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La definición de los precios del gas natural es 
crucial en la política energética argentina. El 
gas representa un 57% de la matriz energética 

y su precio tiene un impacto directo en el desarrollo 
de la oferta y en los costos que asume la demanda. 

La política de precios, por ende, debe garantizar 
en simultáneo la sostenibilidad de la oferta de 
gas y brindar los mínimos precios posibles a 
los consumidores. Hasta 2001, Argentina fue 
un exportador neto de gas natural y los precios 
domésticos eran inferiores a los internacionales. 
Desde 2002, las distintas distorsiones introducidas 
en el mercado alteraron un equilibrio que se 
había probado exitoso. 

Durante más de 15 años las tarifas de energía 
que pagaron los principales componentes de la 
demanda – el sector eléctrico y las distribuidoras 
para la demanda residencial y comercial - 
estuvieron congeladas y los altos costos que había 
asumido el sistema estuvieron cubiertos por el 
“velo de los subsidios”.  Cuando este se corrió en 
2015 con la política energética del nuevo gobierno 
–que desde un enfoque gradualista procuró hacer 
el cambio menos drástico-, se inició un proceso 
arduo en el que los consumidores se empezaron a 
enfrentar con el costo real de producir energía en 
Argentina. El foco, sin embargo, estuvo puesto en 
ajustar progresivamente las tarifas a esos costos 
y no en modelar un plan energético que convierta 
el sistema energético argentino en uno eficiente 
que redunde en menores tarifas para los usuarios.

Reducir los precios del gas es esencial para 
abaratar los altos costos del sistema energético 
–que a fines de 2017 era 50% mayor a los países 

vecinos y 100% mayor a los sistemas maduros- 
y de la economía en general.  Las subastas 
introducidas por el gobierno para la compra de 
gas natural para el sistema eléctrico en agosto 
de 2018, y las llevadas a cabo en febrero de 2019 
para la compra de volúmenes en firme para 
las distribuidoras, son medidas de primera 
magnitud que apuntan en esta dirección. La 
introducción de esta competencia mediante 
subastas implica un giro saludable en la política 
de precios del gas natural. 

Sumado a esto, el gas natural puede tener un 
papel primordial en el proceso de descarbonización 
que busca reducir la emisión de gases de efecto 
invernadero y limitar el calentamiento global. 
Argentina y otros 195 países se comprometieron 
con este proceso mediante el Acuerdo de París en 
abril de 2016. Sin embargo, diversas experiencias 
internacionales han demostrado que es un 
proceso oneroso. Una correcta política de precios 
del gas natural permitiría que este combustible 
mineral - el que menos gas de efecto invernadero 
emite por unidad de energía generada- desplace 
de manera eficiente la utilización de otros 
combustibles más contaminantes que forman 
parte de la actual matriz energética. 

En un contexto macroeconómico complejo 
como el actual, es fundamental brindar reglas 
claras a las empresas y fomentar la competencia 
mayorista y minorista entre productores y 
tecnologías. Sólo así será posible garantizar el 
menor precio posible al consumidor, asegurar 
la sostenibilidad de la oferta y tender a una 
energía cada vez más limpia.

El papel de la política de precios del gas 
natural. De la intervención a las subastas
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D    C2 Introducción

 
Desde el año 2002 el precio del gas natural 
mayorista está intervenido y su valor dictado 
en forma directa o indirecta por el gobierno 
de turno. La intervención del gobierno nacio-
nal se manifestó de distintas formas desde 
entonces: congelamiento y pesificación de los 
contratos en 2002, acuerdos forzados para fi-
jar un precio en 2004, planes de estímulo a la 
producción a partir de 2013, y valores de refe-
rencia desde 2016.

Alejados de la normativa que marca el sec-
tor, y que convirtió al mismo en un modelo en 
el cual proliferó la exploración, producción 
y exportación desde 1992 a 2001, la política 
energética pasó a ser comandada desde 2002 
por una visión alejada de la ley sectorial y de-
venida en rehén de la propia política que con-
virtió al precio del gas en un factor de pre-
sión a las empresas y, alternativamente, en 
un ancla inflacionaria o en una herramienta 
del ajuste fiscal.

Hasta 2001, las relaciones comerciales en las 
que se definía el precio mayorista del gas esta-
ban liberalizadas y se establecían en forma bila-
teral  entre las empresas y sus clientes. El regu-
lador sectorial, el ENARGAS, solo autorizaba el 
traslado a tarifas de los precios definidos en los 
contratos entre partes. La actual configuración 
del mercado del gas natural, por el contrario, se 
puede representar mediante un triángulo en la 
cual intervienen las empresas productoras, los 

consumidores y el gobierno. Este último tiene 
un rol que protagónico desde 2002 como decisor 
del precio mayorista de gas y de los subsidios 
que tiene el sector.

La definición del precio del gas es un punto 
neurálgico de la política energética. Este recurso 
representa un 57% de la matriz energética ar-
gentina, y su nivel de precios tiene un impacto 
directo en los consumidores energéticos, e indi-
recto en el resto de la economía por la alta de-
pendencia del sistema a este combustible. 

Luego de más de una década de desinver-
sión en el sector, la fijación de su precio a fin de 
2015 buscaba promover la inversión y la soste-
nibilidad en el sector. Como todo precio inter-
venido en forma centralizada, su fundamento 
es arbitrario y sujeto al criterio y voluntad de 
las decisiones de la Autoridad de Aplicación. El 
gobierno debía administrar una situación de 
permanente escasez. Sin embargo, la interven-
ción en los precios y los consabidos aumentos 
han estado teñidos de objetivos divergentes 
a los intereses de los consumidores del sector 
energético en general.

El Ministerio de Energía invirtió el orden de 
prioridades en 2016, poniendo al ajuste fiscal 
como una condición de primer orden. La teoría 
regulatoria indica que la prioridad debería ser 
garantizar el precio que permita la sostenibili-
dad de la oferta en el tiempo pero que a su vez 
sea el mínimo posible, en primer lugar para el 
contribuyente que se hace cargo del subsidio 
y posteriormente -en la medida que se decidan 
recortar subsidios- para los usuarios. 

Fuente: Ministerio de Energía y Minería (diciembre de 2017)

Gráfico 1. 
Composición de la matriz energética argentina (2016)

57%31%

1%
4%

3%
4%

Gas Natural Petroleo Carbón Hidroeléctrica Nuclear

Renovable



D    C3

La Autoridad de Aplicación continuó con 
la política de precios iniciada en el año 2013 
por la administración anterior mediante los 
planes de estímulo a la producción, pero de-
cidiendo el traslado de estos precios a toda la 
demanda en forma gradual. Estas políticas  se 
basaron en pagar precios por encima de los 
vigentes para toda producción convencional 
proveniente de nuevas inversiones en yaci-
mientos maduros, a la que se dio en llamar 
producción de “gas nuevo”, y para lo produc-
ción de gas no convencional (shale y tight gas 
en Vaca Muerta y en la Cuenca Austral). 

