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1. Introducción  

En la actualidad la matriz energética mundial se sostiene en base a la quema de 

combustibles fósiles. Según BP, antigua British Petroleum, en 2019 el 84,3% de la energía 

producida a nivel global provino de este tipo de fuentes. Concretamente, 33,1% se generó 

a través del petróleo, 24,2% por medio del gas y 27% en base al carbón mineral. El 

porcentaje restante de la “torta” se produjo por medio de centrales hidroeléctricas (6,4%), 

fuentes renovables como la solar y la eólica (5%) y plantas nucleares (4.3%) (BP, 2020). 

Sin embargo, las debilidades estructurales de este esquema de funcionamiento se 

evidencian cuando se observan dos de sus rasgos subyacentes. La destacada contribución 

que la quema de hidrocarburos posee sobre la emisión de gases de efecto invernadero 

(GEI) a la atmósfera y la tendencia al agotamiento que atraviesan los depósitos de 

relativamente fácil acceso.  

De acuerdo con datos de la CEPAL (2020), en 2019 la utilización de combustibles fósiles 

generó cerca del 70% de los GEI. Este guarismo de por sí delicado, llegaba para sumarse 

a una compleja dinámica de emisiones tal como exhiben los resultados de estudios como 

el que un año antes publicó la Organización Meteorológica Mundial (OMM). Allí, 

tomando como base a 1990, el organismo dio cuenta de que las cantidades de dióxido de 

carbono (CO2) presentes en la atmósfera experimentaron un aumento acumulado de 

147%, las de metano (CH4) un 259% y las de óxido nitroso (N2O) un 123% (Noticias 

ONU, 2019). 

En simultáneo, la mencionada declinación de los recursos más accesibles se hace palpable 

en el crecimiento del número de empresas involucradas en proyectos de explotación de 

hidrocarburos de “frontera”. Entre ellos se destaca el montaje de plataformas offshore en 

 
1 Una versión parcial de este texto fue aceptada para su publicación en la revista Observatorio 

Latinoamericano y Caribeño del Instituto de Estudios de América Latina y el Caribe (IEALC-FSOC-UBA).  
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aguas profundas y ultraprofundas, las prospecciones sobre los círculos polares, los 

complicados entramados de ingeniería para recuperar crudos extrapesados o el avance 

sobre recursos “no convencionales” como el shale oil/gas, el tight oil/gas, tar sands, 

coalbed methane, etc. La característica saliente de los mismos es su dependencia de 

técnicas como la fractura hidráulica o fracking u otras metodologías igualmente invasivas 

en términos ecológicos, adosadas a la postre a altos riesgos laborales (Roa Avendaño y 

Scandizzo, 2017). En este sentido debe señalarse que si bien existen discrepancias en 

torno si se traspasó o no el umbral del petróleo (peak oil), hay autores que consideran que 

hay evidencia suficiente para afirmar que la época del llamado “petróleo fácil” ha 

quedado atrás y que la sociedad fósil se estaría enfrascando en una suerte de “carrera por 

lo que queda” de la mano de estas “energías extremas” (Klare, 2012). 

A escala, en América Latina y el Caribe se reproducen estas lógicas generales. Ello se 

puede observar en el hecho de que para 2019 el 69% de la matriz energética regional 

estaba dominada por los combustibles fósiles (33% gas natural, 30% petróleo y 6% 

carbón), cuya quema en su mayoría se destinó a reponer las necesidades del transporte 

(38%), la industria (29%) y el uso residencial (16%) (OLADE, 2020).2 En simultáneo, la 

frontera hidrocarburífera latinoamericana también reporta una expansión en torno a 

depósitos que implican crecientes desafíos técnicos y socioambientales. Esto se expresa 

el avance sobre los recursos de las profundidades del Golfo de México, las prospecciones 

sobre los hidrocarburos no convencionales de la Cuenca de Burgos por PEMEX y las 

pruebas piloto de fractura hidráulica en el Valle Medio del Magdalena por parte de 

Ecopetrol, por citar solo algunos casos.  

Por su presente nivel de desarrollo, los ejemplos sudamericanos más elocuentes de este 

fenómeno quizás sean la explotación de los recursos no convencionales de la formación 

geológica Vaca Muerta, en la Cuenca Neuquina de Argentina, y de los depósitos de aguas 

profundas y ultraprofundas del Pré-sal, en el litoral marítimo de Brasil. En esta ponencia 

ambos desde su puesta en marcha hasta 2019.  

Este texto contará con tres secciones. La primera de ellas, compuesta de tres apartados, 

se dedicará al análisis de Vaca Muerta. La segunda, de un único apartado, se abocará al 

estudio del Pré-sal. La última sección estará destinada a unas breves reflexiones a modo 

de conclusión.  

 
2 El resto del consumo energético regional durante 2019 se dividió del siguiente modo: comercio y servicios 

públicos 5%, agro, pesca y minería 6%, construcción y otros 1%, consumo no energético 5% (OLADE, 

2020).  
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2. Vaca Muerta 

2.1. Proyecciones iniciales para la formación en el marco de la crisis energética 

(2011-2015) 

En 2011 el panorama hidrocarburífero argentino se encontraba en una situación paradojal 

debido a la yuxtaposición de dos hechos en principio contradictorios entre sí. Por un lado, 

luego de dos décadas con saldo positivo, la balanza comercial del sector pasó a ser 

negativa, una situación cuyo sostenimiento pondría en riesgo la estabilidad 

macroeconómica nacional. Resultado de la creciente importación de gas natural desde 

Bolivia y GNL por medio de buques regasificadores para paliar la expansiva demanda 

energética en un marco de merma extractiva, el balance de 2011 cerró con un rojo de U$S 

3.115 millones (Serrani y Barrera, 2018: 137). Por otro lado, este desequilibrio se conjugó 

con la confirmación por parte de YPF (en ese momento mayoritariamente en manos de la 

española Repsol) del hallazgo de recursos equivalentes a 927 millones de barriles de 

petróleo no convencional en una superficie de 428 km2 de Loma La Lata Norte, en los 

márgenes de formación geológica Vaca Muerta (YPF, 2011). El anuncio, realizado en el 

mes de noviembre de 2011, se sumaba a otros producidos durante los años previos los 

cuales colocaban a la Cuenca Neuquina entre los principales depósitos de esta clase de 

gas y petróleo.3 

Sin embargo, para el Estado argentino el aprovechamiento de estos hidrocarburos, 

neurálgicos para disminuir la ascendente cantidad de importaciones, se veía dificultado 

debido a la falta de control sobre las decisiones estratégicas de YPF tanto por la 

composición del paquete accionario como también por el marco legal vigente (Sabbatella, 

2013). De la deriva de estas limitaciones se explica en buena medida el envío al poder 

legislativo de un proyecto de ley. Sancionada en mayo de 2012, por medio de la “Ley de 

Soberanía Hidrocarburífera” (ley 26.741) el Estado nacional expropiaba el 51% de las 

acciones de YPF S.A. y de Repsol YPF Gas S.A. En el primer artículo de la misma se 

declaraba el interés público por el avance en la exploración, explotación, transporte y 

comercialización de hidrocarburos por parte de la empresa con el objeto no solo de 

 
3 Según cálculos de la estadounidense Energy Information Administration (EIA), de la formación podrían 

recuperarse unos 308 billones de pies cúbicos de gas (TCF, según sus siglas en inglés) y el equivalente a 

16,2 mil millones de barriles de petróleo, lo cual colocaría a la Argentina en el cuarto lugar del ranking de 

países con mayor cantidad de petróleo no convencional (tras Rusia, Estados Unidos y la República Popular 

China) y en el segundo de gas (solo por detrás de China) (EIA, 2013).  
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conseguir el autoabastecimiento energético, sino también de utilizar su disponibilidad 

para el “desarrollo económico con equidad social”.  

