinar “YPF: Plan Gas.Ar y otros proyectos”. 

Recuperado de https://youtu.be/co4LSl17VjM

FUENTES PERIODÍSTICAS

Ámbito (7/12/2021). Para Darío Martínez, el plan GasAr ha sido exitoso y ha 

devuelto la confianza en el sector. Ámbito. Recuperado de https://www.

ambito.com/energia/plan-gasar/para-dario-martinez-el-ha-sido-exito-

so-y-ha-devuelto-la-confianza-el-sector-n5330828

----- (28/12/2021). Aprobaron más exportaciones de gas de Vaca Muerta a 

Chile. Ámbito. Recuperado de https://www.ambito.com/energia/gas/

aprobaron-mas-exportaciones-vaca-muerta-chile-n5342787

----- (25/1/2023). Comienza la exportación de gas a Chile y empresas pro-

yectan planta de GNL. Ámbito. Recuperado de https://www.ambito.

com/comienza-la-exportacion-gas-chile-y-empresas-proyectan-plan-

ta-gnl-n5636321

Argenports (22/2/2022). Récord histórico de producción de gas no convencio-

nal. Argenports. Recuperado de https://www.argenports.com.ar/nota/

record-historico-de-produccion-de-gas-no-convencional

Argentina.gob.ar (16/12/2022). Bernal sobre las ofertas recibidas para las 

Rondas 4 y 5 del Plan Gas.Ar 2023-2028: “Logramos cumplir con las ins-

trucciones del Ministro de Economía, Sergio Massa. Ha sido un éxito 

rotundo” Argentina.gob.ar. Recuperado de https://www.argentina.gob.ar/



362 JUAN JOSÉ CARBAJALES

noticias/bernal-sobre-las-ofertas-recibidas-para-las-rondas-4-y-5-del-

plan-gasar-2023-2028-logramos

Argentina.gob.ar (5/1/2023). El gas no aumentará para tres millones y medio de 

hogares. Argentina.gob.ar. Recuperado de https://www.argentina.gob.ar/

noticias/el-gas-no-aumentara-para-tres-millones-y-medio-de-hogares

Carbajales, J. J. (18/5/2021). Adiós al Estado subsidiario. EconoJournal. Recuperado 

de https://econojournal.com.ar/2021/06/adios-al-estado-subsidiario/ht-

tps://econojournal.com.ar/2021/06/adios-al-estado-subsidiario/

----- (30/5/2021). Política energética: ¿De qué hablamos cuando hablamos 

de subsidios y tarifas? El País Digital. Recuperado de https://elpaisdigital.

com.ar/contenido/poltica-energtica-de-qu-hablamos-cuando-habla-

mos-de-subsidios-y-tarifas/31462

----- (18/6/21). Adiós al Estado subsidiario. EconoJournal. Recuperado de ht-

tps://econojournal.com.ar/2021/06/adios-al-estado-subsidiario/

----- (30/10/2021). Transición energética ya, pero con Messi en la can-

cha. Clarín. Recuperado de https://www.clarin.com/economia/transi-

cion-energetica-messi-cancha_0_WFzTArNh2.html

----- (enero de 2022). Guerra en Ucrania, gas en Argentina. Le Monde 

Diplomatique. Recuperado de https://www.eldiplo.org/notas-web/

guerra-en-ucrania-gas-en-argentina/

----- (9/1/2022). Off Shore, soberanía en Malvinas y plataforma continental. 

