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PREFACIO

El presente trabajo tiene como objetivo central evaluar la factibilidad econémica de un
proyecto bajo dos modelos de caracter contractual, cuya infraestructura se destinara a la
extraccion de petr6leo en aguas profundas. Adicionalmente, mediante el analisis del
entorno, proponer estrategias para aprovechar las oportunidades y superar las respectivas
debilidades de cada escenario. ElI primer modelo es un Contrato de Licencia, cuyo
escenario consideré que, debido a la falta de tecnologia y experiencia en aguas profundas,
el proyecto es desarrollado por Pemex en asociacion con una petrolera australiana. El
segundo modelo es la Asignacion de Derechos, donde se conceptualizé que Pemex cuenta
con la tecnologia para aguas profundas y es capaz de ejecutar el proyecto por su propia
cuenta. El estudio utilizé como unidad de andlisis el campo Trién, localizado en Golfo de
México Profundo. Por lo tanto, para ambas alternativas se consider6 la misma
infraestructura e instalaciones costa afuera. Las evaluaciones econémicas se calcularon
mediante el método de Flujos Descontados de Capital. Se utilizé la matriz FODA para
contrastar los factores externos e internos del Estado mexicano en general y de Pemex en
particular bajo cada escenario. Precisamente, la evaluacién econémica reveldé que Pemex
tiene rendimientos completamente diferentes entre ambos escenarios pese a que se trata
del mismo proyecto. Sin embargo, de acuerdo con el andlisis del entorno, la eleccion de la
alternativa estd mas relacionada con las estrategias que el Estado mexicano tiene
reservadas para el sector hidrocarburos, que con los resultados de una evaluacion
econdmica. Finalmente, las implicaciones desencadenan otro tipo de evaluaciones como la
factibilidad y desarrollo de la transferencia de tecnologia para las aguas profundas. De igual
manera, reformas a las tasas impositivas y de caracter fiscal al marco juridico de la
Asignacion de Derechos. Pero lo fundamental es ¢ existe una planeacion nacional para el
sector hidrocarburos y las aguas profundas?
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INTRODUCCION

El objetivo general de esta tesis es evaluar la rentabilidad del primer proyecto petrolero de
aguas profundas en México: Trion. Derivado de la Reforma Energética del afio 2013, el
marco juridico mexicano del sector hidrocarburos permiti6 diferentes modelos de
contratacion, cada una con sus respectivos costos de oportunidad y regimenes fiscales.

El proyecto se encontraba bajo la responsabilidad del consorcio conformado por las
compafias BHP Billiton y Pemex bajo los términos de un Contrato de Licencia. Este
documento fue firmado entre el consorcio y la Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH)
como representante del Estado mexicano. La asociacibn de Pemex con la empresa
australiana tuvo como finalidad contar con un operador experimentado en aguas profundas
y que posee la tecnologia para desarrollar un proyecto en aguas profundas.

En contraste, la presente investigacion se planted otro escenario donde Pemex es capaz
de desarrollar el proyecto por su propia cuenta. Es decir, bajo el modelo de Asignacién de
Derechos, donde la Secretaria de Energia otorga dicho acto juridico a Pemex. En
consecuencia, se considerd que la petrolera mexicana cuenta con la tecnologia necesaria
para ejecutar el proyecto.

Por consiguiente, el objetivo especifico es determinar cual de los dos modelos con sus
respectivos arreglos fiscales y tasas impositivas representa la alternativa de proyecto mas
redituable para el pais. La evaluacion de los escenarios utilizd el método de Flujos
Descontados de Capital, mismo que considero6 el perfil de produccion anualizado propuesto
por Pemex para Trion. En igual manera, los precios del barril se obtuvieron del vector medio
de precios oficiales de aceite del Istmo, también elaborado por Pemex.

Ambos escenarios se contrastaron con las herramientas de la ingenieria econémica tales
como el Valor Presente Neto (VPN), la Tasa Interna de Retorno (TIR), Periodo de
Recuperacion de Capital (PRC), Beneficio — Costo (B/C) y Valor Actual Equivalente (VAE).
Finalmente, mediante un analisis de Fortalezas, Oportunidades, Debilidades y Amenazas
(FODA) se abord6 un enfoque estratégico del entorno futuro de cada modelo. Gracias a
este marco conceptual, para ambas alternativas se propusieron estrategias basadas en
estas variables.

¢ Qué diferencias en términos de eficiencia de inversiones habra entre una Asignacion de
Derechos y un Contrato de Licencia? ¢ Como pueden estas diferencias influir en la decision
de realizar o cancelar el Proyecto? ¢ El andlisis del entorno del Proyecto podria influir en la
eleccion de la alternativa econémicamente menos redituable?

Los resultados revelaron que, aunque se trata del mismo proyecto, existe una cierta
sensibilidad entre los dos modelos respecto al rendimiento de las inversiones. Para ser
precisos, bajo la modalidad del Contrato el proyecto present6 flujos de caja positivos y
mayores que la inversion inicial. Por el contrario, se obtuvieron flujos negativos producto de
las tasas impositivas intrinsecas al modelo de Asignacion.

Por motivo de que la investigacion se realizé en el afio 2019, se utiliz6 el marco juridico
vigente hasta ese entonces. A saber, la Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos (DOF 07-12-
2016, Cantidades Actualizadas 24-12-2018), Ley del Impuesto Sobre la Renta (DOF 30-11-
2016) y la Ley de Hidrocarburos (DOF 15-11-2016). La informacion sobre la infraestructura
costa afuera utilizada en las actividades petroleras, las inversiones de capital (CAPEX),
gastos de perforacion y exploracion (DRILLEX), abandono (ABEX), operacion y
mantenimiento (OPEX) fue proporcionada por el Dr. Efrain Rodriguez y el Dr. Faustino
Pérez Guerrero del Instituto Mexicano del Petréleo. Por consiguiente, este trabajo fue
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posible gracias a la disposicion del personal de esta institucion en cuanto a su asesoria. En
vista de que la recoleccion de los datos se llevd a cabo en un tiempo Unico, el presente
trabajo es de caracter transversal o transeccional de relacibn — causa. Es decir, la
descripcion de los modelos y su incidencia en el rendimiento de capital del proyecto se
analiz6 para un momento especifico en el tiempo. Por lo tanto, este andlisis considera a las
Empresas Firmantes que estaban vigentes en el afio en que se recolectaron los datos del
estudio. Lo anterior pese a que posteriormente hubo una cesion de derechos del Contrato
de Licencia por parte de BHP Billiton a Woodside Energy. Como resultado, el producto de
este trabajo de propdsito comparativo es una evaluacion ex — ante de las alternativas para
Trion.

Aunqgue la unidad de andlisis es un campo petrolero en aguas profundas, las herramientas
de la evaluacion de proyectos permiten que la presente comparacion de alternativas se
pueda generalizar a un cierto conjunto de proyectos. En efecto, cualquier proyecto petrolero
de aguas profundas en la disyuntiva de un Contrato de Licencia o una Asignacion de
Derechos bajo la legislacion utilizada. Dicha generalizacion de resultados representa el
valor tedrico de esta investigacion, siempre y cuando se cumplan con los siguientes valores
de frontera:

a) Profundidad > 500m

b) Precios del Petréleo/Barril > USD48.00 (Durante el periodo de vida del proyecto)
c) Interés de Participacion de Pemex en el Proyecto = 40%

d) Interés de Participacion del Socio Operador = 60%

e) Los Gastos de Operacion (OPEX), Gastos de Perforacion (DRILLEX), Gastos de
Capital (CAPEX) y Costos de Abandono (ABEX) son los mismos para cada
alternativa.

Una deficiencia en el conocimiento es la falta de informacién sobre los tiempos y costos de
transferencia de tecnologia en materia de aguas profundas de una organizacién o de un
grupo de instituciones a otra. Por esta razdn, surgen nuevas interrogantes sobre qué tan
viable es que Pemex aspire a desarrollar y/o adquirir la tecnologia en aguas profundas al
considerar las pletéricas reservas en el de México.

En igual forma, es escasa la publicacién de articulos y estudios relativos a comparaciones
economicas y financieras de alternativas para proyectos costa afuera. Tanto por
instituciones publicas del sector hidrocarburos, como por la academia e iniciativa privada.

Conviene subrayar que las conclusiones del presente trabajo no corresponden con una
postura oficial ni evaluacién de caracter oficial por parte del Instituto Mexicano del Petréleo.

Por ultimo, con este trabajo se pretende contribuir al debate publico y académico en la
Facultad de Ingenieria sobre la planeacién, evaluacion y ejecucion de proyectos de
infraestructura bajo diversos esquemas publico — privados.
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. ANTECEDENTES

En la industria de hidrocarburos existe una amplia gama de aplicaciones donde distintas
disciplinas intervienen para su ejecucion. De este modo, las ingenierias participan
notablemente en las operaciones petroleras costa afuera, es decir, aquellas actividades que
tienen por objetivo la extraccién de hidrocarburos mar adentro. Dentro de estas disciplinas
se encuentran ingenieros petroleros, de tuberias o conducciones, quimicos, industriales,
geofisicos y civiles por mencionar algunas.

En este capitulo, se describira la relacién de las etapas de un proyecto petrolero costa
afuera con la ingenieria civil, del mismo modo, la infraestructura que se utiliza para tales
actividades. Se abordara también el papel que ha protagonizado el sector hidrocarburos en
los ingresos de México a lo largo de los ultimos ochenta afios.

En cuanto al caso de Tridn, se describira a las empresas responsables de su ejecucion:
BHP Billiton y Pemex Exploracion y Produccion. Posteriormente, el marco juridico de las
actividades petroleras costa afuera en México y las modalidades contractuales vigentes.

I.1. Etapas de un proyecto costa afuera

Antes de continuar con la descripcion de las etapas, conviene definir algunos conceptos
para la comprension del tema de estudio. En primer lugar, de acuerdo con el glosario de
términos petroleros de la Secretaria de Energia, se define a los hidrocarburos como los
compuestos organicos que contienen carbon e hidrégeno tales como el petréleo, gas
natural, hidratos de metano entre otros. Otra definicibn necesaria es la de un campo
petrolero, que es aquella area donde se ubican varios pozos tanto de petréleo como de gas
en produccion, abarcan tantas zonas superficiales como subterrdneas y pueden tener
reservas separadas a diferentes profundidades!. Antes que un campo costa afuera
produzca hidrocarburos, se deben hacer estudios que acrediten la existencia de reservas
probadas. Las reservas probadas son los volumenes de hidrocarburos que se pueden
producir econémicamente con los métodos y técnicas de explotacion aplicables en el
momento de la produccion. Del mismo modo, las instalaciones superficiales que comparten
una serie de campos se le denomina “complejo”. Por ultimo, los pozos son aquellas
perforaciones destinadas a la produccion o basqueda de petréleo crudo o gas natural, se
clasifican de acuerdo con sus funciones tales como pozos de aceite y gas asociado, pozos
de gas seco y pozos inyectores?.

En México existen grandes volimenes de hidrocarburos en el de México. En consecuencia,
de la necesidad de explorar yacimientos poco accesibles a las técnicas y procedimientos
terrestres, se ha desarrollado infraestructura para la exploracion y produccion en el mar.
Similar a un proyecto de infraestructura terrestre como los que desarrolla la ingenieria civil,
las instalaciones petroleras costa afuera definen su localizacion de acuerdo con estudios
geoldgicos y geofisicos previos. Desde estas etapas iniciales hasta el proceso de abandono
de las instalaciones, se pueden resumir cuatro actividades principales: Exploracion,
desarrollo, mantenimiento de produccién y abandono. Dicho de otro modo, las areas
pertenecientes a lo que se denomina en inglés como upstream. Es en esta etapa de la
industria de los hidrocarburos tiene lugar la llamada ingenieria civil costa afuera.

1 (Valdés M., 2004)
2 (SENER, 2015)

13 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién ANTECEDENTES

[.1.1. Exploracion

En ésta etapa, se realizan los estudios geoldgicos y geofisicos que permiten obtener
informacion sobre la presencia de aceite en estratos de suelo ubicados en el fondo del
océano. El gedlogo se encarga de estudiar muestras de roca y explorar las formaciones de
la superficie de la tierra, esto gracias a la perforacion y obtencién de nucleos de suelo.
Mientras tanto, el geofisico analiza campos de gravedad para interpretar la presencia de
impregnaciones de aceite en los estratos, entre las herramientas a su disposicion se
encuentran métodos de informacion remota, instrumentacién y exploracion sismica. Esto
gracias a embarcaciones especialmente equipadas, que permiten trazar la superficie
terrestre submarina.

De la informacion obtenida, se decide si el &rea puede contener impregnacion de aceite en
los estratos del suelo. En consecuencia, se perfora un pozo exploratorio para confirmar o
negar la existencia de hidrocarburos®. A fin de que los pozos de exploracion se encuentren
debajo de la plataforma, las perforaciones exploratorias casi siempre se ejecutan en
direccion vertical. Sin embargo, para poder alcanzar diferentes zonas y trampas la mayoria
de los pozos de desarrollo se perforan en varias direcciones.