El posterior nombramiento de Miguel Galuccio, ex ejecutivo de la multinacional de 

servicios petroleros Schlumberger, como CEO de la YPF parcialmente reestatizada 

arrojaba algunas pautas de los posibles destinos que buscaría la compañía en materia de 

“alianzas estratégicas”. Pese a que la exploración de asociaciones se vio en principio algo 

dificultada las consecuencias judiciales de la expropiación a Repsol, que incluyeron una 

denuncia contra el Estado argentino en el CIADI (Bonnefoy, 2016) y la posterior baja en 

los precios internacionales de referencia,4 los objetivos estatales parecían no ceder. 

Decretos como el 929/2013 corroborarían esta línea de acción, en tanto que por medio 

del mismo se creó un “Régimen de Promoción de Inversión de Hidrocarburos” que 

garantizaba tratamientos prioritarios en materia fiscal y de acceso al mercado cambiario 

para empresas que se comprometieran al desembolso de sumas superiores a los U$S 1.000 

millones por lapsos de al menos cinco años.  

Algunos impactos inmediatos de estas normativas pueden observarse en acuerdos como 

el firmado por YPF y Chevron en julio de 2013. Por medio del mismo, la petrolera 

estadounidense se comprometía a realizar inversiones por más de U$S 16.000 millones 

en el sector de Vaca Muerta denominado Loma Campana, perteneciente a la localidad 

neuquina de Añelo. Según lo que se desprende de los documentos públicos que 

acompañaron al anuncio, estos desembolsos garantizarían la perforación de unos 1500 

pozos a explotarse mediante fracking, de los que podrían recuperarse hasta 750 millones 

de barriles equivalentes de petróleo (YPF, 2013).  

En igual sentido, un año después, en octubre de 2014, se aprobaría la Ley 27.007/2014, 

la cual modificó la Ley de Hidrocarburos de 1967, adaptándola en buena medida a las 

ambiciones de avanzar en torno a los no convencionales y extendiendo las concesiones a 

compañías privadas hasta 35 años. Asimismo, en consonancia con las políticas de 

estímulos a la inversión, la búsqueda de mejorar la situación de la balanza energética fue 

complementada con programas de incentivo productivo similares a los ensayados durante 

el período previo a la expropiación parcial de YPF. Ejemplos de ello fueron la Resolución 

1/2013, que propició el “Programa de Estímulo a la Inyección Excedente de Gas Natural” 

 
4 Desde julio de 2014 a enero de 2015, el barril de petróleo Brent, referencia para la Cuenca Neuquina, 

redujo en cerca del 45% su precio, pasando de cotizar a casi U$S 107 a unos U$S 48 (IMF, s.f.).  
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y la Resolución 14/2015, que impulsó el “Programa de Estímulo a la producción de 

Petróleo Crudo”. 

Pese a todos estos esfuerzos, hacia la finalización del segundo mandato de Cristina 

Fernández de Kirchner, Argentina aún distaba de alcanzar el autoabastecimiento 

energético, tal como lo demostraba que solo en 2015 se destinaron unos U$S 6.842 

millones a importaciones energéticas. Quizás uno de los rasgos más sintomáticos de la 

persistencia de los problemas de largo aliento del sistema se expresaba en que el 50% de 

ese déficit energético era resultado de la compra de gas natural al exterior (López Crespo 

et al., 2017: 20).  

Con todo, una comparación de la participación de hidrocarburos no convencionales en el 

total nacional en 2015 demostraba un avance respecto de 2011. Muestra de ello puede 

verse en cuadro 1:  

 

Cuadro 1. Participación de los hidrocarburos no convencionales respecto del total 

extraído a nivel nacional 

Petróleo 

Shale Tight 

2011 2015 2011 2015 

0,04% 

(13.597,33 m3) 

4,15% 

(1.284.323,44 m3) 

0,24% 

(75.693,16 m3) 

0,6% 

(184.698,65 m3) 

Gas 

Shale Tight 

2011 2015 2011 2015 

0% 

 

2,31% 

(5.354.486,48 

mm3) 

3,55%  

(1.615.366, 36 mm3) 

12,48% 

(5.354.486,48 

mm3) 

 

Elaboración propia en base a Secretaría de Energía (s.f.) 

 

2.2. La gestión del gobierno de Macri de Vaca Muerta. Entre la pérdida de 

posiciones de YPF y el avance sobre el shale 
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La llegada a la Casa Rosada de Mauricio Macri (2015-2019) daría paso a una concepción 

de la gestión de la energía divergente a la del gobierno kirchnerista, la cual repercutiría 

en el rol estratégico asignado a los recursos de Vaca Muerta. Un elemento sintomático de 

este cambio de paradigma fue la designación en el cargo de ministro de Minería y Energía 

de Juan José Aranguren, hasta entonces presidente de la filial argentina de la petrolera 

angloholandesa Shell y fuerte opositor de la política energética del kirchnerismo (Barrera, 

2021).  

Debe destacarse que un eje transversal de la gestión de Macri tenía que ver con la 

reducción del déficit fiscal, el cual según su diagnóstico inicial observaba un capítulo 

destacado en el sector energético y sus tarifas (Vommaro y Gené, 2017; Wyczykier, 2018; 

Serrani, 2019). El ajuste sobre los subsidios energéticos y la búsqueda de ensanchamiento 

de los márgenes de ganancia en el downstream convivieron con programas de estímulo a 

las empresas que operaban en el upstream. En ese sentido, una de las propuestas de 

Aranguren fue la de llevar el gas en boca de pozo de U$S 1,29 por MMBTU, como 

cotizaba en marzo de 2016, hacia U$S 6,78 MMBTU hacia octubre de 2019, con un 

esquema semestral de aumentos progresivos (Barrera, 2021). Asimismo, esta política se 

profundizó por medio de la doble vía del allanamiento estatal para la progresiva 

convergencia de los precios locales con las referencias internacionales, en simultáneo que 

se garantizaban valores elevados por una ventana de tiempo para propiciar el aumento de 

las exploraciones, especialmente aquellas destinadas al gas no convencional. Ejemplos 

de ello fueron la Resolución 74/2016, la cual creaba el “Programa de Estímulo a los 

Nuevos Proyectos de Gas Natural” y, sobre todo, la Resolución 46-E/2017, que daba lugar 

al “Programa de Estímulo a las Inversiones en Desarrollos de Producción de Gas Natural 

proveniente de Reservorios No Convencionales”. El mismo establecía un sistema de 

precios mínimos decrecientes, superiores a la media internacional, para el MMBTU de 

shale y tight desde el 2018 hasta el 2021 inclusive (U$S 7,50 en 2018, U$S 7 en 2019, 

U$S 6,50 en 2020 y U$S 6 en 2021).  

Este impulso fue determinante para la introducción en Vaca Muerta empresas como 

Tecpetrol, brazo hidrocarburífero del Grupo Techint. Desplegada sobre el área neuquina 

conocida como Fortín de Piedra, para fines de 2017 la compañía afirmaba el desembolso 

de unos U$S 585,3 millones, con 23 pozos y seis equipos de perforación activos, 

estimando aumentar su participación en los próximos años (Tecpetrol, 2018: 3).    