Por otro lado, desde el punto de vista del 
impacto de los nuevos precios en la demanda, 
es importante destacar que no es lo mismo pro-
curar el mínimo costo para el usuario que brin-
dar un sendero, una gradualidad, para deter-
minados clientes como propuso el Ministerio 
de Energía en 2016 ante la decisión de la Corte 
Suprema en el caso CEPIS (Corte Suprema de 
Justicia, 18 de agosto de 2016). Esto último es 
solamente una reasignación de costos entre los 
consumidores y los contribuyentes. 

Sin embargo, el panorama regulatorio ha 
cambiado sustancialmente en los últimos me-
ses. A partir del cambio de Ministro de Energía 
en junio de 2018 y el traspaso de la Autoridad 
de Aplicación al Ministerio de Hacienda en 
septiembre  de 2018 se han introducido nuevas 
medidas que tienden a reducir los precios que 
paga la demanda. La introducción de compe-
tencia, mediante los mecanismos de subastas, 
y los compromisos asumidos por Argentina en 
la transición a la descarbonización presentan 
importantes desafíos regulatorios en el cual el 
gas natural y su política de precios ocupan un 
papel destacado. Este trabajo analiza la políti-
ca de precios de gas llevada a cabo el gobierno 
actual en relación a su impacto en la sostenibi-
lidad y sustentabilidad del sector, y en el obje-
tivo de política de brindar los mínimos costos 
para los usuarios.

Fuente: Ministerio de Energía y Minería (octubre de 2017) 

Diagrama 1. 
Composición de la tarifa de gas (2017)

Los planes de estímulo y el 
precio del gas natural para los 
productores 

El precio del gas natural en el punto de ingreso 
al sistema de transporte (PIST) ha estado inter-
venido desde el año 2002 con el congelamiento y 
“pesificación” de los contratos locales entre pro-
ductores y sus principales clientes (distribuido-
ras, eléctricas e industriales). 

El precio en el PIST debería estar desregula-
do y ser negociado libremente entre las partes 
ya que, de acuerdo a la Ley de Hidrocarburos 
N° 17.319 y la Ley del Gas 24.076, la producción 
y comercialización de gas natural no constitu-
ye un servicio público debiendo su precio estar 
determinado a partir de la libre interacción de la 
oferta y la demanda (Ley 24.076, art. 2 y 83).  La 
introducción de competencia en la producción 
de gas, por ende, es un mandato que se emana 
de las leyes del sector.

La tarifa de gas que pagan los usuarios está 
compuesta por el precio del gas,  la tarifa de 
transporte y distribución y los impuestos1 (Mi-
nisterio de Energía y Minería, octubre de 2017). 
Así, precio del gas natural en el PIST es un com-
ponente primordial de la factura que pagan los 
usuarios (Diagrama 1). 

La política original de precios de gas natu-
ral de la actual administración ha sido explica-
da por diferentes informes publicados por el 
entonces Ministerio de Energía (ver por ejem-
plo, Ministerio de Energía y Minería, octubre 
de 2017).  

Estos informes permiten entender la lógi-
ca que tuvo la Autoridad de Aplicación des-
de 2016 hasta mitad de 2018 en su política de 
precios y subsidios. En ellos, el Ministerio de 
Energía explicó los parámetros considerados 
1 Luego de las Revisiones Tarifarias iniciadas en 2016 para los sec-
tores de distribución y transporte de gas natural, solo el compo-
nente del precio PIST se encuentra aún subsidiado. Una situación 
análoga ocurre en el sector eléctrico a nivel nacional, donde los 
componentes de transmisión y distribución no tienen más sub-
sidios pero no así el precio mayorista de electricidad, donde el 
precio del gas tiene un impacto de primera magnitud.
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D    C4 en la definición del precio en el PIST, y fun-
damentando su decisión en el hecho que el 
precio en el PIST promedio a determinar de-
bía satisfacer en primer lugar las condiciones 
de: (i)  promover las condiciones para que la 
oferta recupere el auto-abastecimiento, y (ii) 
reducir los subsidios a los cuales debe hacer 
frente el Estado nacional (Ministerio de Ener-
gía y Minería, octubre de 2017:18). 

Como regulador de facto del precio mayo-
rista de gas para más de un 70% de la demanda, 
e inclusive luego del fallo CEPIS que reconoció 
el papel regulatorio de la Autoridad de Aplica-
ción en la política de precios de gas, las premi-
sas planteadas son criticables. Un regulador 
debería haber velado por: (i) promover las con-
diciones para que la oferta recupere el auto-
abastecimiento y la sostenibilidad del sector, y 
(ii) garantizar el mínimo costo para el usuario. 
Esto no es otra cosa que brindar un resultado al 
cual se llegaría en un mercado en el cual preva-
lezcan condiciones de competencia.

El nuevo precio de referencia definido por 
el Ministerio de Energía en 2016 se basó en los 
valores para el “gas nuevo” vigentes en los Pla-
nes Gas instaurados por la administración an-
terior, considerando que el precio del Gas Na-
tural Licuado (GNL) importado actuaría como 
precio de mercado del gas en un hipotético li-
bre mercado “equilibrado” (Ministerio de Ener-
gía y Minería, octubre de 2017:18). 

Planes de estímulo a la oferta y 
otros subsidios al sector

El GNL se vuelve un componente de primer 
orden en el mercado de Argentina a partir del 
año 2008. En ese año, la anterior administra-
ción produce dos hechos significativos ante 
la escasez que se arrastraba desde 2004. En 
primer lugar se comienza con la importación 
del GNL y el Estado asume el costo de su im-
portación a través de ENARSA (actualmente 
Integración Energética Argentina). 

En segundo lugar, se empieza con el pri-
mer plan de aliento a la producción definido 
mediante la Resolución SE 24/2008 de Marzo 
de 2008. El primer “Programa Gas Plus” ofrecía 
incentivos a los productores para expandir su 
producción a través de mayores precios,  sus-
tancialmente más altos que los vigentes a ese 
momento: se ubicaban en una banda de entre 
US$ 4 y US$ 5 MMBTU. 

Si bien este plan no tuvo mayor impacto 
(Barril y Navajas, 2015),  la importación de 
GNL y los planes de estímulo se unirán en 
forma conceptual en 2013, meses después de 
la nacionalización de la mayoría accionaria 
de YPF mediante el Plan Gas I (Resolución 
1/2013 de Enero de 2013 con vigencia has-
ta 2017), Plan Gas II (Resolución 601/2013 de 

noviembre de 2013 vigente por 5 años hasta 
2018), y el Plan Gas III (Resolución 74/2016 de 
Mayo de 2016) fundamentalmente para gas 
no convencional2.