elDiarioAR. Recuperado de https://www.eldiarioar.com/opinion/off-sho-

re-soberania-malvinas-plataforma-continental_129_8641011.html

----- (15/3/2022). ¿Qué es el GNL y qué se puede esperar para este invier-

no? EconoJournal. Recuperado de https://econojournal.com.ar/2022/03/

que-es-el-gnl-y-que-se-puede-esperar-para-este-invierno/

----- (5/9/2022). Lineamientos para un marco regulatorio de promoción de la 

cadena de valor del GNL. EconoJournal. Recuperado de https://econojour-

nal.com.ar/2022/09/lineamientos-para-un-marco-regulatorio-de-pro-

mocion-de-la-cadena-de-valor-del-gnl/



363 Bibliografía

----- (28/11/2022). ¿Argentina potencia en gas? Página 12. Recuperado de ht-

tps://www.pagina12.com.ar/502181-argentina-potencia-en-gas

Carbajales, J. J. (enero de 2023). Guerra en Ucrania, gas en Argentina. Le 

Monde Diplomatique. Recuperado de https://www.eldiplo.org/notas-web/

guerra-en-ucrania-gas-en-argentina/

Carbajales, J. J. y Rohmer, M. (30/3/2022). Más allá de la guerra: poblar el mar 

argentino y fortalecer la plataforma continental. Cenital. Recuperado 

de https://cenital.com/mas-alla-de-la-guerra-poblar-el-mar-argenti-

no-y-fortalecer-la-plataforma-continental/

Charvay, P. y Arceo, N. (1/2/2021). El origen de la situación actual de YPF. 

EconoJournal. Recuperado de https://econojournal.com.ar/2021/02/

el-origen-de-la-situacion-actual-de-ypf/

Cortés, C. (1/4/2022). GNL y gas natural argentino: seguridad energética 

para Chile. AGN Chile. Recuperado de https://www.agnchile.cl/2022/04/

gnl-y-gas-natural-argentino-seguridad-energetica-para-chile/

Del Pozzi, M. (5/3/2022). El efecto Plan Gas.Ar se marcó en el comienzo del año. 

Diario Río Negro. Recuperado de https://www.rionegro.com.ar/energia/

el-efecto-plan-gas-ar-se-marco-en-el-comienzo-del-ano-2185188/

----- (5/11/2022). Lento arranque de las exportaciones de gas natural en fir-

me a Chile. Diario Río Negro. Recuperado de https://www.rionegro.com.

ar/energia/lento-arranque-de-las-exportaciones-de-gas-natural-en-

firme-a-chile-2576868/

Diamante, S. (5/12/2020). Revés para el gobierno: no logró abastecer la demanda 

de gas para el invierno. La Nación. Recuperado de https://www.lanacion.com.

ar/economia/reves-gobierno-ypf-oferto-precio-mas-caro-nid2530203/

Diario Río Negro (15/12/2022). Éxito del Plan Gas: sobreoferta de petroleras 

a precios más bajos de lo esperado. Diario Río Negro. Recuperado de ht-

tps://www.rionegro.com.ar/energia/exito-del-plan-gas-sobreoferta-de-

petroleras-a-precios-mas-bajos-de-lo-esperado-2645922/



364 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Diario Río Negro. Vaca Muerta: Argentina se prepara para exportar gas 

en firme a Chile. Diario Río Negro. Recuperado de https://www.rione-

gro.com.ar/energia/vaca-muerta-argentina-se-prepara-para-expor-

tar-gas-en-firme-a-chile-2511220/ 

EconoJournal (27/7/2021). La producción de gas desde Vaca Muerta alcanzó 

en junio un récord histórico. EconoJournal. Recuperado de https://econo-

journal.com.ar/2021/07/la-produccion-de-gas-desde-vaca-muerta-al-

canzo-en-junio-un-record-historico/

El Cronista (25/06/2021). YPF y el éxito del plan Gas.Ar ya impulsaron el au-

mento de producción en Vaca Muerta. Entrevista a Pablo Iuliano, vi-

cepresidente de Upstream. El Cronista. Recuperado de https://www.

cronista.com/apertura-negocio/empresas/ypf-y-el-exito-del-plan-gas-

ar-ya-impulsaron-el-aumento-de-produccion-en-vaca-muerta/

El Destape (18/10/2021). Pereyra: “Con la ley de Hidrocarburos se institu-

cionaliza el Plan Gas”. El Destape. Recuperado de https://www.eldes-

tapeweb.com/economia/plan-gas/pereyra-con-la-ley-de-hidrocarbu-

ros-se-institucionaliza-el-plan-gas--2021101817380

El Economista (2/1/2022). Exportaciones de gas a Chile ayudarán a sostener la 

producción de Vaca Muerta. El Economista. Recuperado de https://eleco-

nomista.com.ar/vaca-muerta/exportaciones-gas-chile-ayudaran-sos-

tener-produccion-vaca-muerta-n49380

Energía & Negocios. Guzmán: “El Gasoducto Néstor Kirchner aumenta el po-

tencial energético del país”. Energía & Negocios. Recuperado de https://

www.energiaynegocios.com.ar/guzman-el-gasoducto-nestor-kirch-

ner-aumenta-el-potencial-energetico-del-pais/

Gandini, N. (2/3/2020). Las cuatro razones que explican el derrumbe de YPF 

hasta el valor más bajo de su historia. EconoJournal. Recuperado de ht-

tps://econojournal.com.ar/2020/03/las-cuatro-razones-que-explican-

el-derrumbe-de-ypf-hasta-el-valor-mas-bajo-de-su-historia/

----- (30/10/2020). El increíble derrotero del decreto 1053. EconoJournal. 