Para tirantes menores a los 15 m se puede instalar una pequefia plataforma y otros equipos
normales en una embarcacion pequefia. Esta Ultima se traslada hasta la posicién de
perforacién para luego apoyarse en la parte inferior®. La barcaza o embarcacion de
pequefas dimensiones no es mas que una superestructura situada sobre un casco
sumergible. En algunas barcazas, la superestructura se encuentra instalada sobre el casco
por medio de columnas, de este modo, se aumenta la capacidad de la profundidad de
perforacion®. Para realizar la perforacién exploratoria mediante embarcaciones pequefias,
se hace uso de una abertura a través del casco, esto hace de la barcaza una unidad auto
sumergible que transporta el equipo con sus apoyos de piernas elevadas en el aire hasta
llegar al sitio de perforacién. Posteriormente, los apoyos se introducen dentro del agua
hasta penetrar el lodo del piso del océano. Por dltimo, la embarcacion eleva gradualmente
la cubierta y la torre sobre el agua.

Para profundidades de 15 — 76 m (50 — 250 pies) la infraestructura que se utiliza es la
plataforma movil auto elevable, que consiste embarcacion oceénica con una torre de
perforacion montada en el medio, sobre una abertura para llevar a cabo el mantenimiento
de la produccioén.

Existen dos clasificaciones para estas estructuras, la primera hace referencia a las torres
de perforacién que se instalan sobre embarcaciones planas con casco de acero, mientras
que la segunda, se refiere a embarcaciones semi sumergibles. Cuando se trata de
embarcaciones semi sumergibles, la estructura esta configurada para que las olas de mar
se desplacen a través de ella sin dificultad. Una vez en el sitio de perforacion es inundado
a una cierta profundidad, consecuentemente, la plataforma se vuelve una estructura
sumamente estable para perforar®.

Las plataformas semi sumergibles, al igual que las de tipo “Jackups” y las embarcaciones
para perforacion de pozos son usualmente referidos por la literatura como unidades méviles
costa afuera o “MODUSs” por sus siglas en inglés, cuyo significado es Mobile Offshore

8 (Valdés M., 2004)

4 (Caudle, 2018)

5 (Kaiser & Snyder, 2013)
6 (Valdés M., 2004)
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Drilling Units. Todos los pozos exploratorios se realizan mediante una de estas
instalaciones moaviles, no obstante, la perforacion para extraccion puede utilizar tanto
instalaciones méviles como fijas’. Las plataformas semi sumergibles se conectan a los
pozos siuados en el lecho marino mediante un sistema de tuberias. Este sistema se trata
de lineas de flujo que cuentan con aislamiento térmico, calentamiento eléctrico y/o inyeccion
de metanol o glicol que son necesarias para evitar la formacién de hidratos de metano que
podrian obstruir el flujo. EI agua que se utiliza en el proceso de separacion del gas es
procesada y tratada para su disposicion final en el mar®..

Topside

Hull

llustracion I-1 Plataforma de perforacién semi sumergible, fuente (Portela da Ponte Jr)

Con relacién a la embarcacién con casco de acero, el barco se mantiene estatico gracias a
seis 0 mas anclajes, sin embargo, algunos buques poseen hélices de empuje direccional y
en consecuencia tienen la capacidad de mantener maniobras sin ningtin problema®.. Este
tipo de plataforma movil se puede trasladar de una posicion a otra con mayor facilidad que
el semi sumergible, pero no tanto como las barcazas de lanzamiento destinadas a mares
ligeramente profundos®®. Actualmente se cuentan con buques capaces de perforar
profundidades de hasta 3,660 m (12,000 pies). Estas embarcaciones poseen un sistema de
posicionamiento dindmico capaz de mantener la posicién del buque sobre el pozo'?.

1.1.2. Desarrollo

La infraestructura que se utiliza es generalmente una plataforma independiente que tiene
como finalidad la perforacién de pozos de desarrollo, utilizados para la produccién®?. La
perforacion con fines de desarrollo de los pozos difiere de las de exploracion en el sentido
de que el objetivo no es recabar datos a lo largo del lecho marino, sino perforar zonas
precisas. El tiempo de perforacion para un “MODU” y para una plataforma fija suele ser el
mismo, sin embargo, es mas costoso perforar con una embarcacion, semi sumergible
(MODU) gue con una plataforma fija. Sin embargo, en aguas profundas gran parte de la

7 (Kaiser & Snyder, 2013)

8 (Tainter & Patzek, 2012)

9 (Caudle, 2018)

10 (Valdés M., 2004)

11 (Tainter & Patzek, 2012)
12 (Valdés M., 2004)

15 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura

Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién | ANTECEDENTES

perforacion para el desarrollo se lleva a cabo mediante una instalacion “MODU”, mientras
gue la porcidbn remanente es extraida mediante una plataforma fija con la finalidad de
disminuir costos de construccién?s,

En esta etapa, se ejecuta la perforacion de cavidades que contienen acumulaciones de
aceite previamente conocidas. Este proceso exige que sean perforados multiples pozos, de
este modo, se tiene una infraestructura cuyo arreglo consiste en una red de pozos. Por
consiguiente, se aprovecha la ventaja del flujo de esta red de pozos para su tratamiento,
almacenamiento y embarque a la costa. Avanzando en el tema, existen plataformas para
cada capacidad de perforacion de pozos, disefios actuales permiten perforar de 32 — 40
pozos, incluso hasta 62. Los pozos productores deben ser protegidos de las colisiones
debidas a barcos, asi como de las fuerzas de la naturaleza. Las instalaciones capaces de
cubrir ésta necesidad se denominan plataformas protectoras de pozo o bien, subestructuras
de pozo.

1.1.3. Mantenimiento de Produccién

Una vez realizado el desarrollo del campo, una de las principales actividades costa afuera
es el almacenamiento de petréleo. Cuando se trata de operaciones en aguas profundas, el
almacenamiento puede ocurrir en la misma plataforma utilizada para la perforacién siempre
y cuando su dimension tenga la capacidad suficiente. Del mismo modo, las plataformas se
pueden emplear como plataformas protectoras del pozo!*. Existen diferentes tipos de
instalaciones que son utilizados para la produccion en del Golfo de México. A continuacion,
se describen algunas dependiendo de la profundidad de las operaciones:

o Plataformas fijas:

Se construyen sobre columnas de concreto y/o acero apoyadas en el fondo marino,
son disefladas para una vida Gtil muy larga, poseen una cubierta destinada a equipos
de perforacion, produccion y alojamiento de personal. Las soluciones estructurales
abarcan una amplia gama de estructuras, desde Steel Jacket, “Cajones de Concreto”
entre otras. Las Steel Jacket consisten en barras de acero tubulares que forman una
estructura vertical, similar a una armadura®®. Por otro lado, en proyectos cuyas
operaciones consisten en tirantes de agua de hasta 200 m, en nuestro pais se cuenta
con una experiencia consolidada para el disefio de plataformas. Corresponde al
ingeniero estructurista disefiar plataformas econémicas y seguras. La composicion de
estas estructuras consiste en primer lugar en la Superestructura, para ser precisos, a
las instalaciones ubicadas sobre la superficie del mar, conformadas por vigas, perfiles
laminados y tubos. En segunda instancia se tiene la Subestructura, que es la parte de
la estructura que se ubica desde el nivel medio del marco hasta el fondo. Brinda apoyo
a la superestructura mediante elementos tubulares. Finalmente se encuentra la
cimentacion, parte de la estructura situada en el suelo marino, se compone de
elementos tubulares que se extienden verticalmente a lo largo de la estructura desde
el suelo hasta la superestructura. Al igual que las obras civiles en tierra, la geometria'y
materiales de la cimentacion se encuentran en funcion de la profundidad del fondo
marino, tipo de suelo y las condiciones particulares.

13 (Kaiser & Snyder, 2013)
14 (Valdés M., 2004)
15 (Kaiser & Snyder, 2013)
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La eleccion del tipo de plataforma siempre considera la etapa de construccion,
produccién y operacion del campo. Del mismo modo, la instalacion y operacion de las
plataformas, asi como otras infraestructuras para extraccion de hidrocarburos tales
como el nimero de pozos por perforar, materiales que conformaran la plataforma, el
dimensionamiento de la cubierta y el tipo de transporte que tendran los hidrocarburos.

De la misma manera, la determinacion de las acciones ambientales sobre los equipos
o infraestructuras para las actividades costa afuera, ya sea accién por olas, viento,
profundidad y acciones sismicas.

Topside

Jacket

llustracion I-2 Plataforma fija de perforacion costa afuera tomado de (Portela da Ponte Jr)

De particular relevancia, el disefio de las cimentaciones donde el reto es determinar el
tipo de suelo en el lecho marino dependiendo el tipo de plataforma. Para tal fin, se debe
contar con la historia geoldgica de la region, origen del suelo y pruebas experimentales
hechas con pilotes. Los responsables de ésta etapa del proyecto son los geélogos e
ingenieros especialistas en mecanica de suelos.

Respecto a la fabricacién de las plataformas, estas se efectan en un patio cerca de la
costa, las superestructuras se ensamblan construyendo los elementos estructurales
con dimensiones estrechas, donde eventualmente con ayuda de grias se acomodan
en una posicion vertical. Después del ensamble de las estructuras, estas se colocan
en barcazas que las transportan al sitio donde se llevaran a cabo las actividades de
produccion. Las secciones mas bajas de la superestructura o piernas se dejan inundar,
de este modo, la instalacion de los pilotes se efectla a través de las piernas y faldones
de tubos guias. Por ultimo, mediante soldadura se unen las secciones de la plataforma
con las puntas de los pilotes?®. Las plataformas fijas se conectan a los pozos mediante
un par de colectores paralelos, cada uno de ellos recibe una conexion flexible que
controla de forma remota el equipo submarino. Estas conexiones transfieren presion
hidraulica y energia eléctrica para operar equipos y valvulas sumergidas necesarias
para operar la produccion de hidrocarburos. Del mismo modo, pueden contener

16 (Valdés M., 2004)
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mangueras adicionales para la inyeccion de productos quimicos necesarios para las
actividades de exploracion y produccion. Una vez que los hidrocarburos extraidos se
encuentran en la planta de la plataforma, el agua asociada al producto extraido se
elimina y finalmente los hidrocarburos son comprimidos para ser enviados hacia la
costa'’.

e Sistemas de produccién flotante (FPSO: Floating, Production Storage and
Offloading)

Es una de las instalaciones mas representativas en forma de embarcacion, tienen la
capacidad de almacenar aceite tratado producto de la extraccion y transferirlo a
camiones cisterna para su transporte.

llustracion 1-3 Sistemas de produccion flotante Floating Production Storage and Offloading (FPSO) tomado
de (Yeon, y otros)

Con esto se puede prescindir de una tuberia conectada desde el sitio de produccion
hasta la costa para el transporte del hidrocarburo. Los FPSO son econémicos de operar
cuando se trata de proyectos de aguas profundas y remotas®®. Sus propdsitos son la
produccion flotante, almacenamiento y descarga. Se encuentran anclados en el sitio de
produccion durante largos periodos y no estan disefiadas para perforar pozos de
petréleo ni de gas'®. Debido a que no es realista movilizar este tipo de embarcaciones
ante condiciones climaticas adversas, el disefio y analisis estructural del casco
responde a cargas ambientales mas exigentes que las de los buques tanques
comerciales.

e Plataforma auto elevable

Son aquellas que se encuentran desplantados en tres o mas apoyos, cabe resaltar que
son capaces de desplazarse de un punto a otro en condiciones de flote y pueden
anclarse desplegando sus apoyos o piernas en el fondo del océano. Alrededor del
mundo existen mas plataformas auto elevables costa afuera que cualquier otro tipo de
estructura movil de perforacion®. Las plataformas auto elevables, (“Jackups” en inglés)
estan conformadas por una plataforma cuyo casco visto en planta es de geometria
triangular. Sobre el casco se encuentra instalado todo el equipo necesario para operar
la plataforma.

17 (Tainter & Patzek, 2012)
18 (Lei, Yaowen, Muneesh, & Ning, 2019)
19 (Kaiser & Snyder, 2013)
20 (Tainter & Patzek, 2012)
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llustracion I-4 Plataforma auto — elevable "Jack-Up " vista en planta y perfil tomado de (Yeol Ma, Kim, Park,
Lee, & Seo)

Finalmente, dentro de la etapa de produccién se procede con el transporte de los
hidrocarburos, en particular, se puede efectuar por buque, barcaza o tuberia. En aguas
profundas, un buque tanque se encuentra anclado junto a la plataforma con el objetivo de
almacenar la produccion o bien, de transportarla. Sin embargo, existen movimientos donde
los buques se limitan a almacenar el petréleo mientras que la operacion de transporte es
delegada a un segundo tanque que se encarga de transportarlo a la costa. Los buques que
ostentan grandes capacidades de almacenamiento poseen un tanque para alojar desde
10,000 hasta 30,000 barriles?'. Tanto el petréleo crudo como el gas pueden transportarse
por lineas de conduccién que consisten en tuberias. Habria que mencionar que las tuberias
costa afuera requieren de una mayor relacion diametro/espesor que para las tuberias
usadas en tierra firme. Los criterios de disefio estructural para estas tuberias consisten en
cargas de instalacion, cargas operativas y capacidad de respuesta a los cambios no
planificados como la topografia submarina, cambios de corriente severos y sismos. La vida
util de estas infraestructuras puede extenderse hasta 40 afios con un mantenimiento poco
elaborado.