Se pueden pensar los Planes Gas como una 
política activa por parte del gobierno nacional 
para evitar la importación de GNL y desarro-
llar la oferta de gas al proveerle a los producto-
res precios para la nueva producción sustan-
cialmente mayores a los vigentes a la fecha, en 
un contexto de congelamiento tarifario y un 
intervencionismo explícito en la formación de 
precios. Los planes I y II brindaban un precio 
de estímulo por el “gas nuevo” de alrededor 
de US$ 7,5 MM BTU, que a la fecha de sus im-
plementaciones en 2013, era aproximadamen-
te un 50% del precio del GNL importado por 
ENARSA y un 200% mayor al precio promedio 
del “gas viejo”3.

Los planes originales contemplaban com-
pensaciones o penalidades por no cumplir con 
el compromiso de las inyecciones adicionales 
sobre una producción base. Esta penalidad ve-
nía dada por la diferencia entre el precio del 
GNL y el valor referencial de US$ 7,5 MMBTU4. 
Es decir, el costo del GNL representaba un cos-
to propio para las empresas sólo en caso de no 
cumplir con la producción nueva comprome-
tida –algo similar a una condición de deliver or 
pay de un contrato de gas. Sin embargo, en la 
medida que las empresas cumplieron con los 
volúmenes comprometidos y no hubo aplica-
ción de penalidades registradas, el único que 
se hizo cargo del precio del GNL han sido los 
contribuyentes (vía la importación directa por 
parte de ENARSA). 

Finalmente se debe mencionar el plan exclu-
sivo para gas no convencional de Vaca Muerta 
(Resolución 46/2017)5. El programa garantizaba a 
los productores una remuneración a su produc-
ción a un precio de US$ 7,5 por MM de BTU que 
se reduce anualmente en US$ 0,50 por MMBTU 
hasta llegar a US$ 6 por MMBTU en 2021.

En esencia, la nueva administración adoptó 
la misma lógica de remuneración de precios de 
los planes gas instaurados por la administración 

2  Recién cuándo el estado fue “socio” en la producción de gas en 
YPF a fin de 2012, se implementaron en forma efectiva mayores 
precios para las empresas.  La debilidad institucional es una de las 
cartas lábiles de la política energética de los últimos años.
3  Se denominaba “producción base ajustada” al volumen de pro-
ducción de gas que tenía cada empresa en 2012 –el año anterior a 
la creación de los programas–, ajustada mensualmente por curva 
de declino de cada empresa. Se denominaba “producción incre-
mental” al volumen de producción que en cada período superara 
la “producción base ajustada”. Durante su vigencia, el programa 
garantizaba a los productores una remuneración a su producción, 
estableciendo que la “producción base” sería remunerada con el 
mismo precio por millón de BTU que en 2012 (US$2,49 por millón 
de BTU), mientras que la producción  incremental se remuneraría 
a US$7,33 (US$ 7,5 en el Plan Gas III) por millón de BTU (Minis-
terio de Energía y Minería, octubre de 2017). El precio promedio 
del GNL importado fue de aproximadamente de US$ 16 MM BTU 
entre 2012 y 2013.
4  “El compromiso de la empresa de compensar su imposibilidad 
de alcanzar los valores mínimos de Inyección Total comprometi-
dos en su Proyecto, proponiendo metodologías de compensación 
(que podrán incluir, entre otros posibles, la importación del GNL 
o el pago al Estado Nacional de la diferencia entre el Precio de 
Importación del GNL previo al momento en que se registró el fal-
tante y el Precio de la Inyección Excedente)” (Resolución 1/2013).
5  El plan se extendió también a otros reservorios no convenciona-
les de la Cuenca Austral mediante la Resolución 447/2017.



D    C5anterior, pero decidiendo su traslado a toda la 
demanda en forma gradual. Se estableció así un 
sendero para que los consumidores absorban 
estos precios. Originalmente, estaba previsto 
el traslado total de estos precios a los consumi-
dores en 2019 (Ministerio de Energía y Minería, 
septiembre de 2016: 23).

Para llevar a cabo esta decisión, se conside-
ró que el precio del GNL importado actuaría 
como precio de mercado del gas en un hipoté-
tico libre mercado equilibrado (Secretaría de 
Recursos Hidrocarburíferos, febrero de 2017; 
Ministerio de Energía y Minería, octubre de 
2017), a pesar nunca en la historia del mercado 
de gas previa a la intervención se definieron 
precios con esta lógica.

En este sentido, todo análisis contrafáctico 
que suponga un precio de equilibrio debería 
haber adoptado un análisis estructural de la 
oferta y la demanda, y sus posibles compor-
tamientos ante este nuevo precio hipotético6. 
Sin embargo, las autoridades no brindaron un 
sustento riguroso de las decisiones de precios 
y cantidades definidas en el plan. De hecho, la 
Resolución 46/2017 generó impactos de consi-
deración que afectaron al propio mercado del 
gas y las cuentas fiscales.

A pesar de que comprometía recursos fis-
cales, la Resolución 46/2017 no contempló me-
tas máximas de producción ni penalidades. La 
única condición fue alcanzar un nivel de pro-
ducción mínimo7.  Sin embargo, lo que se ob-
servó en la práctica es que las empresas bene-
ficiarias de esta resolución sobrecumplieron 
las proyecciones originales generando por un 
lado distorsiones de corto plazo en la propia 
competencia en el sector. Esto se debe a que 
por toda producción adicional contemplada 
en ese plan, reciben un subsidio sobre el precio 
de venta que las ubica en ventaja sobre aque-
llas empresas que no están en el plan8. Este 
subsidio, inclusive, ha sido independiente de 
la estacionalidad de la demanda (se aplica en 
verano cuando no hay importaciones de GNL) 
asumiendo un marco de escasez constante a lo 
largo del tiempo.

Por otro lado, la sobreproducción ha gene-
rado un problema fiscal en el cual el Estado 
no tiene ningún control sobre los recursos 

6  Es llamativa la divergencia en el análisis realizado por el Minis-
terio de Energía en 2016 con aquel realizado por el propio Minis-
terio de Hacienda. Este último caracteriza al mercado de hidro-
carburos como altamente concentrado, en donde una empresa de 
mayoría accionaria estatal, YPF, tiene un fuerte poder de merca-
do, y produce asociada a diversas otras empresas (Ministerio de 
Hacienda, julio de 2018). Por el contrario, el Ministerio de Energía 
no hizo ningún análisis de la estructura de la oferta en los funda-
mentos técnicos que adjunta a las subas del PIST. Esto es relevan-
te ya que en un mercado que no está desregulado en la práctica, 
el precio de referencia debe estar claramente fundamentado y no 
influenciado por los intereses particulares de alguna de las partes 
del mercado. Es decir, el precio de referencia debería reflejar un 
precio que hubiese sido pactado libremente entre las partes en 
condiciones de competencia razonable.
7  En el apartado II del anexo a la Resolución 419/2017 se condi-
ciona la adhesión al programa de la Resolución 46/2017 a conce-
siones que en su plan de inversión alcancen una producción media 
anual, en cualquier período consecutivo de 12 meses antes del 31 
de diciembre de 2019, igual o superior a 500.000  metros cúbicos 
por día. 
8  Acerca de las ineficiencias generadas en el corto plazo, ver Gil-
bert y Gonzalez (1 de octubre de 2018).

que se destinan a este plan. Esta decisión del 
ex Ministerio de Energía en 2017 en forma no 
coordinada con el Ministerio de Energía, ha 
dejado expuesto al Tesoro a incurrir en un 
déficit creciente en un contexto de severa 
restricción fiscal, o a enfrentarse a juicios con 
los propios productores por no cumplir con la 
norma pactada.