El avance de empresas relacionadas con los grupos económicos locales y multinacionales 

se conjugó con una tendencia a la pérdida de participación de YPF. En efecto, si en 2015 
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la inversión de YPF fue de U$S 5.329 millones (un 49% del mercado) en 2017 la misma 

se retrajo a U$S 2.446 millones (un 36% del total). Esta dinámica fue particularmente 

marcada en el sector gasífero. Esto puede verse en la retracción de la presencia del 

mercado que tuvo YPF entre septiembre de 2017 y septiembre de 2018, cuando pasó del 

61% al 45%. Durante el período, la compañía que más creció fue Tecpetrol, la cual pasó 

de no tener inversiones en el área a representar el  21% del mercado. Esta expansión 

estuvo acompañada del ingreso de nuevos actores como PBB Polisur (subsidiaria de Dow 

Chemical), Petrobras Operaciones y Shell (López Crespo y Kofman, 2019; Barrera, 

2021). En este sentido, especialistas consideran que detrás de las lógicas por las que se 

expandió Techint sobre Fortín de Piedra podrían observarse ámbitos privilegiados de 

acumulación de capital (Sabbatella y Nunes Chas, 2020).  

En los hechos, pese a la alteración que implicó en el posicionamiento de las empresas que 

operaban en la formación, todo ello redundó en un rápido ensanchamiento de las 

magnitudes de hidrocarburos extraídas. Según la Secretaría de Energía de la Nación, tan 

solo en el lapso que va de octubre 2017 a octubre 2018, la producción de shale gas en 

Vaca Muestra se incrementó un 243%. En lo que hace al shale oil, por caso, la suba fue 

del 70% (Scandizzo, 2019). 

Sin embargo, el acuerdo de salvataje de cara a la crisis cambiaria al cual el gobierno de 

Mauricio Macri llegó con el Fondo Monetario Internacional (FMI) en junio de 2018 

cambió el clima de buenas relaciones con las empresas petroleras como resultado del 

esquema de reducción de subsidios a la energía que incluía. En ese marco, con la 

presentación del presupuesto 2019 por parte del Ministerio de Hacienda hacia fines de 

2018, se encendieron las alarmas de las compañías involucradas en la recuperación de gas 

natural de Vaca Muerta como producto de la modificación de lo dispuesto por la 

Resolución 46-E/2017. Ello se debía a que ahora se le colocaban cupos a la cantidad de 

producción que se apoyaría económicamente por parte de las arcas del Estado, dejando 

así atrás el subsidio indiscriminado a todo lo producido e inyectado al sistema. En 

concreto, la rectificación de la letra fina de la norma significó la reducción casi a la mitad 

de los subsidios previstos para la recuperación de gas no convencional de la formación 

geológica durante 2019, los cuales, pasarían de estar en torno de los U$S 1.300 millones 

a unos U$S 650 millones.  

Si bien la medida fue recibida con descontento público por varias empresas tales como 

YPF, PAE, Total y Wintershall DEA, ninguna lo expresó con más énfasis que Tecpetrol. 

El argumento de la empresa del Grupo Techint giraba en torno a que, debido a los 
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guarismos de las inversiones que había llevado adelante en Vaca Muerta cercanas para 

ese momento a los U$S 1.900 millones, consideraba la asignación de subsidios como una 

contraprestación fija por parte del Estado. En los hechos, de aplicarse la corrección de la 

norma, Tecpetrol perdería aproximadamente el 40% de las bonificaciones económicas 

que le corresponderían para todo el período (Gandini, 2018). En vistas del rechazo del 

gobierno macrista a rever ese “cambio en las reglas del juego”, como lo denominaban los 

voceros de la empresa, Tecpetrol presentó una demanda en la justicia contra el Estado 

nacional por $2.500 millones en mayo de 2019 (unos U$S 56 millones al tipo de cambio 

del momento).  

Este cuadro se tensó aún más luego de la profundización de la corrida cambiaria ocurrida 

en agosto de 2019 tras las elecciones presidenciales primarias. En ese momento, con un 

salto del dólar de $46,2 a $55 por unidad en tan solo una ronda de cotizaciones, el temor 

a los aumentos internos de los combustibles y el consecuente salto al conjunto del 

esquema de costos llevó a que el 15 de agosto el ejecutivo lanzara el Decreto 566/2019. 

En él, al tiempo que se congelaban las naftas y el gas oil por 90 días, el gobierno fijaba 

por igual lapso el precio del petróleo crudo a una referencia Brent de U$S 59 por barril, 

tomando cada dólar por $45,19, rompiendo así el horizonte de convergencia al menos en 

el corto plazo.  

Pese a todo, la comparativa de los guarismos de extracción de 2015 y 2019 ofrece un 

marcado contraste, en particular lo que hace al gas y petróleo tipo shale. Ello puede verse 

en el cuadro 2:  
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Cuadro 2. Participación de los hidrocarburos no convencionales respecto del total 

extraído a nivel nacional 

Petróleo 

Shale Tight 

2015 2019 2015 2019 

4,15%  

(1.284.323,44 m3) 

17,66% 

(5.261.152,50 m3) 

0,6% 

(184.698,65 m3) 

1,54%  

(457.347,42 m3) 

Gas 

Shale Tight 

2015 2019 2015 2019 

2,31%  

(5.354.486,48 mm3) 

23,37% 

(11.353.920,59 

mm3) 

12,48% 

(5.354.486,48 mm3) 

 

18,12% 

(8.974.543,34 

mm3) 

Elaboración propia en base a Secretaría de Energía (s.f.) 

 

2.3. Empresas involucradas, costos de producción y subsidios  

Aunque la fluctuación de las cotizaciones internacionales de los hidrocarburos retrasó las 

proyecciones originales de arribo de inversiones en Vaca Muerta, debe marcarse que ello 

no tabicó los desembolsos de capital en la formación. Ello lo grafican los anuncios de 

inversión de la francesa Total en 2014, de la angloholandesa Shell en 2015 y de la 

estadounidense ExxonMobil en 2016. Asimismo, a partir de 2016 también comenzaron a 

operar sobre los no convencionales de la Cuenca Neuquina compañías mixtas como Pan 

American Energy (PAE), cuyo paquete accionario se divide en partes iguales entre Bridas 

(argentina con participación de la china CNOOC) y BP (Secretaría de Planeamiento 

Energético, 2018).  

Hacia el último trimestre de 2019, en Vaca Muerta existían 36 concesiones no 

convencionales y 18 permisos de exploración otorgados distribuidos entre 20 empresas. 

Ellas eran encabezadas por YPF con 23 áreas y permisos en un territorio de unos 3.943,3 

km.2, la mayoría de los cuales eran operados en colaboración en partes iguales con 

Chevron. La petrolera argentina era seguida por PAE (8 áreas y permisos en unos 1747 

km.2), por Total (8 áreas y permisos en unos 1.500 km.2), por la subsidiaria del 

ítaloargentino Grupo Techint, Tecpetrol, (4 áreas y permisos desplegada en 547,5 km.2), 

por Shell (6 áreas y permisos en unos  596 km.2), la compañía del ex presidente de YPF 
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Miguel Galuccio, Vista Oil & Gas (3 áreas y permisos desplegada en 542,2 km2) y por 

ExxonMobil (7 áreas y permisos desplegadas en unos 1.284 km2). Asimismo, también se 

registran participaciones por menores montos o brindando servicios logístico de las 

nacionales Pampa Energía, Pluspetrol, Capex, Selva María Oil, la provincial Gas y 

Petróleo de Neuquén (GyP), la china Sinopec, Petrolera El Trébol (filial de la británica 

Phoenix Global Resources), la canadiense Madalena Energy, la estadounidense Dow 

Chemical Company, la alemana Wintershall DEA, la multinacional de origen francés 

Schlumberger y la noruega Equinor (Terzaghi y Del Pozzi, 2019).  