Recuperado de https://econojournal.com.ar/2020/10/el-increible-de-



365 Bibliografía

rrotero-del-decreto-1053-por-que-guzman-pidio-a-ultimo-momen-

to-que-lo-bajen-del-presupuesto/

----- (14/9/2022). Precio más caro para llenar el caño a Vaca Muerta, cambios 

en la exportación hacia Chile e incentivo para cuencas maduras, las 

claves del nuevo Plan Gas. EconoJournal. Recuperado de https://econo-

journal.com.ar/2022/09/precio-mas-caro-para-llenar-el-nuevo-cano-a-

vaca-muerta-cambios-en-la-exportacion-hacia-chile-e-incentivo-pa-

ra-cuencas-maduras-las-claves-del-nuevo-plan-gas/ 

----- (15/12/2022). Sorpresa en el Plan Gas: aseguraron el suministro 

para cubrir el pico del invierno a un precio 5 dólares a partir de 2024. 

EconoJournal. Recuperado de https://econojournal.com.ar/2022/12/sor-

presa-en-el-plan-gas-aseguraron-la-oferta-para-cubrir-el-pico-del-in-

vierno-a-un-precio-5-dolares-a-partir-de-2024/

----- (24/1/2023). Con cambios en las condiciones de contratación, Enarsa 

licitó la importación de 30 cargamentos de LNG para el invierno. 

EconoJournal. Recuperado de https://econojournal.com.ar/2023/01/

con-cambios-en-las-condiciones-de-contratacion-enarsa-licito-la-im-

portacion-de-30-cargamentos-de-lng-para-el-invierno/

----- (5/9/2023). Petroleras reclaman una deuda de $ 25.000 millones por 

atrasos en los pagos del Plan Gas. EconoJournal. Recuperado de https://

econojournal.com.ar/2023/01/petroleras-reclaman-una-deuda-de-25-

000-millones-por-atrasos-en-los-pagos-del-plan-gas/

Juárez, M. D. y Terzaghi, V. (4/11/2022). Con el objetivo de llenar el gasoducto 

Néstor Kirchner, Nación lanzó el Plan Gas 5 Diario Río Negro. Recuperado 

de https://www.rionegro.com.ar/energia/con-el-objetivo-de-llenar-el-

gasoducto-nestor-kirchner-nacion-lanzo-el-plan-gas-5-2577411/

Kogan, A. (9/12/2021). El plan Gas.Ar generó tres años de certezas. 

Agencia TSS, Unsam. Recuperado de https://www.unsam.edu.ar/tss/

ariel-kogan-el-plan-gas-ar-genero-tres-anos-de-certezas/



366 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Lamiral, C. (27/09/2021). Por el Plan Gas, Argentina quedaría al margen de 

crisis energética que azota a Europa. Ámbito. Recuperado de https://www.

ambito.com/economia/gas/por-el-plan-argentina-quedaria-al-mar-

gen-crisis-energetica-que-azota-europa-n5287912

La Política Online (2/10/ 2018). El Gobierno apuesta al petróleo offshore y los 

especialistas prevén un gran potencial. Recuperado de https://www.la-

politicaonline.com/nota/115431-el-gobierno-apuesta-al-petroleo-offs-

hore-y-los-especialistas-preven-un-gran-potencial

 A. (2/8/2021). El Plan Gas ahorrará importaciones por u$s1.150 millones en 

2021. Ámbito. Recuperado de https://www.ambito.com/economia/gas/

el-plan-ahorrara-importaciones-us1150-millones-2021-n5239234 

LM Neuquén (23/8/2021). El Plan Gas se convirtió en una herramienta central 

para el desarrollo. LM Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.