Los diferentes Planes Gas (incluyendo la 
Resolución 46/2017) acumulan, desde 2014 hasta 
la fecha, erogaciones por parte del Tesoro a las 
empresas de más de US$ 7.500 millones de dó-
lares. Estos subsidios a la producción forman 
parte de un conjunto de subsidios en el sector 
de energía que empiezan en el año 2005 luego 
que se evidenciaran los primeros síntomas de 
escasez en la producción de gas. 

Los fondos destinados a CAMMESA, ENAR-
SA y los Planes Gas han representado en los últi-
mos años más del 90% del total de los subsidios 
al sector (Gráfico 2).

El subsidio a ENARSA consiste en la trans-
ferencia de recursos a esta empresa funda-
mentalmente para la importación del gas 
importado de Bolivia y Chile, y de los carga-
mentos de GNL. Se espera que en la medida 
que los planes de estímulo a la  producción 
continúen con el sendero actual, este subsidio 
tienda a disminuir.9 

Por su parte, las transferencias a CAMME-
SA para garantizar la producción de energía 
eléctrica representan un 65% del total de los 
subsidios. El análisis de la política de precios 
de gas para el sector eléctrico permite enten-
der el carácter contradictorio que ha tenido en 
su origen la política de precios de gas a ser pa-
gado por la demanda, y la resultante política 
de subsidios.

El precio del gas natural y el 

impacto en el sector eléctrico

Si bien el gobierno ha intentado bajar los 
montos de subsidios destinados al  sector dis-
minuyendo los costos de importación de los 
combustibles líquidos y fomentando su rem-
plazo por el gas natural, el precio de compra 
de CAMMESA del gas natural de US$ 5,20 MM 
BTU definido en 2016 ha sido un fuerte impe-
dimento para ese fin10. Es decir, al haber de-
finido un precio alto a pagar por CAMMESA, 
superior a los que pagaban otros segmentos 
de la demanda de gas natural, los subsidios re-
queridos han sido también altos11.

El costo del gas natural es un componen-
9  A su vez ENARSA tiene a su cargo la construcción de centrales 
eléctricas (Ensenada y Brigadier López) y del Gasoducto del Nor-
este Argentino (GNEA).
10  La demanda de las centrales eléctricas, comercializadas 
por CAMMESA, con precio fijado originalmente por Resolución 
41/2016 representa más de un 40% de la demanda de gas.
11  Notar también que el subsidio a CAMMESA incluye también los 
recursos para la compra de  Fuel Oil y Gas Oil nacional e importa-
do requerido para la generación eléctrica.
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te primordial en la definición de los costos de 
la electricidad. Cuanto mayor es el precio del 
primero, mayor es el costo y el precio final de 
la segunda12. En 2017, por ejemplo, más del 80% 
de los combustibles consumidos por las cen-
trales térmicas del mercado mayorista corres-
pondió al gas natural.

De ahí la importancia de la política de dis-
minución del precio de adquisición de CAM-
MESA que se materializó mediante la baja de 
US$ 5,20 MMBTU a US$ 4,20 MMBTU a par-
tir de junio de 201813. Más recientemente, en 
septiembre de 2018, el precio siguió bajando 
a través de la medida tomada por Mercado 
Electrónico de Gas (MEGSA) mediante la cual 
CAMMESA llamó a subastas de precios para 
la compra gas natural interrumpible de hasta 

12  Las generadoras del Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) son 
remuneradas hasta un precio spot máximo reconocido de $240 
MW/h (aumentado a $ 480 MW/h en Noviembre de 2018), y las 
diferencias registradas en la subcuenta de “sobrecostos transito-
rios de despacho” (STD). A partir de la evolución de los precios 
del combustible y con el esquema remuneratorio de la genera-
ción (Resolución19/201717) todas las máquinas del MEM, aún las 
más eficientes, tienen costos superiores al precio spot máximo de 
240$/MWh (vigente hasta noviembre de 2018). Todo reconoci-
miento por encima de los 240 $/MWh es acumulado para el cál-
culo del precio STD (CAMMESA, septiembre de 2017).
13  Considerando que el sistema eléctrico consumió un prome-
dio de 47 MMm3 /día en 2017, la disminución de cada dólar en el 
precio pagado a los productores implica que el estado se ahorra 
por la baja del precio de US$ 5,20 a 3,84 MMBTU en septiembre 
de 2018 en forma directa en transferencias evitadas a los produc-
tores alrededor de $30.000 millones anuales (considerando un 
tipo de cambio de $38 por cada 1 US$),  respecto a la situación 
previa a Julio de 2018. La disminución del precio de compra de 
CAMMESA tiene por otro lado un efecto fiscal negativo ya que el 
Estado tiene que hacerse cargo de la diferencia del nuevo precio 
promedio y los US$ 7,50 reconocidos al gas comprendido en la 
Resolución 46/2017 para el gas no convencional. No se encuen-
tran disponibles en forma oficial los montos asignados en esta 
norma para realizar este cálculo.

25MMm3 /día14.
De hecho, CAMMESA realizó una esti-

mación de los ahorros en el costo de abas-
tecimiento del Mercado Eléctrico Mayorista 
(MEM) en su Programación Estacional pro-
visoria para el período noviembre de 2018 a 
abril 2019. El costo baja en un 2,5% a partir de 
la reducción del precio del gas que compra-
ba CAMMESA de US$ 4,16 en julio 2018 (Res. 
46/2018) a US$ 3,84 (luego de la licitación de 
septiembre 2018 del MEGSA)15.

Los costos de abastecimiento del MEM se 
ven reflejados en el precio monómico de la 
electricidad. El porcentaje del subsidio (medi-
do por la razón entre la parte del precio monó-
mico no cubierto por el precio estacional que 
es trasladado a la demanda, y el propio precio 
monómico) se redujo de un 85% a un 44% en-
tre 2015 y 2018. Es decir, a noviembre de 2018 la 
tarifa cubre un 56% de los costos de produc-
ción del MEM. 