De particular relevancia, es que la red de tuberias para transporte de hidrocarburos no tiene
un solo duefio, sino que se compone de multiples tramos que corresponden a diferentes
proyectos y propietarios. La planificacién y disefio de estas infraestructuras conlleva
negociaciones anticipadas y minuciosamente operadas, con la finalidad de apaciguar a
diversos grupos de interés. Sobra recalcar que las redes de transporte de hidrocarburos
han llevado a diversas disputas geopoliticas, este hecho es una de las justificaciones por
las cuales existen diferentes tramos que pertenecen a diversos propietarios??.

I.2. El petréleo en la vida econémica de México

En este punto se aborda el impacto de la industria de los hidrocarburos en la historia
econOmica de México desde la nacionalizacion del petroleo hasta nuestros dias. A fin de
mostrar una relacion, se propone una periodizaciébn que no es limitativa a una etapa
historica definitiva. Estas divisiones temporales de la economia nacional provienen de la
sintesis de diversos autores especializados en la materia, tales como Abraham Aparicio,
Enrique Cardenas y Francisco Colmenares. El nombre del periodo propuesto se compone
de dos partes, la primera contiene el nombre de la coyuntura econémica nacional y su fecha

21 (Valdés M., 2004)
22 (Caudle, 2018)
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entre paréntesis. Mientras que la segunda parte del nombre hace referencia al periodo a
nivel industria petrolera.

1.2.1. El nacimiento de una nueva industria (1938 — 1949): La
expropiacion petrolera

Si bien la produccién petrolera en México data de mediados y finales del siglo XIX, la
participacion de ésta industria en la vida econdmica del pais comienza a ser significativa
hasta principios del siglo XX. Precisamente, autores como José Ayala y José Blanco,
estiman que para el afio 1921 la industria petrolera que inicié en 1910 ya representaba el
7% del PIB%. Durante este periodo, la producciéon de petréleo tuvo un incesante auge a
pesar de la violencia y desorden caracteristico del decenio revolucionario. De acuerdo con
Lorenzo Meyer, la produccién de los campos mexicanos solo fue superada por la de su
contra parte en Estados Unidos. En el periodo de 1911 a 1921, se considera que hubo una
“época dorada” debido al aumento de las reservas mexicanas y de la demanda
internacional?,

Posteriormente, hubo un crecimiento modesto que eventualmente entrd en crisis, desde el
conflicto armado como el religioso, el politico — militar entre Plutarco Elias Calles y Alvaro
Obreg6n hasta la contraccion de las exportaciones entre 1927 — 1929. En la segunda mitad
de ésta década el petroleo era el segundo bien de exportacion, pero su importancia habia
disminuido?®. El punto de inflexién de este periodo surgié con la Gran Depresiéon mundial
de 1929 — 1932, puesto que se derrumbaron la produccion, los precios y los mercados
internacionales del petréleo. Debido a lo anterior, los actores politicos y sociales repensaron
un desarrollo con mayor autonomia nacional®.

El 18 de marzo de 1938 el presidente Lazaro Cardenas expropia la industria petrolera, de
este modo el Estado no solo se convierte en un agente econémico interventor?’, sino
también en el poseedor de los hidrocarburos y de otros sectores que consideraba
estratégicos. Para ser precisos, las comunicaciones, el sector financiero y la mineria?8. Se
crea la empresa estatal Petroleos Mexicanos (Pemex), de ésta manera, el Estado prosiguio
con politicas proteccionistas destinadas a reservar el mercado interno para sus nuevas
empresas estatales. En consecuencia, la economia comenz6 a depender en gran medida
de ésta industria, con sus respectivos beneficios como energia barata, fiscalidad baja y
creacion de empleos®.

Los beneficios de ésta dependencia no se vieron menguados pese a la competencia que
suponian los productores en otras latitudes. Particularmente, la extraccion de crudo de las
compafias Royal Dutch (Shell) y Standard Oil New Jersey en los abundantes campos
venezolanos. Del mismo modo, la abundante produccion petrolera de Estados Unidos que
ya representaba el 60% de la produccion mundial y por ultimo la incorporacién al mercado
petrolero de los productores en los paises arabes®.

23 (Ayala & Blanco, 1981)
24 (Aparicio, 2010)

25 (Céardenas, 2010)

26 (Aparicio, 2010)

27 (Acefia, 2012)

28 (Céardenas, 2010)

29 (Acefia, 2012)

30 (Colmenares, 2008)
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1.2.2. Industrializacion y Desarrollo Estabilizador (1950 -
1970): Consolidacion de la industria 'y primeros proyectos

marinos

A los afios que le siguieron a la expropiacion petrolera, el pais se encaminaba a una nueva
dinamica de desarrollo econémico conocido como periodo de industrializacion. De acuerdo
con Enrique Cérdenas, esta etapa de la historia econdmica comprende desde 1940 — 1962
mientras que Abraham Aparicio lo coloca entre 1940 — 1958. Del mismo modo, el periodo
del Desarrollo estabilizador a juicio de este autor comprende de 1962 — 1970, Carlos Tello
lo periodiza de 1954 — 1970 y al mismo tiempo Abraham Aparicio sostiene que abarca de
1958 — 1970. De cualquier forma, este periodo se caracteriza fundamentarse en la llamada
economia de sustitucion de importaciones, resultado de poner en préactica la creacién de
una industria sustentada en la demanda interna®!. De entre los bienes intermedios producto
de la sustitucién de importaciones se encuentran el petréleo y sus derivados como caucho
y plastico®2. Otra caracteristica de este periodo es que Pemex instal6 su primera plataforma
marina en 1958, destinada a actividades exploratorias cerca de las costas de Tabasco. Para
finales de periodo econémico, no solo la exploracion sino la produccion costa afuera era ya
una realidad®.

En un principio, la creciente competencia en el mercado petrolero originé una disminucion
de estas exportaciones, hubo una contraccion de ingresos en el pais que se revirtié hasta
1946. A partir de este momento la produccién de crudo y gas comenz6 a aumentar como
resultado del crecimiento econémico, especialmente gracias a la demanda del mercado
interno®*. Durante la década de 1950 y hasta 1962 la industria petrolera crecié 7.8%, al
mismo tiempo, el pais registré un crecimiento de 6.2% como promedio anual®.

Esta tendencia se mantuvo hasta 1970, coincidiendo con el final del periodo del Desarrollo
Estabilizador (1954 — 1970) donde se registr6 un crecimiento econémico del 6.2% promedio
anual y un crecimiento de la produccién de crudo del 4.5% y de 11% para el gas. No
obstante, hubo factores que disminuyeron la participacién de los ingresos petroleros al
Estado en términos de recaudacion de impuestos. En concreto la caida de las
exportaciones petroleras y los subsidios a los precios de los energéticos para sostener la
politica de sustitucién de importaciones. De 1940 a 1970 los ingresos ordinarios del
gobierno federal pasaron de representar el 15% al 3%. Esto quiere decir que, los ingresos
petroleros no fueron el Unico estimulo de crecimiento y desarrollo durante la época del
“Desarrollo Estabilizador” aunque contribuyeron significativamente.

Hasta 1970, afio en que se termina el periodo de la historia econdmica conocido como
Desarrollo Estabilizador, la demanda del mercado interno fue el motor de crecimiento de la
produccion petrolera, desde el afio de la expropiacién hasta 1970 el crecimiento de la
economia tuvo un promedio anual del 6.2%, mientras que la de la produccion de crudo fue
de 4.5%%.

81 (Aparicio, 2010)

82 (Céardenas, 2010)

33 (Hernandez D. , 2017)
34 (Colmenares, 2008)
85 (Céardenas, 2010)

36 (Colmenares, 2008)
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1.2.3. Expansién insostenible (1971 - 1982): El mega
complejo en los tiempos de crisis

En 1971 la capacidad productiva de Pemex satisfacia alrededor del 90% de la demanda del
mercado interno de hidrocarburos, aunado a esto, se vislumbraba que los recientes
descubrimientos de yacimientos en Chiapas y Tabasco podrian encaminar al pais hacia la
independencia energética®. En general, un rasgo caracteristico de este periodo fue el
déficit publico generalizado, el cual fue financiado por la impresién de dinero (expansion
cuantitativa) por parte del Banco de México y la emision de deuda con la banca
internacional. Un evento geopolitico defini6 un escenario econdémico favorecedor para
México: El embargo energético de los paises arabes miembros de la Organizacion de
Paises Exportadores de Petroleo (OPEP). Del mismo modo, hubo una reduccion de la
oferta a la exportacion petrolera decretada por los paises arabes como respuesta al apoyo
gue otorg6 Estados Unidos y otros paises aliados a Israel en la guerra del Yom Kippur. La
consecuencia positiva de este embargo fue que el precio del barril de crudo se cuadruplicé.

Como reaccion a este evento, Estados Unidos lideré una estrategia para restar el poder del
mercado mundial a la OPEP. De esta manera, en 1974 los paises desarrollados miembros
de la OCDE crearon la Agencia Internacional de Energia (AIE), cuya agenda era incentivar
la produccion y exportacion de petroleo proveniente paises fuera de la OPEP, tal como fue
el caso de México. Por lo tanto, la inversion se incrementd cuando el gobierno del presidente
Luis Echeverria incrusta al pais dentro de ésta estrategia. Debido a los préstamos externos
gue estimularon la produccién, México dejé de ser un pais importador de petréleo para
convertirse en exportador, todo ello en un contexto de crisis financiera y econémica
internacional. Cuando lleg6 José Lépez Portillo al poder, se habia consolidado el papel de
México como pais exportador de petroleo, sobre todo para garantizar el abastecimiento a
Estados Unidos. Durante una parte de este sexenio el pais se posicion6 como el cuarto
exportador mundial de petréleo®.

A mediados de la década de 1970, la industria petrolera poseia una importancia tan
relevante que llegd a constituir el 70% de las exportaciones de mercancias del pais. Al
unisono del auge petrolero, un tercio de las finanzas publicas se sostuvieron por los
ingresos petroleros. El descubrimiento fortuito de Cantarell a principios de 1978 cambié la
atencion del debate publico sobre las desventuras econémicas que ocurrieron un par de
afios antes. Las abundantes reservas recién descubiertas al unisono del aumento de los
precios del petréleo terminaron por sepultar la esencia de las deficiencias estructurales de
la economia mexicana. Gracias a que estos acontecimientos se concatenaron, comenzo el
altimo periodo de rapido crecimiento econdmico registrado en la historia del pais, cuando
desde 1977 hasta 1988 el PIB reporté en promedio un crecimiento del 7.8% anual mientras
que la inflacién lleg6 al 24%.

Con este sorpresivo comportamiento de la economia se pudieron definir politicas publicas
destinadas a una nueva etapa de industrializacién, similar a la que se encontraba Corea del
Sur. En particular, mediante el Plan Nacional de Desarrollo Industrial, mismo que abarcaba
distintos sectores como las comunicaciones y los energéticos. Ademas, se pudo triplicar la
plataforma de extraccion, lo cual implicé pasar desde uno a tres millones de barriles diarios
en un periodo de tres afios. Todo lo anterior debido a la repentina bonanza de la industria
de hidrocarburos, sin embargo, durante 1981, esto parecia ir a su fin, cuando el precio del
barril disminuy6 ligeramente y las deficiencias de la estructura econdmica mexicana se

87 (Baltierra, 2010)
38 (Saxe-Fernandez, 2016)
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hicieron presentes. Aunque la disminucién del precio del petréleo fue poco significativa en
términos contables (10%) no lo fue para los mercados internacionales. A partir ese ese
momento inici6 el fin de la época de la expansion®.

El alto precio del petréleo y las grandes reservas que disponia el pais provocaron que
México accediera a créditos en el mercado internacional, a causa de esto, la deuda externa
paso de 8,990 millones de délares en 1973 a la cifra de 97,662 millones de délares en 1986.
Es decir, en tan solo 13 afios la deuda aumenté 1,086% lo que supone a una tasa promedio
anual del 84%.

Participacion del petroleo en los ingresos presupuestales
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Grafica I-1 Participacion del petréleo en los ingresos presupuestales del Sector Publico 2018. Medicién por
Ingreso — Gasto, Flujo de Caja. Elaboracion propia con datos de BANXICO

Durante las décadas de 1970 y 1980 las empresas publicas eléctricas que compraban
combustdleo llegaron a tener un descuento de mas del 70% de su valor comercial, la
expansion de este sector dependié en gran medida del desarrollo del sector petrolero. Ya
sea por medio de subsidios directos o por medio de garantias de los préstamos otorgados.

Practicamente el 75% de las exportaciones eran petroleras mientras que los ingresos
fiscales provenientes del petréleo ascendian al 38%. La percepcién generalizada era que
el aumento sostenido de los precios del petréleo se iba a mantener o hasta crecer
indefinidamente, la economia se habia “petrolizado™®. EI aumento del volumen de las
exportaciones del crudo condujo a que el valor de las ventas siguiera en aumento, al
representar el 76% en 1981 y 82% en 1982. Al mismo tiempo, los impuestos petroleros
representaron 26% y 44% de los ingresos ordinarios del gobierno federal®!.