En ese marco, debe señalarse que uno de los considerandos por los cuales las empresas 

petroleras ponen reparos a la hora de realizar desembolsos en Vaca Muerta tiene que ver 

con la estructura de costos que implica la operación con hidrocarburos no convencionales. 

El documento Desarrollo de Vaca Muerta: impacto económico agregado y sectorial 

elaborado por el entonces Ministerio de Energía (2018) otorga un panorama general de 

cuáles son los elementos que se despliegan a la hora de avanzar en la extracción de 

petróleo y gas natural no convencionales. Si bien el informe aclara que cada pozo debe 

ser tratado como una situación particular debido a las heterogeneidades geológicas de la 

formación, del promedio de los puestos en operación se observa que el grueso de los 

gastos se concentran en el transporte de agua, los equipos y servicios de perforación, las 

arenas, las tuberías, las máquinas de bombeo y los químicos para la fractura. En efecto, 

el conjunto de los elementos previamente señalados componen aproximadamente el 90% 

del desembolso fijo para la perforación de las rocas sedimentarias. El desagregado 

detallado de estos elementos puede verse en el cuadro 3:  
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Cuadro 3. Promedio de costos fijos de pozos no convencionales 

Concepto Shale oil Shale gas Tight gas 

Perforación 48% 47% 49% 

Servicios perforación 13% 12% 12% 

Materiales y otros 10% 11% 13% 

Maquinaria perforación 16% 14% 13% 

Otros (tubos, cemento, lodo) 9% 9% 11% 

Terminación 47% 48% 43% 

Químicos 11% 12% 13% 

Presión de bombeo 8% 10% 11% 

Proppant (arenas y otros 

materiales sólidos) 

9% 8% 3% 

Otros (máquinas, agua) 19% 19% 15% 

Otros equipos 1% 1% 2% 

Instalaciones 3% 2% 3% 

Conexión tubería 1% 1% 3% 

Monto de inversión estimado 

promedio (en miles de millones 

de dólares) 

9,00 10,00 6,50 

 

Elaboración propia en base a Ministerio de Energía (2018: 12) 

Es de señalarse aquí que una consideración meramente economicista del uso del agua en 

el fracking tal como se desprende de la fuente ministerial con la que se construyó el cuadro 

previo le quita complejidad al fenómeno y no permite visibilizar su impacto sistémico. 

Un elemento central para esta consideración tiene que ver con el estrés hídrico que genera 

la operación de esta clase de emprendimientos. En efecto, se calcula que cada pozo de 

fracking requiere un promedio de entre 9 y 29 millones de litros de agua para su 

funcionamiento, e incluso hay registros en Estados Unidos que dan cuenta de pozos que 

necesitaron de más de 80 millones de litros (Álvarez Mullally et al., 2017: 27). De acuerdo 

con FARN (2021: 5), entre 2010 y 2020 las provincias argentinas de Neuquén, Río Negro 

y Mendoza destinaron más de 23 mil millones de litros de agua a la explotación de 

hidrocarburos no convencionales. 
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Volviendo a la discusión estrictamente económica, uno de los elementos especialmente 

problemáticos a la hora de evaluar los costos de inversión en un emprendimiento no 

convencional tiene que ver con la curva productiva de los pozos. En efecto, además de 

poseer en promedio una menor tasa de retorno energéticos (Álvarez Mullally et al., 2017: 

37) los pozos destinados al fracking tienden a experimentar un envejecimiento prematuro 

respecto de los convencionales. Esa situación implica que sea preciso llevar adelante 

perforaciones de nuevos pozos de manera casi permanente para sostener los guarismos 

iniciales de producción, todo lo cual solo puede sostenerse con la constante y creciente 

inyección de inversiones. Un problema adicional que se desprende de esta dinámica en 

mercados de países de desarrollo medio como el argentino tiene que ver con la escasez 

de financiamiento, la cual implica que para sostener las perforaciones las empresas 

operadoras deban recurrir al autofinanciamiento. Dicho fenómeno redunda muchas veces 

en el aumento de los montos que pagan por la energía que consumen los usuarios, la cual 

puede darse de forma directa (por medio de tarifas) o indirectas (por medio de subsidios 

otorgados por los estados nacionales y subnacionales) (García Zanotti, 2020).  

Un ejercicio útil para considerar cuáles son los rendimientos productivos efectivos de 

Vaca Muerta y revisar su viabilidad económica es el que se desprende realizar un 

contraste con yacimientos de referencia tales como Cuenca Permian, situada entre los 

estados de Texas y Nuevo México, en Estados Unidos. Utilizada frecuentemente por las 

autoridades argentinas como horizonte productivo deseado, un dato a destacar es que 

aproximadamente el 40% de la extracción de la Cuenca Permian se encuentra apalancada 

por subsidios estatales, los cuales han vehiculizado la producción de unos 6.500 millones 

de barriles de petróleo equivalentes adicionales hasta el año 2016. Las estimaciones 

realizadas por los analistas arrojan que, tan solo entre 2015 y 2016, las arcas estatales 

estadounidenses destinaron un promedio anual de U$S 2.900 millones a la Cuenca 

Permian en función de gastos de infraestructura directa e indirecta, reaseguros 

ambientales y en forma de créditos especiales y exenciones impositivas (FARN, 2020).  

A ese respecto, organismos como el Institute for Energy Economics and Financial 

Analysis (IEEFA, 2019) colocaron un manto de dudas sobre la viabilidad financiera de 

mediano plazo de los proyectos desplegados alrededor de la formación geológica. Uno de 

los elementos centrales de esta crítica se vinculó con la composición de los principales 

capitales allí desplegados y su comportamiento. Representados en un 64% por en 

empresas de base nacional encabezadas por YPF y Tecpetrol, estas compañías 

condicionaban el despliegue de nuevas inversiones en función de la disponibilidad de 
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subsidios y ventajas fiscales en un marco de crisis de la balanza de pagos. Asimismo, otra 

de las incertezas remarcadas por IEEFA se vinculaba con la comparación entre la cantidad 

de pozos y la velocidad de perforación en Vaca Muerta respecto de las Cuencas Permian 

y Eagle Ford (ubicada en Texas). Dicho contraste, arrojaba que en el período que iba de 

2013 a 2019, en Vaca Muerta se habían completado 342 pozos, cuando en un lapso 

idéntico de tiempo en Permian se completaron 3.560 y en Eagle Ford unos 478 (IEEFA, 

2019: 2-3).  