La mayor disponibilidad de gas y las políti-
cas tendientes a la reducción de su precio son 
claves para la reducción de los costos de abas-
tecimiento del MEM. Sin embargo, a noviem-

14  En la subasta para provisión interrumpible con período hasta el 
31 de diciembre de 2018 (Circular MEGSA 254/18 del 24 de agos-
to) se lograron ofertas por más de 140 millones de m3 a un precio 
promedio entre cuencas de US$ 3,84, un 8% menos que el precio 
definido por la Resolución 46/2018, y un 25% respecto al vigente 
por más de dos años. El último precio promedio disponible en 
noviembre de 2018 para el sector eléctrico ha sido de US$ 3,46. 
Ver https://apps.se.gob.ar/viz/pgas.php. En diciembre de 2018 se 
realizó otra subasta por volúmenes interrumpibles que propició 
disminuciones mayores de precios.
15  El costo de abastecimiento pasa de $2818 MWh a 
$2748,74Mwh para el trimestre noviembre 18-enero 2019 (CAM-
MESA, octubre de 2018).

Fuente: Asociación argentina de presupuesto y administración financiera (2018)

Gráfico 2. 
Subsidios al sector energético en millones de dólares (2005-2018)
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Fuente: Elaboración propia en base a datos de operaciones de CAMMESA (2017)

Fuente: CAMMESA (noviembre de 2018)

Gráfico 3. 
Composición del consumo de combustibles en centrales térmicas del mercado eléctrico 
mayorista (2017)

Gráfico 4. 
Precio monómico y estacional de la electricidad en el mercado eléctrico mayorista, 
en USD/MWh (2002-2018)
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D    C8 bre de 2018, más de un 30% de los costos de su 
abastecimiento corresponde a los sobrecostos 
de contratos16.Estos costos son más inflexibles 
a la baja ya que corresponden a compromisos 
de largo plazo de tipo PPA asumidos en dóla-
res en estos últimos años (Bondorevsky, 2017). 
Actualmente, estos sobre costos de contratos 
representan más de un 30% del costo del su-
ministro del MEM (AGUEERA, 2019).

La política de precios del gas 
natural para el resto de los 
consumidores

Para el resto de la demanda de gas, la Autori-
dad de Aplicación también estableció en 2016 la 
forma en que se pagaban los precios a los pro-
ductores (el promedio entre “gas nuevo” y “gas 
viejo”), y el nivel de subsidio necesario para cu-
brir los costos no remunerados vía tarifas. Esta 
política, sin embargo, ha sufrido varias mar-
chas y contramarchas.

A partir de la Revisión Tarifaria Integral 
(RTI) en 2016, con el comienzo de la normali-
zación de las tarifas reguladas de transporte 
y distribución, el Gobierno fijó precios de re-
ferencia para distintas categorías de usuarios. 
La definición de la política respecto al precio 
en el PIST a pagar por los distintos consu-
midores se cristaliza mediante la Resolución 
28/2016 de marzo de 2016, que fijó los aumen-
tos del gas natural por redes de entre un 175% 
y un 450% para usuarios residenciales, co-
merciales y del GNC (Resolución 34/2016) con 
vigencia a partir del 1 de abril de 2016. En un 
informe del Ministerio de Energía de septiem-
bre de 2016 queda clara la decisión que había 
tomado la Autoridad de Aplicación de llevar 
el precio que pagaban todos los consumidores 
a la paridad de importación del GNL (neta de 
costos de transporte), considerada en US$ 6,78 
MMBTU en octubre de 201917.

La Corte Suprema, sin embargo, a través 
del fallo CEPIS (Corte Suprema de Justicia, 
18 de agosto de 2016) definió el carácter “re-
gulado” del precio para los usuarios residen-
ciales reconociendo la directa intervención 
del gobierno en su fijación y obligando a la 
realización de audiencias públicas previo a su 
definición por parte de la Autoridad de Apli-
cación. A partir de este fallo, las categorías de 
residenciales y usuarios del servicio particu-
lar (P1, P2 y ciertos P3), fueron excluidas de 
los aumentos y se les incorporó un sendero 

16  A noviembre de 2018, $734 MW/h del total del precio monó-
mico de $2444 MW/h corresponden a Sobrecostos transitorios de 
contratos (CAMMESA, noviembre de 2018).
17  La propuesta implicaba aumentos del precio en el PIST para 
usuarios residenciales, por ejemplo, de entre un 175% y un 450% 
mediante los cuales éste pasaba de valores de US$ 0,52 MMBTU 
a US$ 2,86 MMBTU para usuarios de bajos consumos y de US$ 
2,55 MM BTU a y US$ 7 MM BTU para usuarios de altos consumos 
(Ministerio de Energía y Minería, septiembre de 2016:23).

de gradual quita de subsidios, definidos en la 
Resolución 212/2016 de octubre de 2016, que 
abarcó también al GNC y al gas propano dis-
tribuido por redes.

Los valores del PIST para las diferentes cate-
gorías de usuarios (excluyendo el sector eléctrico) 
se establecieron en 2016 de la siguiente forma:
1. Usuarios “con sendero” 

a. Categoría de usuarios residenciales y par-
ticulares (sin unbundling). Representan aproxi-
madamente un 19% de la demanda.

b. Usuarios GNC que hasta mayo de 2017 
contrataban a través de las distribuidoras. 
Luego de esa fecha lo pueden hacer de ma-
nera directa a productores por la Resolución 
80/2017. Representan un 5% de la demanda 
de gas.
2. Grandes consumidores industriales con 
unbundling (físico y comercial) que compraban 
el gas directamente a los productores y comer-
cializadores a un precio acordado entre las par-
tes. Estos usuarios representan un 26% de la 
demanda de gas.
3. Finalmente, el resto de la demanda, com-
puesto por un 4% a usuarios comerciales y 
otro 4% de usuarios con Tarifa Social.

Se advierte que el gobierno, por medio de 
diferentes resoluciones y con un hipotético 
poder de monopsonio, definió en forma di-
recta en estos últimos años el precio del gas 
de más del 70% de la demanda (incluido el 
sector eléctrico). Esto muestra el rol prota-
gónico del Estado como “comercializador” 
privilegiado de la demanda en este “triángu-
lo” compuesto también por las empresas y 
los consumidores18.

En noviembre de 2017 las distribuidoras y 
los productores a instancias del Ministerio de 
Energía, firmaron las “Bases y Condiciones” 
para la contractualización de la comercializa-
ción del gas en base a un precio máximo defi-
nido en el sendero con aplicación a partir de 
enero de 201819.