El escenario se torné mas adverso cuando una politica monetaria restrictiva del Tesoro de
Estados Unidos fortalecio al délar, en consecuencia, se elevaron las tasas de interés y las

89 (Céardenas, 2010)
40 (Aparicio, 2010)
41 (Colmenares, 2008)
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deudas se volvieron impagables. Debido a lo anterior, se declar6 la moratoria de pago de
la deuda en el afio 198242,

1.2.4. Liberalizacion de la Economia Nacional (1983 — 2004):
Grandes desarrollos y cima de la produccion histérica

Esta etapa comienza con la crisis originada por la deuda y manejos inadecuados de las
finanzas publicas. Desde entonces, la economia mexicana no volvié a experimentar el
crecimiento econémico de los 50 afios anteriores. En efecto, el gobierno mexicano seguia
apostando por un alza al precio del barril, no obstante, a mediados de la década de 1980 el
precio se desplomdé*3. De acuerdo con informacién del tablero de produccion de petréleo y
gas*, durante la década del980 la produccién se mantuvo relativamente estable con
ligeros aumentos y descensos. Las exportaciones que habian crecido en casi 1 millon de
barriles por dia de 1974 a 1981 crecieron apenas a 300,000 barriles durante la década de
1980%.

En 1982 el precio promedio del crudo de exportacion de México descendid un 14% respecto
al aino anterior, como resultado de la “petrolizacion” de las finanzas. Un deslizamiento en el
precio del barril propicié que la estabilidad econdmica del pais se haya visto vulnerable. Del
afio 1982 a 1986, el precio del crudo mexicano descendi6 de los 28.69 délares por barril
hasta los 11.86. Hubo un descenso en los precios del petréleo, en consecuencia, los
esfuerzos encaminados a luchar contra la crisis se desvanecieron. En el periodo que
comprende de 1981 a 1991 el precio de referencia del crudo (West Texas Intermediate)
cayd aproximadamente un 40%, de este modo, los precios del crudo mexicano tuvieron
caidas proporcionales. La deuda externa aumentd hasta los 107,407 millones de dolares
en 1987 y del mismo modo el costo social fue elevado. Paralelamente, alin con en el auge
de la politica basada en la privatizacion empresas estatales, algunos sectores siguieron en
manos del Estado, este fue el caso de la mayor parte del sector energético*’.

Al principio de la década de 1990 se hizo latente la disminucién sostenida de la
participacion petréleo en los ingresos presupuestarios del sector publico (Grafica I-1). El
gobierno del presidente Carlos Salinas continud con la directriz su antecesor, esto es, la
disminucion el gasto publico. Como se puede observar en la Gréfica 1-2, los ingresos
petroleros desde 1990 hasta 2018 en su mayoria superan a los de impuestos como el ISR
y el IVA. Desde la segunda mitad de la década de 1990, se aprecia una disminucion notable
en la participacién del petréleo en el ingreso presupuestario del sector publico. La inversion
publica que representaba 12% del PIB en 1981 se reducia a 3% en el 200048,

Durante este periodo se inici6 y se termind el pozo Cantarell — 1. Sin embargo, se
avecinaban grandes descubrimientos y proyectos tales como los recursos del gigante Ku
Maloob Zap que prometian considerables niveles de produccién®. Por si fuera poco, a partir
de 1997 se implementé la recuperacion secundaria en el yacimiento de Cantarell, mediante
el Proyecto Estratégico de Explotacion, Modernizacion y Optimizacion de Cantarell

42 (Aparicio, 2010)

43 (Céardenas, 2010)
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45 (Cardenas, 2010)
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(PEEMOC). La finalidad de este proyecto era inyectar nitrdgeno para mantener la presion
del yacimiento. De este modo, se aumenta el nimero de perforaciones con la finalidad de
multiplicar los pozos productores y en consecuencia la produccion.

Gracias a este proyecto estratégico, se alcanzo la maxima produccion de todo de toda la
historia del pais. Por un lado, en términos de millones de barriles diarios (MMbpd), en el
afio 2003 se lleg6 a 3.45 MMbpd. La misma cifra diaria se repiti6 en el afilo 2004, sin
embargo, en términos anuales fue en este Ultimo afio cuando se registré la mayor
produccién anual acumulada, es decir 1,234.85 MMbp®. A partir de este cenit histérico de
la produccion, el comportamiento de la curva de produccion es descendente hasta la
actualidad tal como se aprecia en la Grafica I-3. En resumen, si hay que elegir una etapa
de la historia econémica y petrolera del pais donde hubo mucho desarrollo petrolero, ese
fue el periodo comprendido entre 1982 — 2004.
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Gréfica I-2 Participacion de los ingresos petroleros, ISR e IVA en los ingresos presupuestarios como
porcentaje del PIB nacional 1990 — 2018. Elaboracién propia con datos de la SHCP

Cabe sefalar que durante este Gltimo afio hubo un aumento en los precios del petréleo, lo
anterior permitié una mayor actividad para proyectos de exploracion por parte de Pemex.
Finalmente, debido al aumento de los ingresos petroleros, se aumentaron las reservas del
Banco de México las cuales llegaron a 90,000 millones de délares en 2008°%.

1.2.5. Liberalizacion de la Economia Nacional (2005 - 2012):
Cronica de una declinacion anunciada

Gracias a la expansién de la economia norteamericana y al aumento de los precios del
petroleo, México logré crecer 3.9 % en promedio desde la segunda mitad del sexenio de
Vicente Fox y hasta el 2008.

50 (CNH, 2022)
51 (Soto, Salas, & Velazquez, 2010)
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El aumento del precio del barril es notorio en los ingresos fiscales, tal como lo muestra la
Gréfica I-3 en el afio 2008, cuando los ingresos petroleros llegaron a alcanzar casi el 45%
de la patrticipacién del ingreso presupuestario del sector publico. La renta petrolera fue
asimilada para el financiamiento en el gasto de cuenta corriente del sector publico, del
mismo modo, las obligaciones del servicio de la deuda. En consecuencia, después de 30
afios de la crisis de finales de la década de 1970, las finanzas volvieron a depender
fundamentalmente del petréleo®2.

En general, los esfuerzos por revertir la tendencia de la disminucién de la produccién no
obtuvieron el éxito esperado. Tal es el caso del Campo Akal, uno de los mas importantes
del Complejo Cantarell que en el afio 2005 habia iniciado su declinacion mediante técnicas
de recuperacion de reservas. Definitivamente la declinacion Cantarell afect6 la plataforma
de produccion petrolera nacional tal como se aprecia en la Gréfica I-3. 53

En el 2008 se implement6 una reforma petrolera dénde Pemex obtuvo ciertos beneficios
como mayor flexibilidad y recursos. Esta reforma pretendia involucrar la inversion privada
con la finalidad de desarrollar proyectos de exploracién y extraccion de hidrocarburos en
regiones ubicadas en aguas profundas. De igual manera, aliviar la carga financiera de
Pemex y asi tener mas recursos para la inversion®*. Paralelamente se cre6 la Comisién
Nacional de Hidrocarburos (CNH) mientras que la Secretaria de Energia tuvo una revision
de atribuciones®.

La declinacion de la produccion era algo que se vislumbraba pese a la inversién y
estrategias nacionales instrumentadas. Como resultado, se comenzaron a formular
propuestas para reformar las leyes que regulan la industria, este proceso culminé con la
Reforma Energética del afio 2013.

1.2.6. Liberalizacion de la Economia Nacional (2013 — 2019):
Apertura del sector y Reforma energética

Este periodo de la historia reciente de la industria inicia con la publicacion del a Reforma
Energética en el afio 2013, consecuentemente, se expide también la Ley de Hidrocarburos
y se convierte a Pemex en una Empresa Productiva del Estado. Gracias a la reforma se
permitié que el Estado mexicano pueda celebrar contratos de exploracién y produccion con
empresas privadas. Dichos contratos pueden consistir en participacion de ganancias,
participacion de la produccion y contratos de licencias. La CNH se convirtié en la entidad
encargada de regular el mercado de la industria de exploracién y produccién. °¢. En igual
manera, la Reforma asent6 la siguiente division del Estado mexicano en materia de
hidrocarburos:

o Estado Propietario

Representado por la Secretaria de Energia (SENER) y la Secretaria de Hacienda y
Crédito Publico (SHCP)

52 (Colmenares, 2008)

53 (Romo, 2015)

54 (Soto, Salas, & Velazquez, 2010)
55 (Romo, 2015)

56 (Huizar, 2015)
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o Estado Regulador

Representado por la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), la Comision
Reguladora de Energia (CRE), la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de
Proteccion al Medio Ambiente del Sector Hidrocarburos (ASEA).

o Estado Operador

Centro Nacional de Control de Gas Natural (CENAGAS), Centro Nacional de Control
de Energia (CENACE)

o Compafiias Operadoras
Pemex como Empresa Productiva del Estado

Es durante este periodo cuando se firmé un contrato para realizar actividades petroleras en
zona de aguas profundas del Golfo de México. esta vez, la licitacion tuvo como ganador a
la empresa australiana BHP Billiton. El contrato tiene la particularidad de tratarse de una
Licencia que consiste en una asociacion estratégica de Farm — Out. Oficialmente, lleva por
nombre “Contrato para la Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos bajo la Modalidad de
Licencia” (Contrato). Este ultimo acercamiento entre el Estado representado por la CNH y
una asociacion estratégica conformada por una empresa privada y una Empresa Productiva
del Estado®’ es el caso de estudio de este presente trabajo: Trion.

No obstante, en el afio 2015 los ingresos petroleros cayeron por debajo de los ingresos por
concepto de ISR, tendencia que no se habia registrado desde el afilo 2001. Del mismo
modo, de acuerdo con la Grafica I-2, el sector disminuy6 su participacion en los ingresos
presupuestarios al nivel del IVA, suceso que no se habia registrado desde 1990. Es posible
que esto se deba a que los primeros afios de la reforma han sido utilizados para procesos
de licitacién y adjudicacion de contratos.

Finalmente, a manera de resumen, en la Gréfica I-3 se aprecia el histérico de la produccién
anual en millones de barriles de petréleo (MMbp). Se aprecia que la produccién tuvo un
incremento brusco a partir de 1972. Lo anterior se explica debido a que en este periodo
México se catapulté como uno de los principales propietarios de reservas de crudo a nivel
mundial. La tendencia se vio favorecida por el descubrimiento de las pletoricas reservas
gue proporcion6 el complejo Cantarell. Si la produccién promedio diaria en términos de
barriles de crudo para 1970 era de 429 mil barriles diarios, para 1982 la produccion se
incrementd a mas de 2 millones y medio (2,746,400 barriles diarios).

57 (Tacuba & Chavez, 2018).
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Produccion de petréleo anualizada 1938-2019

1400 —
—¥— La expropiacion petrolera
1200
o —— Consolidacion de la industria 'y
s 1000 primeros proyectos marinos
© —l— El mega yacimiento en los tiempos >
3 800 de crisis
= —@— Grandes desarrollos y cima de la
8 600 produccidn historica
R —&— Cronica de una declinacién
$ 400 anunciada
c
9
= 200
=
0
F ST TS LTS EFFS TSI
NN N N NN NNV Y NN NN NN YN NN NN

Grafica I-3 Elaborado con datos del Tablero de Produccion de Petréleo y Gas de la CNH (1960-2019) e
informacion del Colegio de México de Angel De la Vega Navarro (1938-1959). A partir del 2015 se considera
la produccioén con los socios de Pemex

Durante el periodo econémico conocido como “Expansién Insostenible”, en tan solo 12 afos
el incremento de la produccién fue de 2,317,397 barriles diarios. Ademas de las reservas
del complejo Cantarell, otros campos como Samaria, Cunduacan, Oxiacaque, Sitio Grande
e Iride tuvieron relevancia en cuanto a la aportacion de los volimenes de produccion. Tan
solo el campo Akal, cuya produccién comenzo6 en 1980 constituy6 el 30% de la produccién
nacional de crudo. Del mismo modo, la tasa de incremento de la produccién durante los
seis afios de 1977 a 1982 fue de 19% anual. Se incorporaron los campos Nochoch, Pol, Ku
y Abaktan. De 1982 a 1986 se aprecia un descenso en la curva de la producciéon de cerca
del 2% anual. Consecuentemente, para 1996 la produccién procedia principalmente de seis
campos grandes: Nochoch, Abkatin, Ku, Caan, Chuc y Pol®,

La implementacion del PEEMOC signific una productividad historica la cual no se repetiria.
Como se puede observar en la grafica, dicha productividad descendié en los afios
posteriores a la etapa de los Grandes Desarrollos y cima de la Produccién Histérica. A partir
de este cenit histérico de la produccién, el comportamiento de la curva es descendente
hasta la actualidad. Esta disminucion de la produccion, junto con problemas estructurales
del sector de hidrocarburos mexicano tales como la falta de tecnologia condujeron a la
promulgacién de la Reforma Energética en el afio 2013.

I.3. La Empresa Productiva del Estado

1.3.1. La conformacioén del actor estatal

El actor estatal tuvo sus inicios con la entonces Petromex, creacion de la administracion de
Abelardo L. Rodriguez (1932 — 1934). Esta entidad tenia como objetivo tratar de satisfacer
el creciente consumo interno que ascendia a 2.7 millones de metros cubicos de crudo en el

58 (Hernandez D. , 2017)
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afno 1936, lo equivalente a casi 17 millones de barriles. No obstante, en 1938 apenas
contribuia con menos del 5% de la produccion de crudo mexicano.