En igual sentido existen ensayos de comparación de los costos técnicos implicados en 

Vaca Muerta y respecto de los de la Cuenca Permian los cuales arrojan una panorámica 

más objetiva en torno a las perspectivas para el desarrollo económico que abre la 

explotación de los depósitos sedimentarios de la Cuenca Neuquina. En efecto, la Tercera 

Mesa de Vaca Muerta, realizada el 24 de octubre de 2018, indicó que los costos técnicos 

promedio de recuperación de cada barril de petróleo equivalente de Vaca Muerta se 

alojaban en torno a los U$S 12, un 40% por encima de los de la Cuenca Permian, la cual 

arrojaba un costo técnico por barril equivalente de petróleo de U$S 8. Según las 

estimaciones de la Mesa, este diferencial se producía como resultado de los mayores 

costos en la cadena de valor argentina (U$S 1,10 por barril), la mayor eficiencia técnica 

y práctica de la Cuenca Permian (restaba U$S 1,30 por barril) y los mayores impuestos y 

regulaciones impuestos a los hidrocarburos extraídos de Vaca Muerta (los cuales 

sumaban U$S 1,60 por barril) (Mesa de Vaca Muerta, 2018). En el contraste con otras 

fuentes, puede verse que ese último punto se descomponía de la siguiente manera: 

regulaciones (U$S 0,20), sellos (U$S 0,20), ingresos brutos (U$S 0,40), cargas sociales 

(U$S 0,40), impuestos al gasoil (U$S 0,20) y derechos de importación (U$S 0,20) 

(FARN, 2020).   

Finalmente, debe remarcarse que, además de los precios internacionales de referencia, 

otra variable estructural que define los flujos de la inversión en Vaca Muerta, al igual que 

en la Cuenca Permian, gira en torno a la política de asignación de subsidios y ventajas 

impositivas. Muestra de ello puede observarse en la trayectoria de la principal operadora 

de la formación, YPF. Tan solo entre 2013 y 2019, la empresa recibió subsidios directos 

por U$S 5.075 millones (García Zanotti, 2020), lo cual contribuyó a su acumulación de 

ganancias por un total de casi U$S 20.520 millones.5  

 

 
5 Cálculo de elaboración propia en base a estados financieros consolidados  al 31 de diciembre de cada uno 

de los años del período revisado. Balances disponibles en YPF (s.f.).  
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3. Pré-sal 

Con una matriz eléctrica sustentada mayoritariamente por centrales hidroeléctricas,6 las 

urgencias del Brasil de los primeros años del 2000 para ensanchar su caudal 

hidrocarburífero no radicaban tanto en suplir su demanda interna inmediata, sino más bien 

en saldar ambiciones geopolíticas de larga data. Históricamente dependiente de las 

importaciones de gas y petróleo, el país se embarcó en la década de 1970 en el aumento 

de la producción energética mediante fuentes alternativas, principalmente a través de la 

construcción de represas y el desarrollo de combustibles de base orgánica como el 

bioetanol. Sin embargo, el proyecto de alcanzar el autoabastecimiento fósil no fue 

abandonado por parte de los decisores políticos brasileros y desde el 2000, en los últimos 

años de la presidencia de Fernando Henrique Cardoso (1995-2003), Petrobras avanzó en 

un plan de exploración sobre las aguas de la Cuenca de Santos, frente a las costas de Río 

de Janeiro. Los primeros resultados de este trabajo de prospectiva llegaron en 2003, 

cuando se encontraron indicios de la presencia de petróleo en aguas profundas. Frente a 

ello, el presidente Luíz Inácio Lula da Silva (2003-2011) ordenó intensificar las labores 

de pesquisa en ese sector, lo que tuvo por resultado el hallazgo en 2007 de los depósitos 

del sector del polígono marítimo por entonces llamado Campo de Tupi, el cual pasaría a 

denominarse como Campo de Lula a partir de 2010 (Martinez y Colacios, 2016).  

El Pré-sal es una franja de forma poligonal de unos 800 kilómetros de largo que se 

extiende sobre el litoral marítimo brasilero, en el marco de su zona económica exclusiva, 

desde Espírito Santo hasta Santa Catarina, pasando por enfrente de los estados de Río de 

Janeiro, San Pablo y Paraná, con una distancia promedio de la costa de 300 kilómetros. 

Con una formación datada entre 200 y 300 millones de años atrás, la capa de Pré-sal 

recibe su nombre del hecho de que el petróleo y el gas allí encontrado se alojan debajo de 

una gruesa capa de sal, la cual protege los hidrocarburos ubicados a profundidades que 

en algunos sectores supera los 8.000 metros desde el nivel del mar. 

A aquel primer descubrimiento de 2007, del cual se estimaba que podrían extraerse entre 

5 y 8 mil millones de barriles equivalentes de petróleo (BEP), le siguieron otros 

predominantemente ubicados en la Cuenca de Santos, de cuya sumatoria los cálculos más 

optimistas señalan que podrían recuperarse hasta 176 mil millones de BEP (Junger et al., 

2019). Estimaciones de la Empresa de Pesquisa Energética sugieren que hacia 2030 

 
6 En 2006, año de los primeros hallazgos hidrocarburíferos de consideración en el Pré-sal, el 74,1% de la 

energía eléctrica brasileña se producía por medio de Centrales Hidroeléctricas (Empresa de Pesquisa 

Energética, 2007: 15).  
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podrían extraerse del Pré-sal una media aproximada de 5 millones de barriles de petróleo 

por día y cerca de 100 millones de m3 de gas natural (Empresa de Pesquisa Energética, 

2018: 2).  

Sin embargo, los proyectos de explotar estos recursos en clave neodesarrollista como 

decía pretender el gobernante Partido dos Trabalhadores tenían como condicionantes los 

marcos normativos heredados de la década anterior, en particular a la Lei 9.478 de 1997. 

La norma había privatizado parcialmente a Petrobras, restándole competencias en lo que 

hace no solo a la exploración de nuevos depósitos, sino también en la producción, 

refinamiento y transporte de combustible en todo el territorio brasilero.  

De las discusiones surgidas de estas limitaciones para una explotación soberana del Pré-

sal por parte de Petrobras fue que en diciembre de 2010 se sancionó la Lei 12.351. Ella 

establecía un sistema de licitaciones conocido como regime de partilha, en el cual 

Petrobras sería la operadora única de los campos del Pré-sal y, en el caso de utilizar su 

potestad de ceder sus derechos a terceros, debía participar en al menos un 30% de las 

exploraciones, evaluaciones, desarrollo y producción. En simultáneo, la norma también 

establecía la creación de un Fondo Social regentado por Petrobras en donde, en su calidad 

de empresa estatal, decidiría cómo reinvertir el excedente surgido de las futuras 

concesiones de distintos sectores del Pré-sal. 

En 2013 se produjo la primera licitación sobre el sector conocido como Campo de Libra. 

En ella, la Agência Nacional do Petróleo (ANP) afirmó haber recibido consultas de al 

menos cuarenta empresas interesadas en participar de la concesión, entre las cuales se 

hallaban las estadounidenses ExxonMobil y Chevron y las británicas British Petroleum y 

BG. Sin embargo, la licitación fue otorgada a una oferta hecha por una sociedad 

conformada por Petrobras, la angloholandesa Shell y las chinas CNPC y CNOOC como 

socias minoritarias.  

Pese a este comienzo promisorio para el sistema de concesiones, la profunda crisis 

política abierta en Brasil a partir de 2014 con el inicio de las investigaciones judiciales 

denominadas como Operação Lava Jato, generó que tanto en ese año como en el siguiente 

no se realizaran nuevas licitaciones. En buena medida esto se produjo como resultado de 

las sospechas de corrupción que pesaban sobre algunos altos funcionarios de Petrobras 

(Junger et al., 2019). 