Producto de la devaluación de la moneda, 
este sendero fue discontinuado y los precios 
de las distintas categorías de usuarios se uni-
ficaron en el último traslado a tarifas aproba-
do por el ENARGAS en octubre de 2018.20

18  Hay que notar que tanto el precio promedio del gas natural 
que compraban las distribuidoras desde el escalón de Abril de 
2018 de US$ 4,68 MM BTU, como el de CAMMESA de abril de 2016 
a Julio 2018 de US$ 5,2 MM BTU, han sido de hecho más altos que 
el pagado por los grandes usuarios con unbundling en promedio 
de 4,17 MM BTU desde 2016. Es decir, se observa que en la plena 
vigencia del “sendero” los grandes usuarios, y posteriormente los 
usuarios de GNC, al prescindir de la compra de gas de las distri-
buidoras pudieron mejorar los precios establecidos por el Estado, 
fundamentalmente para  los meses de verano (Ministerio de Ener-
gía y Minería, octubre de 2016; febrero de 2017; octubre de 2017).
19  Ver “Bases y Condiciones para el abastecimiento de gas a las 
distribuidoras de gas por redes” del 29 de noviembre de 2017. 
A partir de esa fecha las distribuidoras tienen la obligación de 
adquirir el gas sólo para abastecer a los clientes residenciales y 
ciertos comercios o PyME. La demanda considerada no priorita-
ria: PyME con altos consumos, industrias, centrales térmicas, eléc-
tricas deben adquirir el gas manera directa con productores y/o 
comercializadores.
20  El precio resultante se ubicó en $ 5,5 por m3 de gas (dupli-
cando el precio en pesos para un R1 por ejemplo), equivalente a 
US$ 3,9 MMBTU (para zona Metrogas por ejemplo) (Resolución 
286/2018) 
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el precio del gas natural y la 
institucionalidad del sector 

Con precios contractuales referenciados a los 
del sendero, a partir de la reciente devaluación 
del peso, se presentó un nuevo problema regu-
latorio. Desde su desregulación en el año 1992, 
los precios mayoristas de gas se fijan en dóla-
res en los respectivos contratos entre los pro-
ductores y sus clientes y son trasladados a las 
tarifas con la aprobación del ENARGAS. A fin 
de cada mes, al momento de la facturación por 
parte de los productores a las distribuidoras, 
los valores se expresan en moneda local. 

La fijación del precio en dólares en los con-
tratos entre los productores y las distribuido-
ras de noviembre de 2017, sin embargo, se aplicó 
sin cláusulas que contengan al precio del gas 
en pesos que pagan los consumidores en caso 
de una devaluación. El referido traslado a tari-
fas de los precios de gas natural en el PIST de 
octubre de 2018 da cuenta de esta situación.

Nuevamente en la historia del sector, el Es-
tado a fin de 2017 propició contratos que son de 
difícil cumplimiento ante situaciones macro-
económicas que están fuera del control de los 
privados como una devaluación del tipo de cam-
bio21. En un país y en un sector con una historia 
reciente de rompimientos de contratos, la Auto-
ridad de Aplicación no debía dejar expuestos a 
los consumidores con precios (altos) en dólares 
definidos hasta 202122.

La fragmentación en la toma de decisiones 
de la política sectorial en ese momento con un 
Ministerio de Energía con objetivos particula-
res, y no coordinado con un Ministerio de Ha-
cienda que pueda analizar el contexto macro-
económico y el conjunto de políticas sectoriales 
se manifiesta nuevamente como una debilidad 
de coordinación institucional.

En su momento, la salida de la convertibili-
dad en 2001 mostró a las claras las dificultades 
de atar el precio del gas a la divisa norteame-
ricana ante un episodio devaluatorio. En este 
sentido, la pesificación y congelamiento adop-
tada en 2002 es el ejemplo contrario a lo que de-
bía hacerse ya que se atrasó artificialmente el 
precio de la energía, mientras los demás bienes 
de la economía luego de una mega devaluación 
de la moneda local, tuvieron una variabilidad 
que estuvo influenciada no solo por la evolu-
ción del tipo de cambio sino también por los 

21  De hecho, con la devaluación incesante de la divisa en el úl-
timo tiempo, las distribuidoras, como agentes de compra de sus 
clientes prioritarios, acumularon una deuda en el tiempo con los 
productores, llamadas Diferencias Diarias Acumuladas (DDA). Re-
cientemente, la Secretaría de Energía decidió que el Estado se 
haga cargo de esta deuda luego de una contramarcha, ya que 
había decidido previamente el traslado de la misma a los consu-
midores (Resolución 41/2018).
22  El desbalance de cuenta corriente al momento de la firma de 
los contratos permitía contemplar los riesgos evidentes debido a 
la apreciación del peso respecto al dólar. En el tercer trimestre de 
2017 había un déficit de cuenta corriente de US$ 8683 millones 
(Indec, diciembre de 2017).

índices de inflación locales -como los índices de 
precios mayoristas y de variación salarial- que 
efectivamente afectan los costos de produc-
ción y la rentabilidad de las empresas que pro-
ducen localmente.  

Dado que los precios del gas natural estás 
liberados, no es posible aplicar un índice que 
refleje los costos de producir gas en Argenti-
na y trasladarlo a la demanda. Además, su po-
tencial aplicación podría implicar una nueva 
intervención en la formación de precios por 
parte del Estado en una regulación de  tipo 
“cost plus”23. 

A diferencia de la producción petrolera, 
que es altamente transable, la producción de 
gas natural es muy sensible a las condiciones 
y capacidad de pago de la demanda doméstica. 
Los usuarios de las distribuidoras, tienen esen-
cialmente ingresos en moneda local. Los resul-
tados de la subasta de febrero de 2019 para el 
sector de distribución que fija el precio estacio-
nal para este invierno, han presentado nueva-
mente el desafío regulatorio de cómo afrontar 
el riesgo cambiario que implica producir y co-
mercializar gas en Argentina. 

Si bien el resultado de la subasta arrojó 
un precio promedio entre cuencas de US$ 4,62 
MMBTU, el aumento del tipo de cambio entre 
este invierno y el pasado (mayor a un 100%) 
impacta en el precio del gas a la hora de su pe-
sificación. Se suma a esto la aplicación del índi-
ce de precios mayoristas para los segmento de 
transporte y distribución (alrededor de un 50% 
acumulado) lo cual implicaría subas mayores 
al 70% en la tarifa final de los usuarios de las 
distribuidoras respecto al invierno pasado.24 La 
Secretaría de Energía, sin embargo, decidió mo-
rigerar este aumento mediante dos medidas. 
Por un lado “aplanando” la factura que pagan 
los usuarios en los meses de mayor consumo, 
cobrando el aumento en tres cuotas y hacién-
dose cargo el Tesoro de las diferencias hasta 
el próximo período estacional. Por otro lado, 
brindando a los consumidores garantías de que 
la potencial devaluación en el propio período 
estacional no represente un mayor riesgo para 
ellos. En este sentido, lo definido por la Resolu-
ción del ENARGAS 72/19 que establece la meto-
dología de traslado a tarifas del precio que pe-
sifica por seis meses el precio de los contratos 
celebrados en dólares, resulta razonable atento 
al impacto que potenciales devaluaciones pue-
dan tener en los consumidores25.