Después de la estatizacion, Petromex quedd a cargo de los activos que pertenecian a las
empresas expropiadas, del mismo modo, del escaso capital humano capacitado y las
inversiones del sector. La industria nacionalizada solo podia ser operada por el Sindicato
de Trabajadores Petroleros de la Republica Mexicana (STRPM). Respecto a este tema, el
20 de marzo de 1938 se dio un proceso de negociacion entre el Sindicato, las secretarias
de Hacienda, de Economia y el Consejo Directivo del Petréleo donde se conformd la
paraestatal encargada de la industria de los hidrocarburos

La Ley Reglamentario del Articulo 27 constitucional expedida por el presidente Lazaro
Cérdenas no prohibia la participacion entre el Estado y la iniciativa privada. Al contrario, el
Estado podia celebrar contratos cuyas prestaciones fueran en efectivo o porcentajes de la
produccién, del mismo modo, otorgar concesiones para construccion tanto de refinerias
como de oleoductos. Posteriormente, durante el gobierno del presidente Manuel Avila
Camacho se definié algo similar a la reforma energética del afio 2008, es decir, que la
nacién podia llevar a cabo contratos para proyectos de exploracion y extraccion de
hidrocarburos. Consecuentemente, los gobiernos de Miguel Aleman y Ruiz Cortines se
caracterizaron por tener una politica petrolera bajo el mando de Antonio J. Bermudez (1947
— 1958). En este periodo se reformd nuevamente la Ley Reglamentaria del Articulo 27,
donde se impidi6 que Pemex celebrara contratos de explotacion, también se eliminé el
régimen de concesiones y las asociaciones. Se ratificé que la industria petroquimica basica
estuviera exclusivamente reservada para los mexicanos®.

Para 1972 se descubrieron dos yacimientos importantes: Sitio Grande y Cactus. Estos
pozos tuvieron un nivel de produccién 20 veces mayor a la media nacional. Para el afio
1974 Pemex habia alcanzado la produccion que se tenia antes de la expropiacion petrolera.
Durante el gobierno del presidente Lépez Portillo, se manejo el crecimiento de Pemex
median créditos externos, esto ocasion6 que la deuda externa estatal adquirida por Pemex
aumentara de 10 a 30% durante la década de 1970. Posteriormente, durante la década de
1980, ocurrié un programa de desincorporacion de empresas publicas y apertura de la
economia en general®®. Al unisono de las privatizaciones de las empresas estatales durante
este periodo, el pais decidi6 dejar intacta la propiedad del Estado sobre la compafiia
petrolera. Lo anterior a pesar de que México llevd a cabo el segundo programa de
privatizaciones mas grande de América Latina, solo superado por Brasil®..

Durante el gobierno del presidente Carlos Salinas, la petrolera se dividi6 en cuatro
organismos descentralizados con caracter individual y patrimonio propio. Cada uno de
acuerdo con los segmentos en los que se dividia la industria de hidrocarburos:

Exploracion y Produccién
Refinacion

Gas y Petroquimica Basica
Petroquimica®?

Respecto a la crisis financiera de 1994, momento en que México estaba muy vulnerable a
la presion externa, actores como el gobierno de Estados Unidos (EE. UU) y el Fondo

59 (CNH, 2012)

60 (Cardenas Gracia, 2009)
61 (Huizar, 2015)

62 (CNH, 2012)
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Monetario Internacional (FMI) presionaron al gobierno mexicano para la privatizacion de la
paraestatal como parte del acuerdo de condicionalidad. Esto no ocurrid, inclusive, durante
el sexenio del presidente Felipe Calderén, Pemex contribuyd con alrededor de la tercera
parte del total de los ingresos del sector publico®®. Para ilustrar la participacion de Pemex
en las finanzas publicas, en la siguiente grafica se puede observar la aportacion de la
petrolera mexicana a los ingresos presupuestarios del sector publico.

Ingresos presupuestarios del Sector Publico 1990-2018
(Pemex)

== % Pemex

30% —0—% ISR
% IVA

Porcentaje de los ingresos

Grafica I-4 Aportacion de Pemex a los ingresos presupuestarios con datos de la SHCP

La diferencia entre las aportaciones del IVA con respecto a las contribuciones de Pemex
son en promedio un 4% anual desde 1990 hasta el afio 2018. Pemex aporta poco mas una
décima parte de los ingresos registrados durante este periodo, es decir un 11%, en
concreto, lo que contribuye Pemex se acerca a las aportaciones de impuestos tales como
el ISR y en menor medida al IVA. Aunque estas aportaciones puedan parecer poco
significativas, se trata del aprovechamiento de los recursos de una sola empresa.

Lo anterior se vuelve relevante, cuando México durante el afio 2018 se desempefié como
la quinta economia a nivel internacional en términos del PIB, de acuerdo con el Banco
Mundial. Se podria argumentar que los ingresos petroleros de la Gréfica I-2 son los mismos
que los ingresos presupuestarios que aporta Pemex en la Grafica I-4, sin embargo, las
aportaciones petroleras superan a las de Pemex. Esto se explica a que, por un lado, los
ingresos presupuestarios que Pemex aporta son sus impuestos, pagos de derechos entre
otros conceptos. Mientras que, por el otro, posee sus propias utilidades producto de las
diferentes actividades productivas en las que participa. Al unisono de lo anterior, las
utilidades que Pemex ha generado por el petroleo son destinadas tanto para sus ingresos
como para los del Estado.

En otro orden de ideas, en la Tabla I-1, se muestran los grandes proyectos de la entonces
paraestatal en los ultimos afos.

63 (Huerta, 2014)
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Tabla I-1 Principales proyectos de Pemex 1997-2013 en millones de ddlares (MMUSD). Donde PEP es
Pemex Exploracion y Produccién y RP Pemex Refinacion

... Proyecto Aﬁ_o _de Actmuladc
Subsidiaria inicio MMUSD
PEP Cantarell 1997 $29,669
PEP Programa Estratégico de Gas 2001 $16,285
PEP Ku-Maloob-Zaap 2002 $13,262
PEP Burgos 1997 $13,212
PR Complejo Antonio J. 2002 $5,157
Bermudez
PEP Minatitlan 1998 $2,901
PEP Jujo-Tecominoacan 2002 $2,249
PEP Integral Chuc 1998 $2,064
PEP Delta del Grijalva 2002 $1,999
PRP Bellota-Chinchorro 2002 $1,737
PR Cadereyta 1997 $1,682
PEP Integral Ama-Prof-Tzap-Vin 2002 $1,675
PEP Aceite Terciario del 2006 $1,525
PEP Integral Arenque 2002 $1,433
PEP Integral Caan 2002 $1,316
PEP Integral El G_olpe-Puerto 2002 $1,289
Ceiba

Estos grandes proyectos se planificaron, ejecutaron y controlaron en un contexto donde
Pemex llegé a posicionarse en el octavo lugar de entre los diez primeros productores de
petréleo mas importantes del mundo. La lista llega de proyectos llega hasta 2013, afio en
que se publica la reforma energética.

De particular relevancia, es el proyecto Ku-Maloob-Zaap que ha alcanzado niveles de
produccién de mas de 800 mil barriles por dia, incluso mayor que el de Cantarell, de igual
modo, proyectos como Ogarrio y Litoral Tabasco han contribuido a compensar la tendencia
negativa de la produccién.

El desarrollo de proyectos depende en esencia de la tecnologia, para ser precisos, en
aquellos campos maduros situados en regiones de aguas profundas. De entre estos
campos, se destaca Trién, donde el pozo Trion 1 es el primero en encontrar crudo en esas
profundidades.

1.3.2. Retos y Capacidades

A continuacién, se presenta una comparacion entre Pemex y otras dos petroleras estatales,
a saber: Petréleos de Venezuela S.A (Pdvsa) y Petroleo Brasileiro (Petrobras). Por un lado,
cuando se comparan con Pemex (Tabla 1-2), se aprecia que desde el 2002 al 2012 las tres
han registrado caidas en la produccién. Como resultado de esta tendencia, la entonces
paraestatal mexicana fue la segunda menos productiva, aunque Pdvsa present6 mayor
declinacion. En el caso de México, se explica por el agotamiento de Cantarell, falta de
inversion en nuevos campos y de acuerdos de transferencia de tecnologia. En igual forma,
la productividad laboral de la petrolera mexicana y su sindicato.
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Tabla I-2. Indicadores de desempefio operativo y financiero

Petrobras

2002 2012 2002 2012

Indicador 2002

2012

Produccion por
empleado (barriles/dia)

74.6 26.1 26.1 19.3 31.8 25.7

Deuda financiera/activo
(%)
Ganancia (pérdida)
neta/ingreso (%)

15 18.3 32.6 38.9 27.4 28.9

6.1 3.4 -5 0.2 10.2 7.6

En el caso del cociente entre la deuda y el activo el mayor valor se lo llevé Pemex. Lo
anterior es causa de la alta participacion fiscal en sus beneficios, por lo cual, presenta una
incapacidad para recurrir a fondos propios para financiar sus inversiones®4. Por otro lado,
la gestién de activos y pasivos de Petrobras se enfocan en incrementar reservas de petroleo
y gas mediante inversiones y endeudamiento. Esta gestion incrementa el patrimonio
tangible e intangible de Petrobras, gracias a esto, su produccion de petréleo es la que menor
ha decaido de las tres petroleras®.

Finalmente, en los resultados netos como porcentaje del ingreso, Petrobras es el que
muestra mayor valor, en contraste con Pemex que presenta el mas bajo. Esta situacién es
el resultado de la alta carga fiscal sobre las ganancias de Pemex. Al menos el sesenta por
ciento de sus ingresos son destinados al pago de impuestos y obligaciones®®. Por otro lado,
en el caso de Petrobras, el régimen fiscal es relativamente menos estricta. Por un lado, el
Impuesto Sobre la Renta es sobre el veinticinco por ciento de los ingresos, mientras que la
Contribucién Social es del nueve por ciento, en suma, treinta y cuatro por ciento®’.

Para ayudar a mejorar el desempefio de Pemex, se hizo la Reforma Energética del afio
2013. El argumento era que, con dicho movimiento legislativo, se podria hacer frente a la
falta de tecnologia y aumentar la competitividad del sector de hidrocarburos en México®,
En consecuencia, Pemex se convirti6 en una Empresa Productiva del Estado (EPE) que
podia asociarse con otras petroleras y de este modo maximizar utilidades. La petrolera
mexicana se dividid en cuatro empresas de las cuales Pemex Exploracién y Produccion es
la protagonista del presente trabajo. En concreto, ésta empresa subsidiaria de Pemex tiene
bajo su cargo la exploracién y extraccion del petréleo, asi como de los hidrocarburos en
general®.

En el apartado 111.3.2 de este trabajo se detallara las actividades petroleras que habia
avanzado Pemex en el Campo Trién, antes de que se llevara a cabo la licitacion para
encontrar un socio estratégico para la petrolera mexicana.

64 (Hernandez & Leidenz, 2014)

65 (Huerta, 2014)

66 (Hernandez & Leidenz, 2014)

67 (Huerta, 2014)

68 (Huizar, 2015)

% (Pemex, Estatutos de Gobierno, 2019)
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I.4. El Socio Operador

Tal como se mencion6 en el apartado anterior, el otro actor que interviene en el Proyecto
Trién es la compafia BHP Billiton. Esta empresa nacié de la union de dos compafias
mineras, BHP y Billiton que fueron fundadas a mediados del siglo XIX. Es importante aclarar
que la compaifiia se dedica a las actividades econémicas de toda clase de minerales: hierro,
cobre, petréleo, gas, diamantes, plata, plomo, zinc entre otros.

Hacia 1963, la todavia independiente compafiia BHP colabora con Esso en estudios de
exploracion de crudo en el Estrecho de Bass, en aguas australianas. Este hecho destaca
porque impidié que dicho pais sufriera los estragos de la crisis mundial del petréleo entre
1973 y 1974 propinado por la OPEP. Formalmente, BHP y Billiton se fusionan en el afio
2001 como BHP Billiton Group.

A continuacion, se resumen los proyectos petroleros costa afuera que ha desarrollado la
empresa. De acuerdo con la Tabla -3, el socio operador del Farm — Out cuenta con
experiencia en aguas profundas. De esta manera, se garantiza que la asociacion posea la
tecnologia y el capital del cual Pemex no dispone en estos momentos™.

Tabla I-3. Proyectos petroleros de BHP Billiton
Afio Hitos |

Participan en la produccion del campo petrolero Typhoon, en regiones de
2001 aguas profundas del de México.

Comienza a producir el campo de la Angostura en Trinidad y Tobago.
2005 Este proyecto significo la primera vez en que se produce petroleo en la
costa noreste de Trinidad
La compafiia participa en la etapa de produccién de petréleo y gas en el
campo Shenzi, ubicado en aguas profundas del Golfo de México. En este
escenario se desarroll6 la entonces segunda plataforma fija mas profunda
del mundo.
Es operador del proyecto Pirineos, en la zona de alta mar de Australia
2010 Occidental. De acuerdo con la compafiia, fue uno de los proyectos de
mayor dificultad técnica.
Firma un contrato con Pemex, con la finalidad de ser el operador principal
del proyecto Trion. El Contrato es de licencia, la asociacion es un Farm —
Out donde BHP Billiton participa con el 60% mientras que Pemex con el
40%

2009

2017

Como se puede observar en dicha tabla, la tendencia del 2013 hasta la fecha es que Pemex
se encuentra dentro de las 150 empresas mas grandes en términos de ingresos. Este
periodo coincide con la publicacién de la reforma energética, se puede apreciar una
disminucion de las posiciones en cuanto al listado de las empresas mas grandes,
precisamente, por la disminucion de sus ingresos. Igualmente, BHP Billiton presenta una
tendencia a la baja en cuanto a sus ingresos.