En 2016 no mejoraría el panorama político brasilero, y en agosto de ese año la presidenta 

Dilma Rousseff (2011-2016) sería destituida como resultado de un juicio político en su 

contra. Tan solo 90 días luego de ese hecho, el ex vicepresidente y luego presidente 
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interino Michel Temer (2016-2019) presentaría un proyecto legislativo para la 

reformulación marcos regulatorios para la explotación del Pré-sal, el cual se convertiría 

en la Lei 13.365/2016. La principal innovación de la norma era que colocaba en condición 

de opcional la participación de Petrobras como operadora en las próximas licitaciones 

sobre los recursos de aguas profundas, lo cual eliminaba la obligación legal de su 

participación en al menos el 30% de los movimientos de nuevos emprendimientos. En los 

hechos, el espíritu de la ley retrotrajo la posición de la petrolera estatal incluso por detrás 

de lo establecido por la Lei 9.478/1997 y tenía en sus bases un claro sesgo liberalizador 

de las actividades en el Pré-sal (Campello, 2018). 

Hacia diciembre de 2016 el gobierno de Michel Temer estableció las directrices para la 

segunda ronda de licitaciones, la cual finalmente se lanzó en simultáneo con la tercera en 

octubre de 2017 y tuvo como principales adjudicatarios a Petrobras, Shell y British 

Petroleum seguidos por un variado contingente de empresas tales como las chinas 

CNODC, CNOOP y Sinopec (en sociedad con la española Repsol), la francesa Total, 

ExxonMobil, la noruega Statoil y la portuguesa Petrogal (ANP, 2017).  

En la cuarta y quinta ronda de licitaciones (llevadas a cabo en junio y septiembre de 2018, 

respectivamente) se recaudaron primero R$ 3,15 mil millones y luego R$ 6,82 mil 

millones y se consolidó el carácter extranjero de los adjudicatarios, puesto que al 

retraimiento relativo de Petrobras lo acompañó el avance de Shell, British Petroleum, 

Exxonmobil y Chevron, acompañadas por Equinor (nuevo nombre de Statoil), CNOOC 

y CNODC, Petrogal. Asimismo, también se registró la aparición entre los adjudicatarios 

de la colombiana Ecopetrol y QPI Brasil, subsidiaria de la estatal Qatar Petroleum (Pré-

sal Petróleo, 2019).  

La sexta se produjo en noviembre de 2019 y fue conocida como megaleilão 

(megalicitación) debido a los montos que en ella esperaba recibir el gobierno ahora 

encabezado por Jair Bolsonaro (2019-). Pese a las expectativas, los resultados de la ronda 

fueron decepcionantes debido a que de los cuatro campos puestos en disponibilidad tan 

solo dos fueron concesionados (Búzios e Itapu), quedando los otros dos sin ofertas (Sépia 

y Atapu). Esa falta de interés por parte de las empresas petroleras internacionales 

repercutió en el monto recaudado, el cual fue de unos R$ 69,9 mil millones, lejos de los 

R$ 106,5 mil millones previstos originalmente. Asimismo, debe señalarse que existió el 

riesgo de que todos campos quedasen vacíos de ofertas, lo cual se evitó con la presencia 

forzada de Petrobras que se hizo con el 100% de Itapu y el 90% de Búzios, cuyo 10% 
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restante fue compartido en partes iguales por CNOOC y CNODC (Brandalise y 

Barifouse, 2019). 

Llegados a este punto, debe señalarse que tanto en términos relativos como absolutos la 

puesta en marcha Pré-sal significó un salto cualitativo para la extracción de hidrocarburos 

en Brasil. Los guarismos de recuperación en el polígono tuvieron una expansión de casi 

37 veces en menos de una década, pasando de extraer 41 mil BEP en 2010 a 1,5 millones 

de BEP en 2018. Asimismo, el aumento de la cantidad de exploraciones generó un 

ascenso en la curva de aprendizaje en la perforación de nuevos pozos, cuyo tiempo medio 

de construcción pasó de 310 días en 2010 a 127 días en 2018. En igual sentido, otro dato 

destacado fue la mejora en la eficiencia de los pozos medida por cantidad de recursos 

recuperados, ya que en 1984 se precisaban de 4.108 pozos de aguas no profundas (Pós-

sal) para recuperar 500 mil de BEP por día y en 2018 se explotaron solo 77 pozos en el 

Pré-sal para extraer el triple de cantidad (Petrobras, s.f.).   

Según datos oficiales, hacia diciembre de 2019 la explotación del Pré-sal representaba 

cerca de dos terceras partes del gas y el petróleo de Brasil. La distribución de ello puede 

verse en el cuadro 4:  

 

Cuadro 4. Rol del Pré-sal en la producción de gas y petróleo en Brasil – Diciembre 

2019 

Participación respecto del total nacional 

en gas natural 

61,88% (85,4 MMm3/día) 

Participación respecto del total nacional 

en petróleo 

68,13% (2117 MMbbl/día) 

Elaboración propia en base a ANP (2020) 

 

4. A modo de conclusión 

A lo largo de esta ponencia revisamos las potencialidades y limitaciones que presentaron 

la explotación de Vaca Muerta y el Pré-sal desde su puesta en marcha hasta 2019, con 

particular énfasis en las vicisitudes de la recuperación de hidrocarburos no 

convencionales de la Cuenca Neuquina. A través de estas páginas pudimos observar la 

debilidad estructural que estos poseen por los altos costos de explotación asociados a la 

técnica del fracking. Ello se deriva de la dependencia de estos emprendimientos de 

importantes inyecciones de capital, cuyo despliegue generalmente se da a condición de 
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precios internacionales de referencia elevados y el “acompañamiento” de parte de 

ingentes subsidios estatales.  

El Pré-sal, por su parte, parece poseer otro esquema de costos y atractivo para la inversión 

tal como lo demuestra su magnitud de recuperación de hidrocarburos, la cual a diciembre 

de 2019 superaba en varias veces la de Vaca Muerta. Sin embargo, los cambios de cuño 

privatista introducidos en torno a su normativa de extracción a partir de 2016 produjeron 

fuertes controversias sobre cuáles son los fines ulteriores de la renta generada a partir del 

petróleo y gas natural de sus profundidades y en función de qué intereses está siendo 

explotado. Todo ello sin mencionar los riesgos socioambientales y laborales que implica 

la operación en aguas profundas. Antecedentes catastróficos como el derrame de 2010 de 

la plataforma Deepwater Horizon, operada por BP en el Golfo de México, grafican la 

latencia de estos peligros.  

Quizás para otorgarle un marco regional a las apuestas de Argentina y Brasil por las 

energías extremas, un buen ejercicio de contraste sea el que provee su comparación con 

la situación de Chile y Uruguay. En el caso chileno, país históricamente deficitario en 

hidrocarburos, pueden observarse desde comienzos los años 2010 esfuerzos 

gubernamentales por formular políticas energéticas a largo plazo, generalmente fechadas 

a 2050, para maximizar la participación de las energías renovables convencionales y no 

convencionales en la matriz nacional. Entre otras cuestiones, dichos programas 

contemplan la progresiva descarbonización de la generación eléctrica, el aumento de la 

electromovilidad sustentada por baterías de litio y la introducción de fuentes novedosas 

como el hidrógeno verde. Sin embargo, las valoraciones de estos proyectos no deberían 

dejar de tener en cuenta la resistencia social que generaron emprendimientos como las 

megarepresas de Aysén, como así también el basamento general en lógicas neoliberales 

que tuvieron al menos hasta 2020.  