23  La asimetría de información por parte del regulador y la falta 
de incentivos a minimizar costos por parte de las empresas, son 
otros motivos técnicos que harían desaconsejable esta opción.
24  Se estima que un 10-15% del precio ofertado está compuesto 
por los cargos de los seguros de cobertura por variaciones del 
tipo de cambio contratados por los productores (Wood Macken-
zie,  febrero de 2019).
25  De acuerdo al artículo 8 del Decreto 1053/2018, se determinó 
que a partir del 1º de abril de 2019 los productores de gas natural 
y las prestadoras del servicio de distribución de gas natural debe-
rán prever en sus contratos que en ningún caso podrá trasladarse 
a los usuarios el mayor costo ocasionado por variaciones del tipo 
de cambio ocurridas durante cada período estacional.
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descarbonización y el rol del 
gas natural 

Las políticas energéticas en el mundo desarro-
llado han introducido un nuevo objetivo en los 
últimos años. Además de los referidos de ga-
rantizar la seguridad de abastecimiento y el de 
minimizar el costo de provisión a los consumi-
dores, se ha sumado un tercero que es el de des-
carbonizar la producción de electricidad26.

Argentina también se ha comprometido con 
este objetivo firmando el Acuerdo de Paris de 
cambio climático por el cual para 2020, un 25% 
de la capacidad de generación deberá provenir de 
fuentes renovables (actualmente son un 4%). De 
hecho la ley 27.191 explicita en su artículo 8 este 
compromiso al cual se arriba en forma gradual.

La experiencia internacional indica que el 
desarrollo de las energías renovables y la des-
carbonización tienen costos altos. Los ejemplos 
de Alemania y España muestran que los precios 
garantizados a los productores solares y eólicos, 
superiores a los de mercado, en un contexto de 
baja de costos de estas tecnologías27 han enca-
recido sustancialmente los precios que pagan 
los usuarios, debiendo dar marcha atrás con las 
políticas originalmente adoptadas28.

La política de precios de gas puede cumplir 
un rol relevante en la transición hacia un sistema 
de energía más limpio posibilitando por un lado 
el desarrollo de los importantes recursos con-
vencionales y no convencionales con que cuenta 
Argentina, y por el otro que los consumidores no 
asuman los altos costos actuales del desarrollo de 
la generación basada en recursos renovables.

A su vez, la implementación de la Ley 27.424 
de generación distribuida sancionada en diciem-
bre de 2017, y reglamentada recientemente, tam-
bién es un paso importante en esta transición. 
Esto puede fomentar la potencial comercializa-
ción minorista de la electricidad, y  mediante el 
manejo inteligente de la demanda, evitar la ge-
neración excesiva en las horas pico. 

El caso de México muestra que la competen-
cia cabeza a cabeza entre las fuentes renovables 
y el gas natural barato (en este caso importado de 
Estados Unidos) redunda en beneficios para los 
consumidores (Viscidi, mayo de 2018). Los produc-
tores de gas enfrentan cada día más la competen-
cia de las fuentes renovables, tanto a gran escala 
como en generación distribuida. Simétricamente, 
la generación renovable enfrenta un serio com-
petidor en los productores de gas en la medida 
que estos sean cada vez más eficientes. 

26  Un ejemplo es el caso de Gran Bretaña y su reforma de 2010 
(Department of Energy and Climate Change, noviembre de 2012).
27  Por ejemplo en Gran Bretaña el costo de instalación de pane-
les solares en el hogar era de 12.000 pounds en 2010 a 5.000 en 
2018 (Lempriere, julio de 2018).
28 Estos dos países tuvieron que cambiar de una política de “feed 
in tariff” a una de “feed in premim”, mediante la cual los producto-
res ya no reciben un precio garantizado independiente y por enci-
ma del precio spot (“feed in tariff”), sino un premio (por provisión 
de capacidad) sobre el precio spot (Hansen y Percebois, 2017).

Argentina no puede prescindir de ninguno 
de estos dos tipos de energía. La política ener-
gética actual debe promover un mercado gas 
natural competitivo, brindando reglas claras a 
las empresas en un contexto macroeconómico 
complejo, fomentando la competencia median-
te la comercialización minorista de energía y la 
adopción de mecanismos regulatorios e instru-
mentos tecnológicos aplicados a escala mundial 
como la generación distribuida.

Conclusiones y reflexiones 
finales

Las políticas energéticas llevadas a cabo en los 
países desarrollados tienen tres objetivos:
•  Brindar sostenibilidad a la oferta o garantizar 
el autoabastecimiento.
•  Promover el mínimo costo para los consu-
midores.
•  Tender hacia un sistema energético limpio (en 
transición a la descarbonización).

Estos objetivos están también claramente 
normados en las leyes del sector en la Argentina. 
Las leyes de electricidad (24.065) y gas (24.076), es 
sus artículos 40 y 38 respectivamente, se refieren 
a tarifas que aseguraren el mínimo costo para 
los consumidores compatible con la seguridad 
del abastecimiento. Por su parte, la Ley 27.191 
explicita el compromiso de “descarbonizar” la 
producción de electricidad al cual se arriba en 
forma gradual: en 2025 un 25% de la capacidad 
de generación deberá provenir de fuentes reno-
vables (actualmente son un 4%). 

La búsqueda de estos objetivos debería ser 
simultánea pero no necesariamente coincidente 
en el tiempo. Una buena política podrá coyun-
turalmente privilegiar uno de estos tres, pero 
debe tener un plan consistente que trace una 
guía para alcanzar los otros dos también a lo lar-
go del tiempo.

La Argentina viene de una experiencia en-
tre 2002 y 2015 en la cual no se cumplió ningu-
no de estos tres objetivos. Por ejemplo, el cua-
si congelamiento tarifario generó una fuerte 
restricción de la inversión en la producción 
de gas natural (combustible que compone 
un 57% de la matriz energética). Como con-
secuencia la sostenibilidad de la oferta se vio 
seriamente afectada, y el sistema tuvo la nece-
sidad de importar combustibles líquidos alta-
mente contaminantes, lo que afectó el medio 
ambiente. Tampoco en ese período se cumplió 
el objetivo de garantizar el mínimo costo a los 
consumidores ya que éstos nunca pagaron el 
costo real, y el mismo fue cubierto por el “velo 
de los subsidios”.  

El cambio de paradigma energético luego 
de 15 años de tarifas congeladas ha significa-
do un proceso arduo y difícil de transitar. Una 
vez corrido el “velo de los subsidios”, el consu-
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gía. El “gradualismo” instaurado por la nueva 
administración intentó que los consumidores 
no asuman en forma drástica uno de los cos-
tos más altos del mundo. 

En 2015, luego de más de una década de con-
gelamiento tarifario, los costos de generación del 
sistema eléctrico, donde el precio del gas natu-
ral tiene un impacto de primera magnitud, era 
el más elevado respecto a sus pares regionales 
y a otras economías desarrolladas. Por ejemplo, 
mientras los costos de generación por MWh eran 
en Argentina de US$ 71, en Brasil eran de US$ 45 
y en México de US$ 40. En economías desarrolla-
das, como USA o Alemania, el mismo costo era de 
US$ 30 y US$ 37, respectivamente (Macroconsul-
ting, 2017; EIA y Epexspot).29

El alto costo del sistema, entre 50% mayor a 
los países vecinos y 100% a los de sistemas ma-
duros, ha sido producto de más de una década 
de intervencionismo, expropiaciones de facto 
regulatorias y más recientemente de “políticas 
de oferta” enfocadas en garantizar un flujo de 
fondos de largo plazo a las empresas en función 
de estimular la inversión en el sector. 