Por otro lado, la revista Fortune, dentro de su lista de las 500 empresas mas grandes
medidas por sus ingresos la cataloga para este afio (2019) como la empresa niumero 246
donde a Pemex se le asigno el puesto 95.

70 (Billiton, 2019)
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Tabla I-4 Posiciones de Pemex y BHP Billiton de acuerdo con el listado de la revista Fortune (Fortune, 2019)

BHP Billiton
Listado Ingresos Utilidad Listado Ingresos Utilidad
2013 36 $ 125,195.40 $97.70 115 $7,226.00 $ 15,417.00
2014 36 $125,943.00 -$13,302.00 142 $65,968.00 $10,876.00
2015 47 $119,238.70 -$19,929.40 139 $67,206.00 $13,832.00
2016 98 $ 73,514 -$ 44,904.00 168 $ 52,267.00 $ 1,910.00
2017 152 $ 57,774 -$ 10,256.30 350 $ 30,912.00 -$ 6,385.00
2018 107 $73,850.00 -$14,846.00 296 $ 38,285.00 $ 5,890.00
2019 95 $ 87,403.30 -$9,377.90 246 $ 45,809.00 $ 3,705.00

Pemex es mas rentable en términos de ingresos que su par BHP Billiton. Del 2013 al 2019
percibe ingresos superiores sobre la australiana. Lo anterior se entiende debido a que hasta
antes de la reforma energética, la mayor parte de la cadena productiva del sector en el pais,
era operada por Pemex exclusivamente.

Pemex vs BHP Billiton, Ingresos anuales en millones
de délares (MMUSD)
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Grafica I-5 Ingresos anuales, elaborado con datos de la lista Fortune 500

Por otro lado, en términos de utilidades, BHP Billiton es més rentable. Una explicacion
puede ser la alta carga fiscal y el endeudamiento de la Empresa Productiva del Estado. Es
de resaltar que las dos petroleras presentan utilidades negativas, sin embargo, el déficit
acumulado de Pemex asciende a $112,615 millones de délares, mientras que el de BHP
Billiton es de $6,385 millones correspondientes al periodo 2017, tal como se puede apreciar
en la siguiente grafica.
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Pemex y BHP Billiton utilidades anuales
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Grafica I-6 Utilidades anuales de Pemex y BHP Billiton

I.5. Marco Juridico

A continuacion, se abordara en qué consiste el marco juridico de las actividades de
exploracién y extracciéon de hidrocarburos. Se analizaran las leyes y reglamentos de
acuerdo con una jerarquia institucional. Para finalizar, se abordaran las repercusiones de
este marco juridico al caso de estudio. Por un lado, la relacion existente entre el esquema
de contrato, firmado entre BHP Billiton y Pemex, por el otro, el esquema de asignacion
donde el Gnico actor es Pemex.

1.5.1. Constitucion Politica del os Estados Unidos
Mexicanos

Actualmente, el marco juridico que regula la actividad energética nacional se basa en los
articulos 25, 27 y 28 constitucionales. Las reformas de estas disposiciones se publicaron
en el Diario Oficial de la Federacidn el 20 de diciembre de 2013.

e Articulo 25

Se deja claro en la Constitucién que sera el Estado el encargado del desarrollo Nacional
mediante la intervencion del sector publico. El Estado tiene bajo su cargo de forma
exclusiva las areas estratégicas mediante una figura llamada Empresas Productivas
del Estado, es en este articulo donde se hace mencién por primera vez de esta figura.
En consecuencia, las Empresas Productivas del Estado (EPE’s) dedicadas a la
industria petrolera seran las que lleven a cabo las actividades de planificacién, control
de la exploracién y extracciéon del recurso. Uno de los objetivos de la Reforma fue la
transformacion de la naturaleza y régimen juridico tanto de Petréleos Mexicanos como
de Comision Federal de Electricidad. Lo anterior con la intencion de orientarlas a un
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caracter de empresa privada, con un alcance caracteristico a nivel nacional e
internacional. Llegados a este punto, una EPE posee: Autonomia de toma de
decisiones, de riesgos, personalidad juridica y patrimonio propio. De la misma manera
autonomia técnica, operativa, presupuestal y de gestién.

e Articulo 27

Estipula que la nacién tiene el poder de transmitir el dominio de los recursos ubicados
dentro del territorio nacional a la propiedad privada. El aspecto importante de este
articulo con relacién al caso de estudio es que el Ejecutivo Federal faculta a los
particulares la explotacién, el uso o aprovechamiento de los recursos mediante
concesiones exceptuando las relacionadas tanto con el petréleo como de los
hidrocarburos. Es decir, no se permiten concesiones, en su lugar las actividades seran
llevadas a cabo exclusivamente por la Empresa Productiva del Estado o a través de
asociaciones mediante contratos con particulares.

e Articulo 28

Si bien estipula la prohibicion de los monopolios en cualquier industria, quedan exentas
de esta prohibicién las que el Estado ejerza en las llamadas areas estratégicas. En
efecto, tanto la industria de extraccion de petr6leo como la de hidrocarburos se
consideran areas estratégicas. De acuerdo con el manejo de esta actividad, el Estado
podra ejercerlas con la iniciativa privada o por cuenta propia mediante sus empresas y
organismos. Al mismo tiempo, con relaciébn a las utilidades de los contratos y
asignaciones, se contempla un fideicomiso que las distribuya y administre.

1.5.2. Ley de Petréleos Mexicanos

El objetivo de esta Ley es regular las funciones, el control y rendicién de cuentas de la
Pemex como Empresa Productiva del Estado. De acuerdo con el articulo 6 de esta Ley,
Pemex junto con el Gobierno Federal podra celebrar contratos con personas fisicas o
morales del sector publico o privado para realizar operaciones y servicios. No obstante,
serd el Estado la propietaria de los hidrocarburos del subsuelo. A lo largo de diferentes
articulos, se recalca que, a pesar de celebrar contratos con particulares, la nacién tendra
posesion exclusiva de las reservas del subsuelo.

1.5.3. Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos

La Ley de Ingresos sobre Hidrocarburos (LISH) se encarga de regular el régimen de
ingresos que el Estado recibira gracias a las utilidades de Exploracion y Extraccién tanto
por asignaciones como por contratos. De la misma manera, los aspectos financieros de
estas modalidades.

Por otro lado, establece que los ingresos a favor del Estado provenientes de aquellos
proyectos bajo el esquema de contrato se les denomina contraprestaciones, mientras que
a los ingresos bajo el esquema de asignacion se les denomina pago de derechos. No
obstante, también se manejan como contraprestaciones aquellos pagos a favor del
contratista. Adicional a lo anterior, se estipula que los contratistas y asignatarios deben
pagar sus respectivos impuestos.
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Esta ley detalla ain mas lo establecido en el articulo 28 de la Constitucion, donde los
ingresos que percibe el Estado por contraprestaciones y pago de derechos son recibidos
por un fideicomiso publico: ElI Fondo Mexicano del Petrdleo para la Estabilizacion y el
Desarrollo (FMPED). Este fideicomiso es administrado por el Banco de México (BM) como
Fiduciario y la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico (SHCP) como Fideicomitente.
Respecto a los impuestos, la fiscalizacidén corre a cargo de la SHCP a través del Servicio
de Administracion Tributaria.

1.5.4. Ley de Hidrocarburos

Se trata de la Ley reglamentaria de los articulos 25, 27 y 28 constitucionales. Estipula que
la Secretaria de Energia es la que establece el modelo de contratacion para la exploraciéon
y extraccion correspondiente a una determinada Area Contractual. En consecuencia, los
modelos de contratacion correspondientes a las licitaciones o adjudicaciones que se
celebren podran ser: Contrato de Servicios, Contrato de Utilidad o Produccion Compartida
y finalmente Contrato de Licencia.

Sobra recalcar, que el articulo 23, parrafo 7, estipula que tanto la Ley de Obras Publicas y
Servicios Relacionados con las Mismas, como la Ley de Adquisiciones, Arrendamientos y
Servicios del Sector Publico no son aplicables a los servicios de exploracién y extraccion
gue convengan los contratos.

En resumen, es la herramienta juridica del Estado para regular las actividades relacionadas
a la cadena de suministro de los hidrocarburos, tales como:

e Reconocimiento, exploracion superficial y extraccion de hidrocarburos

e Tratamiento, refinacion, enajenacion, comercializacion, transporte y almacenamiento
del petréleo

e Los procesos relacionados al gas natural, desde el procesamiento, compresion,
licuefaccion hasta el transporte, almacenamiento, distribucién y comercializacion

e Los procesos relacionados a los petroliferos como transporte, distribucion y
comercializacién

e Transporte por ducto y almacenamiento de petroquimicos

Por ultimo, aunque la LH regula los ingresos y los aspectos financieros del mercado de
hidrocarburos, su redaccion tiene como objetivo principal las actividades de exploracién y
extraccion de hidrocarburos. Lo anterior deja al margen ciertas actividades tales como
refinacion y otras que se llevan a cabo en la superficie o subsuelo mexicano. En
consecuencia, se puede afirmar que el modelado de la LH no contemplé el enfoque de
negocios de las grandes petroleras, donde la explotacion integral de la cadena productiva
es una de sus mayores fortalezas.

1.6. Contratos

Para ahondar en el tema, en primer lugar, se precisa la definicion de contrato. De acuerdo
con el Diccionario de la Real Academia de la Lengua Espafiola, el contrato es un documento
que recoge las condiciones de un convenio oral o escrito. Al mismo tiempo, la Enciclopedia
Juridica mexicana propone la siguiente definicion:
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Es un acto juridico bilateral que se constituye por el acuerdo de voluntades de dos 0 més
personas y que produce ciertas consecuencias juridicas (creacion o transmision de
derechos y obligaciones) debido al reconocimiento de una norma de derecho. Sin embargo,
tiene una doble naturaleza pues también presenta el caracter de una norma juridica
individualizada™.

Un acto juridico es un acontecimiento donde interviene la voluntad del hombre, este
acontecimiento, genera consecuencias juridicas. Ejemplos de actos juridicos son el
contrato, el matrimonio y el testamento’?..

Acto Juridico

\4
testamento matrimonio contrato

llustracion I-5 Tipos de actos juridicos.

De lo anterior se puede aclarar que un contrato de exploracion y produccion es un acuerdo
de dos voluntades™. Si la norma juridica estipula que el operador debe acatar las
estipulaciones de un contrato como regalias y bonos, la consecuencia juridica es el
nacimiento de las obligaciones del operador. De acuerdo con lo anterior, en la industria
mexicana de hidrocarburos, existen dos actos juridicos para que una empresa pueda
ejecutar actividades de exploracion y extraccion: la asignacion y el contrato.

. Estado
> Contraprestaciones —p—————————
FMPED
Contratista | e
SHCP
e Impuestos >

llustracion I-6 Esquema general de un Contrato de Exploracion y Produccién de Hidrocarburos. Elaboracién
propia

La LH define que un contrato para exploracién y extraccion de hidrocarburos es un acto
juridico celebrado por el Estado, por el que se conviene la ejecuciéon de dichas actividades.
El Estado mexicano es representado por la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH),
mientras que un contratista puede conformarse por una o varias empresas de la iniciativa
privada como se detall6 en el articulo 27. O bien, por una o varias empresas de la iniciativa
privada en asociacién con una Empresa Productiva del Estado.

Sobra destacar que, para los contratos, la zona donde se lleva a cabo el desarrollo de la
exploracién y extraccion de hidrocarburos se denomina Area Contractual.

1 (Simental, 2009)
72 (Alejandro, 2011)
73 (Lazaro, 1998)
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Al mismo tiempo, en la industria de los hidrocarburos existen diferentes tipos de
asociaciones que conforman un contratista, en concreto los Farm-Out y los Joint Venture.

. Farm — Out

Es un acuerdo contractual entre un propietario que tiene derechos de explorar, perforar
y producir tanto gas como petroleo. Este propietario transfiere todo o parte de estos
derechos a otra persona a cambio de cumplir con una serie de condiciones estipuladas.
Regularmente la transferencia de derechos tiene como condicién que la otra persona
realice actividades en la zona. Para ser mas especificos la perforacion de un pozo a
una determinada profundidad y un periodo de tiempo establecido. La entidad cedente
de una parte o de la totalidad de sus derechos usualmente se reserva para si mismo
ciertas regalias, al mismo tiempo suscribe un acuerdo para combinar los derechos y
deberes de las partes’.

. Joint Venture

Son una forma de cooperacion o colaboracion estratégica donde dos empresas
combinan sus recursos y capacidades en una alianza. Es un contrato asociativo mas
no societario, es decir, las partes se asocian sin absorberse individualmente, donde se
comparte la participacion tanto de las contribuciones como de los riesgos’. Con estas
cooperaciones organizaciones mas pequefias pueden obtener fuente de
financiamiento para incursionar en mercados nuevos. Ademas, las empresas
extranjeras obtienen conocimientos sobre el mercado local tales como canales de
distribucion, suministro de materias primas e instalaciones de produccién local entre
otras’®,

En el siguiente apartado, se mencionan las modalidades de contratos para proyectos
de hidrocarburos de acuerdo con la LISH. Independientemente de los tipos de
contratos, todos estan sujetos al pago del Impuesto Sobre la Renta (ISR) y al Impuesto
por la Actividad de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos (IAEEH).