com/gas/el-plan-gas-se-convirtio-una-herramienta-central-el-desa-

rrollo-n836759

----- (18/10/2021). Kulfas: Sin el Plan Gas, hubiésemos volcado. LM 

Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.com/plan-gas/

kulfas-sin-el-plan-gas-hubiesemos-volcado-n852735

----- (12/10/2021). Carnaghi: El Plan Gas permitió la recuperación de la ac-

tividad. LM Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.com/

carnaghi-el-plan-gas-permitio-la-recuperacion-la-actividad-n851038

----- (25/10/2021). CAMMESA vuelve a recibir producción excedente del Plan 

Gas. LM Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.com/plan-gas/

cammesa-vuelve-recibir-produccion-excedente-del-plan-gas-n854724

Möhle, E. y Schteingart, D. (13/3/2021). Diez ideas para construir un desa-

rrollismo ambientalista. Cenital. Recuperado de https://www.cenital.

com/diez-ideas-para-construir-un-desarrollismo-ambientalista/

Mutto, C. A. (13/12/2021). La conquista de los fondos submarinos será el 

último desafío de la humanidad. La Nación. Recuperado de https://www.

lanacion.com.ar/opinion/la-conquista-de-los-fondos-submarinos-se-

ra-el-ultimo-desafio-de-la-humanidad-nid31122021/



367 Bibliografía

Navazo, C. (4/11/2022). Nación publicó el decreto que extiende el Plan Gas 

hasta 2028. LM Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.com/

gas/nacion-publico-el-decreto-que-extiende-el-plan-gas-2028-n963586

Ojeda, A. (12/2/2022). El impacto del Plan Gas en la Cuenca del Golfo San Jorge. 

LM Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.com/plan-gas/

el-impacto-del-plan-gas-la-cuenca-del-golfo-san-jorge-n885198

Ortiz, I. (24/7/2021). El Plan Gas.Ar ya ofrece excedentes desde distintas cuen-

cas. LM Neuquén. Recuperado de https://mase.lmneuquen.com/plan-gas/

el-plan-gasar-ya-ofrece-excedentes-distintas-cuencas-n826819 

Radiocut (31/12/2022). Entrevista a Juan José Carbajales. Recuperado de ht-

tps://ar.radiocut.fm/audiocut/entrevista-a-juan-jose-carbajales/

Spaltro, S. (2/11/2021). Plan Gas: tres petroleras suman producción desde 

Vaca Muerta. El Cronista. Recuperado de https://www.cronista.com/eco-

nomia-politica/plan-gas-tres-petroleras-suman-produccion-desde-va-

ca-muerta/

----- (diciembre de 2022). Plan Gas: ofertan energía barata en invierno para 

llenar el gasoducto de Vaca Muerta. El Cronista. Recuperado de https://

www.cronista.com/economia-politica/plan-gas-ofertan-energia-bara-

ta-en-invierno-para-llenar-el-gasoducto-de-vaca-muerta/

----- (28/12/2021). Vaca Muerta: Argentina sumará u$s 200 millones por las expor-

taciones de gas a Chile. El Cronista. Recuperado de https://www.cronista.com/

economia-politica/exportaciones-gas-chile-200-millones-vaca-muerta/ 

Selén, L. (24/7/2020). El gobierno denunciará penalmente a las empresas que 

operan ilegalmente en Malvinas. Télam. Recuperado de https://www.

telam.com.ar/notas/202007/493827-estado-ahorra-anulacion-dnu-ma-

crismo.html

Sivera, M. (11/1/2028). Transener: Cornejo espera “una respuesta por escri-

to” de Aranguren. Los Andes. Recuperado de https://www.losandes.com.

ar/transener-cornejo-espera-una-respuesta-por-escrito-de-aranguren/



368 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Spaltro, S. (25/7/2021). Gas licuado: las millonarias importaciones de GNL 

le meten presión al dólar. El Cronista. Recuperado de https://www.cro-

nista.com/economia-politica/gas-licuado-las-millonarias-importacio-

nes-de-gnl-le-meten-presion-al-dolar/

Télam (9/4/2015). Argentina presentó una denuncia penal contra las empre-

sas que operan ilegalmente en Malvinas. Recuperado de https://www.

telam.com.ar/notas/201504/100853-el-gobierno-denunciara-penal-

mente-a-las-empresas-que-operan-ilegalmente-en-malvinas.html

----- (6/8/2020). Kulfas presentó los lineamientos del esquema de gas 2020-

2024. Télam. Recuperado de https://www.argentina.gob.ar/noticias/

kulfas-presento-los-lineamientos-del-esquema-de-gas-2020-2024

----- (20/1/2022). La producción de gas tuvo el mejor diciembre en trece años. 