En el caso de Uruguay, es de destacar que en la actualidad posee una matriz energética 

basada en un 98% en energías renovables convencionales y no convencionales. Sin 

embargo, detrás de esos números suele soslayarse que buena parte de los proyectos 

solares y eólicos que a partir de finales de la década del 2000 habilitaron esa 

“sustentabilidad” fueron impulsados por empresas privadas bajo prerrogativas de 

mercado. Todo ello dio lugar a la pérdida del monopolio estatal en la generación sostenido 

hasta ese momento por parte de la Administración Nacional de Usinas y Transmisiones 

Eléctricas (UTE), situación que es vista con suma preocupación por parte de los y las 

trabajadores/as del sector agrupados en AUTE. Resultado de este fenómeno es que en la 
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actualidad cerca del 30% de la energía eléctrica uruguaya sea gestionada por particulares, 

guarismo que tendería a aumentarse en los próximos años según las proyecciones.  

En suma, considerando las múltiples inconsistencias que exhibe el patrón fósil y las 

limitaciones de propuestas “superadoras” exclusivamente ancladas en la mudanza de 

fuentes, resumiendo a la problemática energética a una mera cuestión técnica, se torna 

inevitable la necesidad de impulsar transiciones desde perspectivas populares. 

Transiciones que, creemos, deben tener por aspiración no solo abrevar de forma urgente 

en el traspaso desde el paroxismo de la combustión fósil hacia modalidades de generación 

sustentables en sentido fuerte, sino principalmente en alumbrar lógicas de funcionamiento 

sistémico más justas e inclusivas para los pueblos. 

 

Bibliografía 

Álvarez Mullally, M., Arelovich, L., Cabrera, F. y di Risio, D. (2017). Informe de 

externalidades. Megaproyecto Vaca Muerta. Buenos Aires: Taller Ecologista y 

Observatorio Petrolero Sur en EJES (Enlace por la Justicia Energética y Socioambiental). 

ANP (2017). Página especial – 2ª e 3ª Rodadas do Pré-sal. 

http://rodadas.anp.gov.br/pt/partilha-de-producao/2-rodada-de-partilha-de-producao-

pre-sal/pagina-especial-2-e-3-rodadas-do-pre-sal  

ANP (2020). Boletim da Produção de Petróleo e Gás Natural. Dezembro 2019. 

http://www.anp.gov.br/arquivos/publicacoes/boletins-anp/producao/2019-12-

boletim.pdf  

 

Barrera, M. (2021). Vaca Muerta: ¿del déficit al superávit productivo y externo? La 

evolución de las políticas hidrocarburíferas y sus resultados en las últimas dos décadas. 

En A. Wainer (Comp.), ¿Por qué siempre faltan dólares? Las causas estructurales de la 

restricción externa en la economía argentina del siglo XXI (pp. 157-192). Buenos Aires: 

Siglo Veintiuno Editores.  

Bonnefoy, P. (2016). Argentina: la expropiación de Repsol-YPF. Estudios 

Internacionales, 48 (184), 39-73. 

BP (2020). Statistical Review of World Energy 2019. Londres: BP. 

http://rodadas.anp.gov.br/pt/partilha-de-producao/2-rodada-de-partilha-de-producao-pre-sal/pagina-especial-2-e-3-rodadas-do-pre-sal
http://rodadas.anp.gov.br/pt/partilha-de-producao/2-rodada-de-partilha-de-producao-pre-sal/pagina-especial-2-e-3-rodadas-do-pre-sal
http://www.anp.gov.br/arquivos/publicacoes/boletins-anp/producao/2019-12-boletim.pdf
http://www.anp.gov.br/arquivos/publicacoes/boletins-anp/producao/2019-12-boletim.pdf


20 

 

Brandalise, V. y Barifouse, R. (2019). Por que o leilão do pré-sal resultou no ‘pior 

cenario’ para o governo. BBC News Brasil. https://www.bbc.com/portuguese/brasil-

50323083 

Campello, M. (2018). Atores, intereses e diferentes concepções sobre as reservas do pré-

sal brasileiro: comparando os marcos regulátorios de 2010 e 2016. Oikos, 17 (3), 6-30. 

CEPAL (2020). La emergencia del cambio climático en América Latina y el Caribe. 

¿Seguimos esperando la catástrofe o pasamos a la acción? Santiago de Chile: CEPAL.  

EIA (Energy Information Agency) (2013). Technically recoverable shale oil and shale 

gas resources: an assessment of 137 shale formations in 41 countries outside the United 

States. Washington: EIA.  

Empresa de Pesquisa Energética (2007). Balanço Energético Nacional 2007. Brasilia: 

Ministério de Minas e Energia.  

 

Empresa de Pesquisa Energética (2018). Desafios do Pré-sal. Brasilia: Ministério de 

Minas e Energia.  

FARN (Fundación Ambiente y Recursos Naturales) (2020). ¿Vaca Muerta es parte de la 

solución? La comparación de beneficios fiscales y costos con la cuenca Permian en 

Estados Unidos. Buenos Aires: FARN.  

FARN (Fundación Ambiente y Recursos Naturales) (2021). Efectos, impactos y riesgos 

socioambientales del megaproyecto Vaca Muerta Buenos Aires: FARN.Gandini, N. 

(2018). Dujovne quiere recortar a la mitad los subsidios al gas que se produce en Vaca 

Muerta. EconoJournal. https://econojournal.com.ar/2018/12/dujovne-quiere-recortar-a-

la-mitad-los-subsidios-al-gas-que-se-produce-en-vaca-muerta/  

García Zanotti, G. (2020). Vaca Muerta y el desarrollo argentino. Balance y perspectivas 

del fracking. Rosario: Taller Ecologista y Observatorio Petrolero Sur en EJES (Enlace 

por la Justicia Energética y Socioambiental). 

IEEFA (2019). Riesgos financieros opacan el desarrollo de reservas de petróleo y gas en 

Vaca Muerta, Argentina. Cleveland: IEEFA. 

https://www.bbc.com/portuguese/brasil-50323083
https://www.bbc.com/portuguese/brasil-50323083
https://econojournal.com.ar/2018/12/dujovne-quiere-recortar-a-la-mitad-los-subsidios-al-gas-que-se-produce-en-vaca-muerta/
https://econojournal.com.ar/2018/12/dujovne-quiere-recortar-a-la-mitad-los-subsidios-al-gas-que-se-produce-en-vaca-muerta/


21 

 

IMF (s.f). IMF Primary Commodity Prices. 

https://www.imf.org/en/Research/commodity-prices  

Junger, C., Meirelles, D., Bernardes, F., Melca, F., Loureiro, B. y Calazans, M. (2019). 

As reservas do Pré-sal no Brasil: a nova fronteira da Shell. Fase Espírito Santo: Espírito 

Santo.  

Klare, M. (2012). The race for what’s left. The global scramble for the world’s last 

resources. New York: Metropolitan Books.  

López Crespo, F. y Kofman, M. (2019). Anuario 2018. Informes económicos sobre los 

hidrocarburos no convencionales en Argentina. Rosario, Neuquén y Buenos Aires: Taller 

Ecologista y Observatorio Petrolero Sur en EJES (Enlace por la Justicia Energética y 

Socioambiental).  

López Crespo, F., García Zanotti, G. y Kofman, M. (2017). Informe económico. 

Ganadores y perdedores en la Argentina de los hidrocarburos no convencionales. 

Rosario y Buenos Aires: Taller Ecologista y Observatorio Petrolero Sur en EJES (Enlace 

por la Justicia Energética y Socioambiental).  