1.6.1. Contrato de Servicios

De acuerdo con los articulos 21 y 22, seccion tercera, en este tipo de contratos, el
contratista transfiere la produccién al Estado. Al mismo tiempo, la remuneracion del servicio
a favor del contratista es en efectivo y corre a cargo por el FMPED. No obstante, a diferencia
de las otras modalidades de contrato, el contratista no esta sujeto al pago de la cuota
contractual ni al pago de regalias.

74 (Schlumberger, 2019)
75 (Sammut-Bonnici & Channon, 2015)
76 (Romero-Pérez, 2006)
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Contraprestacion (en efectivo) Estado

» Produccion del Hidrocarburo  [¢

\ 4

y 3
v

Contratista | @ —m7—-o1w—— | _________
Impuestos

* Impuesto sobre la Renta (ISR)

* Impuesto por la Actividad de
Exploracion y Extraccion de
Hidrocarburos (IAEEH)

v

A 4

llustracion I-7 Esquema de Contrato de Servicios. Elaboracién propia

1.6.2. Contrato de Utilidad Compartida

Se caracteriza por las siguientes contraprestaciones a favor del Estado mexicano:

¢ Cuota Contractual para la Fase Exploratoria
o Regalias
e Una contraprestacion en funcion de un porcentaje a la Utilidad Operativa

Las contraprestaciones a favor del contratista:

e Larecuperacion de los costos gastos e inversiones de acuerdo con los lineamientos
de la SHCP

¢ Un remanente de la Utilidad Operativa después de cubrir el porcentaje de dicha
utilidad como contraprestacién a favor del Estado

Por dltimo, el Estado recibira mediante el FMPED los ingresos producto de la
comercializacién de la produccion que los contratistas entreguen al comercializador, al
mismo tiempo, pagaré al contratista las contraprestaciones correspondientes.
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Contraprestacion (en efectivo) Estado

"« Cuota Contractual para la.
> fase exploratoria >

* Regalias

* Porcentaje de Ila Utilidad
___Operativa____________|

FMPED

* Recuperaciéon de costos,
gastos e inversiones

* Remanente de la Utlidad [ [T777""7"777
Operativa

a

S

Contratista

Impuestos

« Impuesto sobre la Renta SHCP
(ISR)
* Impuesto por la Actividad de

Exploracion y Extraccion de
Hidrocarhiiros (IAFFH)

\ 4
v

llustracion 1-8 Esquema de Contrato de Utilidad Compartida. Elaboracion propia

1.6.3. Contrato de Produccion Compartida

Los contratos de Produccion Compartida establecen las siguientes contraprestaciones a
favor del Estado mexicano:

¢ Cuota contractual para la fase exploratoria
e Regalias
¢ Una contraprestacion en funcion de un porcentaje a la Utilidad Operativa

Las contraprestaciones a favor del contratista:

e Larecuperacion de los costos gastos e inversiones de acuerdo con los lineamientos
de la SHCP

e Un remanente de la Utilidad Operativa después de cubrir el porcentaje de dicha
utilidad como contraprestacién a favor del Estado

A diferencia de los contratos de Utilidad Compartida, las contraprestaciones al contratista
son en especie, tomando de la produccion de hidrocarburos la cantidad que sea equivalente
al valor de dichas contraprestaciones. Del mismo modo, las contraprestaciones a favor del
Estado son en especie, excepto la Cuota Contractual para la Fase Exploratoria.
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Contraprestacion (en especie) Estado

+ Cuota Contractual para la
fase exploratoria

\ 4

\ 4

* Regalias
* Porcentaje de la Utilidad
——__Operativa_ . _________ |
FMPED
_ * Recuperacion de costos,
Contratista |« gastos e inversiones <
+ Remanente de la Utldad [ |__
Operativa
Impuestos SHCP

_| * Impuesto sobre la Renta (ISR)

“| = Impuesto por la Actividad de
Exploracion y Extraccién de
Hidrocarburos (IAEEH)

v

llustracion 1-9 Esquema de Contrato de Produccién Compartida. Elaboracion propia

1.6.4. Contrato de Licencia

Se caracteriza por tener las siguientes contraprestaciones a favor del Estado:

Un Bono a la Firma

La Cuota Contractual para la Fase Exploratoria

Regalias

Una contraprestacion en funcion de una tasa que se aplica al Valor Contractual de
los Hidrocarburos

Por otro lado, a favor del contratista es la transmisién onerosa de los hidrocarburos una vez
extraidos del subsuelo, siempre y cuando el contratista tenga por cumplido las obligaciones
a favor del Estado. En ese sentido, las contraprestaciones al Estado deben ser transferidas
en efectivo mediante el FMPED y son definidas por la Secretaria de Energia para cada
contrato. Tanto el Bono a la Firma, la Cuota Contractual para la Fase Exploratoria, las
Regalias y Contraprestaciones donde se aplican tasas al Valor Contractual de
Hidrocarburos, seran pagadas en efectivo por el contratista al Estado mexicano, de acuerdo
con el periodo que establezca el contrato’”.

77 (CNH, Sistema de Informacion de Hidrocarburos, 2019)
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Contraprestacion Estado
En efectivo

* Bono alafirma

*+ Cuota Contractual para la
fase exploratoria

* Regalias FMPED

* Porcentaje del valor de los
hidrocarburos

En especie

v

v

Contratista

* Latransmision onerosa de los
hidrocarburos

a

Impuestos

* Impuesto sobre la Renta (ISR)

* Impuesto por la Actividad de > SHCP
Exploraciéon y Extraccion de
Hidrocarburos (IAEEH)

y

v

llustracion I-10 Esquema de un Contrato de Licencia. Elaboracién propia

[.7. Asignhaciones

Es el segundo tipo de acto juridico establecido en la Ley de Hidrocarburos, se define como
aguel acto celebrado entre el Ejecutivo Federal y/o cualquier otra empresa productiva del
Estado con la finalidad de realizar actividades de exploracion y extraccion de Hidrocarburos
en el Area de Asignacién, por una duracion especifica.

Debido a lo anterior, el asignatario no puede ser parte de la iniciativa privada, sino que sera
Petréleos Mexicanos o cualquier otra Empresa Productiva del Estado. En otras palabras, el
gobierno (Ejecutivo Federal) entrega mediante la Secretaria de Energia a una de sus
Empresas Productivas (asignatarios) los derechos de Exploracion y Extraccion de
hidrocarburos. En una superficie y profundidad determinada por la Secretaria de Energia
(SENER) de acuerdo con una duracién especifica. Aunado a lo anterior, la institucion que
brinda apoyo técnico a la Secretaria de Energia es la Comision Nacional de Hidrocarburos
(CNH). De acuerdo con el articulo 7 de la Ley de Hidrocarburos, esta dependencia se
encarga entre otras cosas de la seleccion técnica del Area de Asignacion y de la aprobacion
de los planes de Exploracion y desarrollo para la Extraccion.

Es importante destacar que de acuerdo con el articulo 12 Capitulo Il de esta Ley, una
asignacion puede migrar a un contrato para exploracion y extraccion. En ese caso, la SHCP
establece los lineamientos econdmicos de régimen fiscal aplicable a la nhueva modalidad.
Al mismo tiempo, el articulo 9 de la LISR estipula que estas migraciones deben cumplir la
condicion de que los ingresos al Estado a través del tiempo no sean menores en contrato
gue en asignacion. Por otro lado, de acuerdo con el articulo 8, si el asignatario decide no
continuar con los trabajos, el Area Contractual se devolvera al Estado sin cargo o pago
alguno de indemnizacion. Finalmente, el articulo 9 de esta Ley estipula que las Empresas
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Productivas del Estado pueden subcontratar servicios para las actividades relacionadas con
las asignaciones mediante contratos sujetos a la ley que regule a la Empresa Productiva
del Estado.

Tal como se detallé anteriormente, el régimen fiscal de asignaciones se conforma por una
serie de pago de derechos, que representan ingresos para el Estado mexicano:

e Derecho por la Utilidad Compartida (DUC)
o Derecho de Extraccion de Hidrocarburos (DEXTH)
e Derecho de Exploracion de Hidrocarburos (DEXPH)

Del mismo modo que los contratos, las asignaciones estan sujetas al pago de impuestos
como lo son el Impuesto a las Actividades de Exploracion y Extraccion (IAAEEH), y el
Impuesto Sobre la Renta.

Pago de Derechos (En efectivo) Estado
» Derecho por la Utilidad
Compartida
> . Derecho de Extraccion de [
Hidrocarburos FMPED
 Derecho de Exploracion de
EPE Hidrocarburos | |___
Impuestos
* Impuesto sobre la Renta (ISR) SHCP

—p| * Impuesto por la Actividad de =
Exploracion y Extraccion de
Hidrocarburos (IAEEH)

llustracion I-11 Esquema de una asignacion. Elaboracion propia

|.8. Licitaciones

De acuerdo con el Informe Anual 2018 de la CNH el cual se publica en 2019, durante el
periodo comprendido de 2015 a 2018, se habian constituido 112 contratos, 35 en modalidad
de Produccion Compartida y 77 en modalidad de Licencia. Estas representan solo 2
modalidades de las 4 que estipula la Ley de Hidrocarburos.

Tabla I-5 Tipos de contratos celebrados

Licitacion Produccion Compartida Licencia
Rondas 31 73
Migracion 4 1
Asociaciones 0 3
Suma 35 77
Total 112
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ll. CASO DE ESTUDIO: TRION

En este Capitulo se abordaran las caracteristicas fisicas y contractuales en torno al primer
campo en aguas profundas del pais: Trion. Del mismo modo, los acontecimientos y
antecedentes del Campo y posteriormente, estrategias para obtener la tecnologia
disponible. Se plantean dos escenarios para la evaluacion del Proyecto, una Asignacion
donde Pemex ejecuta por su cuenta este Proyecto y un Contrato donde Pemex participa
junto con una empresa privada externa.

Por consiguiente, las preguntas intrigantes son ¢, Cémo seria el comportamiento del flujo de
efectivo si Pemex ejecutara por si solo un proyecto en aguas profundas como Trion? Al
suponer que en este momento Pemex tiene la tecnologia de aguas profundas
¢Econémicamente cudl es la diferencia de ingresos para el Estado entre la exploracion y
explotacion de Tri6n bajo una asignacion respecto a un contrato? Por consiguiente, se
abordara el régimen fiscal y los elementos de una asignacién y un contrato de licencia
estipulados en la Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos (LISH).

Para finalizar, se tocaréa el tema de la teoria de la ingenieria econdmica y las herramientas
de la planeacion que se utilizan para los proyectos de infraestructura. De este modo, evaluar
econdémicamente el proyecto en sus dos alternativas: La Asignacién y el Contrato de
Licencia.

II.1. ¢ El primer Campo en aguas profundas?

Antes de continuar, conviene subrayar de qué manera se clasifican los volimenes de
hidrocarburos que se encuentran alojados en una determinada regién. De acuerdo con el
Petroleum Resources Management System (un compendio de definiciones elaborado por
una organizacion profesional de Estados Unidos de América denominada Sociedad de
Ingenieros del Petroleo), a los recursos se les denomina Volumen Original de Hidrocarburos
total in situ’.

Volumen Original de
Hidrocarburos Total in situ

A 4

No Descubiertos Descubiertos
4 No Comercial Comercial
Recursos
Prospectivos
\ 4 \
Recursos Reservas
Contingentes

llustracion lI-1 Clasificacion de volimenes de hidrocarburos por la Petroleum Resource Management

78 (CNH, 2018)
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De esta manera, los Recursos Prospectivos son estimaciones de un cierto volumen de
hidrocarburos que aun no ha sido descubierto, pero que se concluye son potencialmente
recuperables mediante la ejecucion de proyectos destinados para este fin. Por otro lado,
los Recursos Contingentes son aquellos recursos de acumulaciones conocidas como
potencialmente recuperables, pero no lo suficientemente maduros para su desarrollo
comercial debido a una 0 mas contingencias. Ejemplo de estas contingencias es que la
recuperacion comercial dependa de tecnologia aun en desarrollo o bien, que aln no existan
mercados viables que garanticen la extraccion de los hidrocarburos.

En cuanto a las reservas, son volimenes de hidrocarburos provenientes de acumulaciones
conocidas que son comercialmente recuperables. Deben ser volumenes calculados a una
fecha dada, recuperables y comerciales’™.. Las reservas se pueden clasificar como:
Reservas 1P, Reservas 2P y Reservas 3P.

Las reservas 1P o reservas probadas, se pueden producir econ6micamente con las
técnicas y conocimientos disponibles al momento de la evaluacién®.. Avanzando en el
tema, las reservas 2P (también denominadas reservas probables) indican gue con métodos
probabilistas existe por lo menos un 50% de probabilidad de que las cantidades reales de
hidrocarburos recuperables igualen o excedan la estimacién de dichas reservas®:. Por
ualtimo, las reservas 3P son la suma de las reservas probadas, probables y posibles. Estas
tltimas hacen referencia a aquellos hidrocarburos que se encuentran en trampas no
perforadas estimadas a una fecha especifica. También se pueden localizar en areas
alejadas de las productoras, en el mismo nivel estratigrafico de las reservas probadas y
dentro de la misma provincia geoldgica productora®?..