Télam. Recuperado de https://www.telam.com.ar/notas/202201/581453-me-

jor-produccion-gas-diciembre.html

----- (15/9/2022). Empresas ofertaron hasta el doble de gas requerido para 

el gasoducto Néstor Kirchner. Télam. Recuperado de https://www.telam.

com.ar/notas/202212/614258-empresas-gasoducto-nestor-kirchner.

html#:~:text=La%20Secretar%C3%ADa%20de%20Energ%C3%ADa%20

inform%C3%B3,Ar%2020%2F24%20al%202028

----- (14/12/2022). Empresas ofertaron hasta el doble de gas requerido para 

el gasoducto Néstor Kirchner. Télam. Recuperado de https://www.telam.

com.ar/notas/202212/614258-empresas-gasoducto-nestor-kirchner.html

----- (16/12/2022). Bernal sobre las ofertas recibidas para las Rondas 4 y 5 

del Plan Gas.Ar 2023-2028: “Logramos cumplir con las instrucciones del 

ministro de Economía, Sergio Massa. Ha sido un éxito rotundo”. Télam. 

Recuperado de https://www.argentina.gob.ar/noticias/bernal-sobre-

las-ofertas-recibidas-para-las-rondas-4-y-5-del-plan-gasar-2023-2028-

logramos

Terzaghi, V. (13/08/2021). Cammesa volvió a sumar un buen volumen extra 

del Plan Gas Ar. Diario Río Negro. Recuperado de https://www.rionegro.



369 Bibliografía

com.ar/cammesa-volvio-a-sumar-un-buen-volumen-extra-del-plan-

gas-ar-1919037/

FUENTES INSTITUCIONALES

Argentina. Ministerio de Economía (6/8/2020). Kulfas presentó los lineamientos 

del Esquema de Gas 2020-2024. Recuperado de https://www.argentina.gob.ar/

noticias/kulfas-presento-los-lineamientos-del-esquema-de-gas-2020-2024

BP (2020). Statistical Review of World Energy. Recuperado de https://www.

bp.com/content/dam/bp/business-sites/en/global/corporate/pdfs/ener-

gy-economics/statistical-review/bp-stats-review-2020-full-report.pdf

INDEC (segundo semestre de 2020). Informes técnicos, 5(59). Recuperado 

de https://www.indec.gob.ar/uploads/informesdeprensa/eph_pobre-

za_02_2082FA92E916.pdf

Excelerate Energy. LNG Terminal Operations. Recuperado de https://excelera-

teenergy.com/capabilities/lng-terminal-operations/

Ge, M.; Friedrich, J. y Vigna, L. (6/2/2020). 4 Charts Explain Greenhouse Gas 

Emissions by Countries and Sectors. World Resources Institute (WRS). 

Recuperado de https://www.wri.org/insights/4-charts-explain-green-

house-gas-emissions-countries-and-sectors

IGU (3/6/2021). World LNG Report 2021. Recuperado de https://www.igu.org/

resources/world-lng-report-2021/

International Gas Union (IGU) (3/6/2021). World LNG Report 2021. Recuperado 

de https://www.igu.org/resources/world-lng-report-2021

International Energy Agency (IEA) (3/3/ 2022). A-Ten Points Plan to Reduce 

the European Union’s Reliance on Russian Natural Gas. Recuperado de 

https://www.iea.org/reports/a-10-point-plan-to-reduce-the-european-

unions-reliance-on-russian-natural-gas



370 JUAN JOSÉ CARBAJALES

Oil Now (2 de octubre de 2021). Breaking records left and right, Argentina’s 

Vaca Muerta is the world’s quickest growing shale play – Rystad Energy. 