Las nuevas autoridades, sin embargo, no 
han planteado un plan consistente que explique 
cómo se lograrán los tres objetivos de toda polí-
tica energética. El foco fue puesto en “asegurar 
la sostenibilidad de la oferta y reducir los subsi-
dios”. Sin embargo, nunca se explicó cómo se iba 
a lograr el mínimo costo para los consumidores, 
considerando que el sistema tiene uno de los 
costos más altos del mundo.

A su vez, la fragmentación en la toma de de-
cisiones de la política sectorial con un Ministerio 
de Energía con objetivos particulares y no coor-
dinado con un Ministerio de Hacienda que puede 
analizar el contexto macroeconómico y el con-
junto de políticas sectoriales se manifiesta como 
una debilidad de coordinación institucional.

Medidas como las analizadas en este trabajo 
(Resolución 46/2017), o contratos firmados en el 
sector eléctrico como los PPA para renovables 
(Planes Renovar) y en el sector de generación 
térmica (Bondorevsky, 2017), o mega proyectos 
hidroeléctricos y nucleares financiados median-
te convenios bilaterales con estados extranje-
ros, han sido medidas onerosas que no contribu-
yeron a bajar los costos del sistema.

Los aumentos de precios definidos desde 
2016 para los distintos eslabones de la cadena 
energética no garantizan volver a un sistema 
exitoso. El riesgo de replicar un modelo cen-
tralizado e intervenido, probablemente sin la 
escasez que propició la importación de GNL 
desde 2008, pero con altos precios para los 
consumidores, es manifiesto. En 2017, el precio 
promedio que recibían los productores de gas 
en Argentina (incluyendo las transferencias 
del estado por los planes gas y la Resolución 
46/2017) estaba por encima del promedio mun-

29  Ver http://www.epexspot.com/dib/detail.html#

dial (International Gas Union, 2018: 18)30.  A su 
vez, los costos de provisión mayorista de la 
electricidad  no han bajado en estos últimos 
tres años.

Las leyes del Gas y de la Electricidad, si bien 
perfectibles, han sido modelos en la regulación 
mundial permitiendo que Argentina se convier-
ta en un caso exitoso en el cual el precio de la 
energía tendió a bajar durante los años noventa, 
y el país se convirtió en un exportador neto de 
recursos energéticos con inversiones significati-
vas en los distintos segmentos de la cadena.

Mientras la política energética local sufrió 
un retroceso desde el año 2002, la tecnología a 
nivel mundial ha cambiado significativamente 
desde aquellos años. La política energética ac-
tual debe volver al espíritu de las leyes del sec-
tor y promover la competencia en los mercados, 
brindando reglas claras a las empresas en un 
contexto macroeconómico complejo.

Con las subvenciones a la oferta para la 
nueva producción de gas natural y más re-
cientemente para el gas no convencional, la 
industria ha mostrado desarrollos de produc-
tividad que, de acuerdo a la propia Secretaría 
de Energía, la ubican a niveles mundialmente 
competitivos31.

En este aspecto, la “política industrial” acti-
va de desarrollo de Vaca Muerta ha cosechado 
logros cuantitativos y cualitativos considera-
bles y se espera que el dinamismo del sector 
permita volver nuevamente a un sistema neta-
mente exportador, especialmente en relación a 
la producción de petróleo, que ayude a generar 
las divisas para remover la restricción externa 
que afecta la economía argentina.

Es importante que a futuro, el consumidor 
nacional se beneficie en forma sostenible de 
este salto de productividad.  Dado que ingentes 
recursos de los contribuyentes han sido dirigi-
dos a sostener este desarrollo, el Gobierno debe 
activar políticas de competencia que estimulen 
el traslado del salto de eficiencia experimentado 
por las empresas, a los precios que pagan todos 
los consumidores locales.

Las medidas tomadas por el Gobierno en es-
tos últimos meses, como la implementación de 
las subastas mencionadas para el sector eléctri-
co y para las distribuidoras son medidas de pri-
mera magnitud para bajar los costos del sector.

Los mecanismos de subastas tienen la 
ventaja manifiesta que promueven la com-
petencia y, bien auditadas, evitan comporta-
mientos colusivos o cooperativos por parte 
de las empresas que podrían ser riesgosas 
en un mercado concentrado como el de los 

30  El precio promedio mundial fue en 2017 de US$ 3,89 MMBTU. En 
Argentina el precio promedio (ventas domésticas a US$ 3,7 a Octu-
bre y subsidio de Planes Gas a US$ 7,5 ) recibido por los productores 
fue estimado en US$ 4,91 MMBTU (Ministerio de Energía y Minería, 
octubre de 2017).
31  “La productividad (en Vaca Muerta) se encuentra a un nivel 
similar al de los mejores plays de shale de Estados Unidos (…). El 
break-even en los líquidos se alcanza entre los 40 y los 50 USD/
bbl, y el del gas natural  por debajo de los 3,5 USD/MMBTU, am-
bos muy por debajo de los precios actuales de mercado” (Iguacel, 
agosto de 2018).
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competencia por medio de subastas es un 
paso significativo para brindar mayor trans-
parencia al proceso, posibilitar una eficiente 
asignación de recursos y terminar con la in-
tervención del precio mayorista del gas.

Si bien el resultado de las subastas recientes 
arrojó un precio promedio de US$ 4,62 MMBTU 
-que es muy similar al definido en forma admi-
nistrada para el invierno pasado-, la aplicación 
sostenida de este mecanismo es apropiada para 
fomentar la competencia (incluida la potencial 
de la producción de Bolivia en la cuenca del 
noroesteaste) y reducir los precios a pagar por 
la demanda. Sin embargo, la presente inestabi-
lidad cambiaria, el alto riesgo país y los consi-
guientes altos costos del capital son obstáculos 
macroeconómicos que atentan contra el poten-
cial éxito de este mecanismo. 

A su vez, el gas natural, que es el combus-
tible fósil más limpio, tiene un papel impor-
tante que cumplir en la transición energética 
comprometida por Argentina en el Acuerdo de 
París. Las importantes reservas de gas de Vaca 
Muerta pueden cumplir un rol relevante en 

la transición hacia un sistema de energía más 
limpio, ayudando a desplazar el consumo de 
combustibles más contaminantes y compitien-
do con los recursos renovables.

Finalmente, la implementación de la Ley 27.424 
de generación distribuida sancionada en diciem-
bre de 2017, y reglamentada recientemente, tam-
bién es un paso importante en esta transición, ya 
que mediante el manejo inteligente de la demanda 
puede evitar la generación costosa, y altamente 
contaminante, en horas picos, y a su vez fomentar 
la potencial comercialización minorista de energía.
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