Martinez, P. y Colacios, R. (2016). Pré-sal: Petróleo e políticas públicas no Brasil (2007-

2016). Fronteiras. Journal of Social, Technological and Environmental Science, 5 (1), 

145-167.  

Mesa de Vaca Muerta (2018). Minuta de la Tercera Mesa de Vaca Muerta del 24 de 

octubre de 2018. 

http://www.energia.gob.ar/contenidos/archivos/Reorganizacion/mesa_vaca_muerta/min

utas/Minuta_de_la_3_Mesa_ejecutiva_de_Vaca_Muerta_del_24_de_octubre_de_2018.

pdf  

Ministerio de Energía (2018). Desarrollo de Vaca Muerta: Impacto económico agregado 

y sectorial. Buenos Aires: Ministerio de Energía.  

Noticias ONU (2019). Se alcanzan niveles récord de concentración de gases de efecto 

invernadero en la atmósfera. https://news.un.org/es/story/2019/11/1465851  

OLADE (2020). Panorama Energético de América Latina y el Caribe 2020. Quito: 

OLADE.  

https://www.imf.org/en/Research/commodity-prices
http://www.energia.gob.ar/contenidos/archivos/Reorganizacion/mesa_vaca_muerta/minutas/Minuta_de_la_3_Mesa_ejecutiva_de_Vaca_Muerta_del_24_de_octubre_de_2018.pdf
http://www.energia.gob.ar/contenidos/archivos/Reorganizacion/mesa_vaca_muerta/minutas/Minuta_de_la_3_Mesa_ejecutiva_de_Vaca_Muerta_del_24_de_octubre_de_2018.pdf
http://www.energia.gob.ar/contenidos/archivos/Reorganizacion/mesa_vaca_muerta/minutas/Minuta_de_la_3_Mesa_ejecutiva_de_Vaca_Muerta_del_24_de_octubre_de_2018.pdf
https://news.un.org/es/story/2019/11/1465851


22 

 

Petrobras (s.f.). Pré-sal. https://petrobras.com.br/pt/nossas-atividades/areas-de-

atuacao/exploracao-e-producao-de-petroleo-e-gas/pre-sal/  

Pré-sal Petróleo (2019). Contratos de Partilha. 

https://www.presalpetroleo.gov.br/ppsa/contratos-de-partilha-e-unitizacao/contratos-de-

partilha  

Roa Avendaño, T. y Scandizzo, H. (2017).  Extremas. Nuevas fronteras del extractivismo 

energético en Latinoamérica. Bogotá: Oilwatch Latinoamérica.  

Sabbatella, I. (2013). ¿Commodities o bienes estratégicos para el crecimiento 

económico? La ecología política del petróleo y gas en la etapa posneoliberal. (Tesis de 

Doctorado). Facultad de Ciencias Sociales, Universidad de Buenos Aires.  

Sabbatella, Ignacio y Nunes Chas, Breno (2020). ¿Ámbitos privilegiados de acumulación 

en Vaca Muerta? El caso de Tecpetrol. Realidad Económica, (335), 47-72.  

Scandizzo, H. (2019). Exportar Vaca Muerta. Energía extrema, infraestructura y 

mercados. Neuquén: Observatorio Petrolero Sur (OPSur)/ Enlace por la Justicia 

Energética y Socioambiental (EJES)/Oilwatch. 

Secretaría de Energía (s.f.). Panel de indicadores – Oferta interna. 

https://www.argentina.gob.ar/economia/energia/planeamiento-energetico/panel-de-

indicadores/panel-de-indicadores-oferta-interna  

Secretaría de Planeamiento Energético (2018). Argentina Energy Plan –Guidelines-. 

Houston: Secretaría de Planeamiento Energético.  

Serrani, E. (2019). Regulación tarifaria del gas natural en la posconvertibilidad. Análisis 

de sus efectos sobre los ingresos y el desempeño de las empresas. Cuadernos de 

Economía Crítica, (10), 123-148. 

Serrani, E. y Barrera, M. (2018). Los efectos estructurales de la política energética en la 

economía Argentina, 1989-2014. Sociedad y Economía, (34), 121-142. 

Tecpetrol (2018). Tecpetrol Sociedad Anónima. Estados financieros consolidados al 31 

de diciembre de 2017 y por el ejercicio financiero finalizado el 31 de diciembre de 2017. 

Buenos Aires: Tecpetrol.  

https://petrobras.com.br/pt/nossas-atividades/areas-de-atuacao/exploracao-e-producao-de-petroleo-e-gas/pre-sal/
https://petrobras.com.br/pt/nossas-atividades/areas-de-atuacao/exploracao-e-producao-de-petroleo-e-gas/pre-sal/
https://www.presalpetroleo.gov.br/ppsa/contratos-de-partilha-e-unitizacao/contratos-de-partilha
https://www.presalpetroleo.gov.br/ppsa/contratos-de-partilha-e-unitizacao/contratos-de-partilha
https://www.argentina.gob.ar/economia/energia/planeamiento-energetico/panel-de-indicadores/panel-de-indicadores-oferta-interna
https://www.argentina.gob.ar/economia/energia/planeamiento-energetico/panel-de-indicadores/panel-de-indicadores-oferta-interna


23 

 

Terzaghi, V. y Del Pozzi, M. (2019). Ranking Vaca Muerta: cuáles son las principales 

petroleras. Río Negro. https://www.rionegro.com.ar/ranking-vaca-muerta-cuales-son-las-

principales-petroleras-1113227/  

Vommaro, G. y Gené, M. (2017). Argentina: el año de Cambiemos. Revista de Ciencia 

Política, 37 (2), 231-253.  

Wyczykier, G. (2018). Las disputas por el gas: tarifazo, acción colectiva y servicio 

público en la Argentina reciente. Realidad Económica, (319), 75-107. 

YPF (2011). Nuevo hallazgo de petróleo no convencional en Loma La Lata. 

https://www.ypf.com/YPFHoy/YPFSalaPrensa/Paginas/Noticias/Descubrimiento-LLL-

7-noviembre-2011.aspx 

YPF (2013). Acuerdo YPF-Chevron para el Desarrollo de Vaca Muerta. Buenos Aires: 

YPF.  

YPF (s.f.). Información financiera. 

https://www.ypf.com/inversoresaccionistas/Paginas/informacion-financiera.aspx  

 

Legislación consultada 

Argentina  

Ley 26.741/2012 

Ley 27.007/2014 

Decreto 929/2013 

Decreto 566/2019 

Decreto 488/2020 

Resolución 1/2013 

Resolución 14/2015 

Resolución 74/2016 

Resolución 46-E/2017 

Resolución 447-E/2017 

Brasil 

Lei 9.478/1997 

Lei 12.351/2010 

Lei 13.365/2016 

https://www.rionegro.com.ar/ranking-vaca-muerta-cuales-son-las-principales-petroleras-1113227/
https://www.rionegro.com.ar/ranking-vaca-muerta-cuales-son-las-principales-petroleras-1113227/
https://www.ypf.com/YPFHoy/YPFSalaPrensa/Paginas/Noticias/Descubrimiento-LLL-7-noviembre-2011.aspx
https://www.ypf.com/YPFHoy/YPFSalaPrensa/Paginas/Noticias/Descubrimiento-LLL-7-noviembre-2011.aspx
https://www.ypf.com/inversoresaccionistas/Paginas/informacion-financiera.aspx