Recuperado de https://www.rystadenergy.com/newsevents/news/

press-releases/breaking-records-left-and-right-argentinas-vaca-muer-

ta-is-the-worlds-quickest-growing-shale-play/

U. S. Energy Information Administration (EIA) / Advanced Resources 

International (ARI) ( junio de 2013). EIA/ARI World Shale Gas and 

Shale Oil Resource Assessment. Recuperado de https://www.

adv-res.com/pdf/A_EIA_ARI_2013%20World%20Shale%20Gas%20

and%20Shale%20Oil%20Resource%20Assessment.pdf

U.S. Energy Information Administration (EIA) (marzo de 2022). A 10-Point 

Plan to Reduce the European Union’s Reliance on Russian Natural Gas. 

Recuperado de https://www.iea.org/reports/a-10-point-plan-to-reduce-

the-european-unions-reliance-on-russian-natural-gas

U.S. Energy Information Administration (EIA) (3/2/2022). Annual Energy Outlook 

2022. Recuperado de https://www.eia.gov/outlooks/aeo/pdf/AEO2022_

ReleasePresentation.pdf 

U.S. Energy Information Administration (EIA) (16/3/2023). Annual Energy 

Outlook 2023. Recuperado de https://www.eia.gov/outlooks/aeo/



Juan José Carbajales es abogado (UBA), licenciado en Ciencia Política 

(UBA) y magíster en Derecho Administrativo (U. Austral).

Ha finalizado y entregado su tesis de Doctorado sobre dominio de los 

hidrocarburos (Facultad de Derecho, UBA).

Es director del Programa de Actualización en Derecho de los Hidrocar-

buros, Energía y Sostenibilidad, de la Facultad de Derecho (UBA). Y es 

titular del seminario Energía y Desarrollo, de la carrera de Ciencia Polí-

tica (UBA).

Además, se desempeña como docente de la UBA (facultades de Derecho, 

de Ciencias Sociales y de Ingeniería), en FLACSO, el CEARE y la Escuela 

SOBRE EL AUTOR



372 JUAN JOSÉ CARBAJALES

de Abogados del Estado. Y es docente e investigador de la Universidad 

Nacional de José C. Paz (UNPAZ).

Es autor de 3 libros: Manual de empresas públicas en Argentina (1946-2020), 

Ed. EDUPAZ, 2021; Las sociedades anónimas bajo injerencia estatal (SABIE), 

Ed. Astrea, 2014; y Running existencial. Correr 100k en la Patagonia, Ed. 

Dunken, 2018.

En el ámbito profesional, es titular de la consultora Paspartú, dedicada a 

temas energéticos y regulatorios.

Se desempeñó como subsecretario de Hidrocarburos de la Nación (2019-

2020). Allí formó parte del equipo que diseñó el Plan Gas.Ar 2020-2024, 

ahora extendido hasta 2028.

Fue representante oficial de la Secretaría de Energía ante los siguientes 

foros: la OPEP+, el Grupo Focal de Energía del G20, la Iniciativa EITI y el 

Gabinete Nacional de Cambio Climático. 

Se desempeñó como presidente y gerente general de Emprendimien-

tos Energéticos Binacionales S.A. (EBISA), donde fue representante de 

Argentina ante la Comisión Técnica Mixta del Proyecto Hidroeléctrico 

Garabí con la República del Brasil, que involucró a los ministerios de 

Energía, a las Cancillerías y a las empresas públicas de ambas naciones 

(p. ej., MME, Itamarati y Eletrobrás).

También fue representante del Estado nacional en puestos directivos y 

de alta gerencia en empresas energéticas, como YPF, ENARSA, Transener 

y CAMMESA.



EL PLAN
 GAS

Este libro aborda el contenido y alcance de una política pú-

blica en materia energética, cuya finalidad es el fomento a 

la producción de gas natural en Vaca Muerta y otras cuencas 

argentinas.

El autor analiza el Plan Gas.Ar 2020-2024, para lo cual cuenta 

con la experiencia de haber integrado el equipo de la Secre-

taría de Energía de la Nación que creó el programa durante 

la pandemia y lo ejecutó a través de rondas licitatorias cuya 

vigencia fue extendida hasta el año 2028. Así, se describen las 

etapas de un proceso secuencial típico: diseño, negociación, 

aprobación, implementación, evaluación de impacto y relan-

zamiento.

El estudio es expuesto de manera minuciosa, circunstanciada y 

didáctica gracias al espíritu docente de Carbajales, que permite 

ir avanzando desde “la cocina” de una política pública específica 

para entender el complejo entramado de actores y elementos 

que condensa un caso exitoso de articulación público-privada.
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