En otro orden de ideas, los recursos se pueden clasificar en convencionales y en no
convencionales. Los recursos convencionales se encuentran en yacimientos o yacimientos
convencionales, estos son, aquellos donde las fuerzas de flotabilidad mantienen el
hidrocarburo en la trampa por debajo de un nivel de sello. Es decir, las condiciones fisicas
permiten que el recurso fluya con relativa facilidad hacia el pozo y de este modo la
extraccion de hidrocarburos es sencilla.

Respecto a los recursos no convencionales, son aquellos que se producen con técnicas no
convencionales, es decir, exigen mayor tecnologia y recursos econémicos. Se encuentran
en yacimientos de baja porosidad y permeabilidad, ademas, no necesitan de una trampa
para su acumulacién debido a que los hidrocarburos se alojan en una roca madre.

Otra caracteristica distintiva es que para producirlo se necesita la estimulacion artificial, tal
como la fracturacion de la roca. En este caso, para la extraccién de hidrocarburos el nivel
de dificultad aumenta en contraste con los recursos convencionales®.

1.1.1. Ubicacion

En nuestro pais, los recursos energéticos se agrupan en provincias de aceite y gas. Aunque
de acuerdo con el Sistema de Informacién de Hidrocarburos (SIH) perteneciente al Centro
Nacional de Informacion de Hidrocarburos (CNIH) de la Comision Nacional de

79 (CNH, 2012)

8 (SENER, 2015)

81 (CNH, 2012)

82 (SENER, 2015)

83 (Cabanillas, y otros, 2015)
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Hidrocarburos existen doce provincias petroleras®, los recursos prospectivos se ubican en
ocho. En la llustracion 1l-2 se muestra la ubicacion geografica de las ocho provincias
principales. En estas areas se almacena el 100% de las reservas de barriles de petréleo
crudo equivalente (bpce) en recursos prospectivos que incluyen recursos convencionales y
no convencionales®. Esta cifra toma en cuenta el gas seco, que para fines de célculo de
las reservas se expresa en una unidad de mediciébn denominada barriles de petréleo crudo
equivalente. Dicho de otra manera, se trata de un volumen de gas que equivale a la misma
cantidad de energia obtenida del crudo®®.

1) Sureste
[ 1) Tampico Misantla

[C]1m)Burgos

[C11v) veracruz N
[ V) Sabinas A
[l V1) Golfo de México Profundo

[[]vn) Plataforma de Yucatan
[] Vi) Cinturén Plegado de Chiapas

llustracion 1I-2 Principales Provincias Petroleras. Elaboracién propia con informacion del Sistema de
Informacion de Hidrocarburos

En efecto, el barril de petréleo crudo equivalente es Util para comparar cantidades de gas
natural en unidades de petréleo crudo. En la Tabla II-1 se muestran las respectivas reservas
en miles de millones de barriles de petréleo crudo equivalente (MMMbpce). Como se puede
observar, la Provincia con mas recursos prospectivos es el Golfo de México Profundo®’.

84 (Instituto Mexicano del Petréleo, 2015)

85 (CNH, Sistema de Informacion de Hidrocarburos, 2019)
8 (SENER, 2015)

87 (CNH, Sistema de Informacion de Hidrocarburos, 2019)
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Tabla II-1 Provincias petroleras y sus recursos prospectivos en miles de millones de petréleo crudo
equivalente (MMMbpce). Fuente: Sistema de Informacion de Hidrocarburos, Agosto del 2019

.. Recursos prospectivos
Provincia Petrolera P P

MMMbpce

Sureste 14.5

Plataforma de Yucatan 1.8

Tampico Misantla 41.3

Burgos 14.0

Veracruz 2.0

Sabinas-Burro Picachos 14.3

de México Profundo 23.9

Cinturon Plegado de 1.2
Chiapas

Total 113

Mientras tanto, en la provincia del Golfo de México Profundo se encuentran algunas
cuencas geoldgicas o parte de ellas, algunas son: Cordilleras Mexicanas, Planicie Abisal
del Golfo de México, una gran porcioén de Salina del Istmo, Cinturén Plegado Perdido, Salina
del Bravo, entre otras®. A las cuencas también se les denomina subprovincias petroleras o
provincias geoldgicas®.

EE.UU A

Harlingen

irez —_/ 38 km“

Matamoros

Trién h 4
3 179 km ‘Q
Mexico
Golfo
de
Meéxico
0 20 km
D Blogue Trion @

: Campo Trion

== Frontera Marina

llustracion 1I-3 Localizacion del Campo Tridn. Elaboracion propia con datos del del Mapa de la Industria de
Hidrocarburos de la CNH

88 (CNH, 2019)
8 (CNH, 2015)
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El area que ocupa el proyecto Tridn se localiza en la parte septentrional tanto de las cuencas
Salina del Bravo como de Cinturén Plegado Perdido. Sin embargo, es en esta ultima donde
se delimita la mayoria de su superficie®.

La superficie de Trién abarca 1,285.203 km?, °* como referencia se encuentra a 179 km
frente al litoral de las costas del estado de Tamaulipas y 38 km de la frontera sur con
Estados Unidos®2. De la misma manera, posee tirantes de agua que varian de 500 a 3,600
m. El proyecto esta planificado para producir aceite ligero y gas asociado que se encuentra
almacenado en arenisca de gran fino a medio y carbonatos. Adicionalmente, se estiman
reservas 3P de un volumen de 485.40 MMbpce (millones de barriles de petréleo crudo
equivalente), mientras que de recursos prospectivos 1,045.00 MMbpce, es decir, un 4.4%
de los recursos prospectivos de la provincia del Golfo de México Profundo®..

11.1.2. Evoluciéon contractual

Conviene subrayar que, en un principio, el proyecto se encontraba legalmente bajo la
modalidad del acto juridico de asignacién. Lo anterior ocurrié cuando gracias a la asistencia
técnica de la CNH, la Secretaria de Energia (SENER) otorg6b a Pemex una cartera de
proyectos tanto en areas de extraccion como de exploracion®.. A esto se le denomind
Ronda Cero y la resolucion consistié en asignar un area cercana a 90, 000 km?.

Burgos y
Sabinas

: as

Aguas profundas
No convencionales

Cinturén Plegado
Perdido

1‘, Faja de Oro-

Ebano-
Chicontepec
Aguas
profundas Hany
Holok

Aceites extra-
pesados

Aguas pomeras

;}ni\oforgadu a Pemex -/?{ :

llustracion 11-4 Bloques asignados a Pemex en Ronda Cero. Fuente: SENER, Ronda Cero

T T

Como resultado de lo anterior a Pemex se le otorgaron veinte titulos de asignacion en el
Area Perdido, dos de esos titulos consistian en la exploracion y extraccion de Trion. Vale la

% (CNH, 2019)
91 (CNH, 2018)
92 (Pemex, 2016)
9 (CNH, 2018)
% (SENER, 2015)
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penar mencionar que los titulos oficiales eran “Titulo de Asignacion para realizar
Actividades de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos. Asignacion AE — 0092 — Cinturdn
Subsalino 10” y “Titulo de Asignacién para realizar Actividades de Exploracion y Extraccion
de Hidrocarburos. Asignacion AE — 0093 — Cinturén Subsalino 11”. Estas Asignaciones
fueron adjudicados y notificadas el dia 27 de agosto de 2014.

No obstante, los andlisis econdmicos realizados indicaron que el desarrollo del proyecto
bajo un régimen de asignacién no era viable®.

Tabla II-2 Coordenadas de los vértices de las Asignaciones, cuando el proyecto migré a una asociacion, se
conservo el poligono de la localizacién. Fuente (CNH, Opinién Técnica, 2016)

Asignacion Vértice Latitud Latitud
Norte Oeste
1 25°51°00" 95°40°00"
AE-0092 2 25°51°00" 95°20°00"
3 25°45°00" 95°20°00"
4 25°45°00" 95°40°00"
1 25°45°00" 95°40°00"
AE-0093 2 25°45°00" 95°20°00"
3 25°30°00" 95°20°00"
4 25°30°00" 95°40°00"

Por consiguiente, durante el proceso de Ronda Cero Pemex presentdé un prondstico de
produccién para explotar dicho campo bajo estas Asignaciones. En este prondstico, la
Empresa Productiva deja claro que para desarrollar el Campo es necesario complementar
sus capacidades tecnoldgicas, financieras y de mejores practicas mediante la asociacion
con un operador. Este Ultimo debera contar con capacidad y experiencia comprobables.
Debido a lo anterior, las asignaciones migraron a un contrato de asociacion®.

Por tales motivos, se prepard una nueva licitacién con el objetivo de seleccionar un socio
para la Empresa Productiva. El modelo de contratacion propuesto por la SENER para el
Area Contractual fue de un Contrato de Licencia. Esta propuesta se avald previamente con
las consideraciones tanto de la SHCP como de la CNH. Precisamente, las condiciones
econdmicas relativas a los términos fiscales y las variables de adjudicacion para la Licitacion
fueron remitidas por la SHCP a la Subsecretaria de Hidrocarburos de la SENER.

En consecuencia, la solicitud de la migracién resulté favorable y solo faltaba encontrar a la
empresa con la que Pemex se tenia que asociar para explotar Trién. Para tal fin, se convocé
a una licitacién internacional (Licitacion CNH-A1-TRION/2016). Se puntualizaron los
lineamientos técnicos que involucran la evaluacion de experiencia, capacidades técnicas y
solvencia financiera por parte de la empresa interesada. Las empresas que compitieron
para ser Socio Operador debian poseer experiencia en por lo menos un proyecto de aguas
profundas. En igual forma con capital contable de al menos 5,000 millones de dolares o
bien, activos totales de al menos 25,000 millones de délares. Finalmente, tener una
calificacion crediticia de grado de inversion, esta puede ser calificada por Fitch Ratings,
Moody’s Investor Service, Standard & Poors, Rating Services o HR Ratings. Hay que
recordar que estas calificadoras son empresas dedicadas a evaluar los bonos y otros

95 (Subsecretaria de Hidrocarburos, 2019)
% (CNH, 2016)
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valores emitidos por empresas y gobiernos para determinar la probabilidad de que los
emisores reembolsen la deuda o puedan recuperar las pérdidas en caso de incumplimiento
de pago. Del mismo modo, también evalGan a las empresas y los gobiernos en términos de
su solvencia y eventualmente brindan una calificaciébn Unica que comunica el riesgo
asociado con esa compra de valores. Finalmente, las calificaciones son emitidas tanto por
estas mismas entidades como por los gobiernos nacionales de todo el mundo®’.

Para encontrar al Socio Operador de Trién, varias fueron las empresas que solicitaron el
acceso a la informacién del cuarto de datos. Esto es, acceder al repositorio de informacién
relacionado con el Area Contractual, donde el costo de la etapa de acceso a la informacion
del Cuarto de Datos fue de MXN 1,600,000.00 es decir, un milldon seiscientos mil pesos
mexicanos para cada una de las empresas.

Posteriormente, durante la etapa de precalificacion de la licitacion, los interesados que
cumplieron los requisitos anteriores obtuvieron la Constancia de Precalificacion. De forma
eventual, las empresas interesadas debian definir su forma de participacion ya sea como
licitante Individual o licitante agrupado. Al finalizar este filtro, la lista definitiva de licitantes
gue participaron en el acto de presentacion y apertura de propuestas se redujo a las
siguientes empresas:

1) BHP Billiton Petréleo Operaciones de México, S. de R.L. de C.V.
2) BP Exploration Mexico, S.A. de C.V.

Estos interesados participaron para ser acreedores del titulo del Socio Operador durante la
fase final de presentacion, esto es en la apertura de propuestas de la Licitacion CNHA1-
TRION/2016 durante diciembre de 2016. Finalmente, el Organo de Gobierno de la CNH
emitio el Fallo de la Licitacion al adjudicar el Contrato a BHP Billiton Petréleo Operaciones
de México, S. de R.L. de C.V . Consecuentemente, se declaré la adjudicacién del Contrato
y posteriormente la suscripcion de este que tuvo lugar en marzo de 2017%. De esta manera,
Pemex se convirtié en un Socio Financiero mientras que BHP Billiton se convirtié en el Socio
Operador con un porcentaje de participacion de 40% y 60% respectivamente®.

Cabe destacar que BHP Billiton oferté un monto de pago en efectivo por la cantidad de
624.00 MM USD seiscientos veinticuatro millones de dolares. De igual forma, el valor de la
Regalia adicional que ascendio al 4% del valor de los hidrocarburos que se contempla que
el proyecto produzca. Por su parte, la inglesa BP Exploration ofertd6 un monto de pago en
efectivo por la cantidad de 605.99 MM USD, es decir seiscientos cinco millones novecientos
noventa y nueve mil novecientos noventa y nueve ddlares con un valor minimo de la Regalia
adicional que fue del 3%.

11.1.3. Los recursos descubiertos

Los recursos en el Campo se descubrieron en 2012, con la perforacién del pozo Trién — 1.
Este dltimo aporté dos yacimientos de aceite y estimul6 un volumen original de 1,734
MMbpce. Sin embargo, jamas se llevo a cabo ningun desarrollo o produccion por parte de
Pemex sobre lo que fueron las Asignaciones AE-0092 y AE-0093. Sin embargo, para
preparar el proceso de migracion, Pemex elaboré un informe sobre las actividades de

97 (Hemraj, 2015)
98 (CNH, 2018)
99 (CNH, 2019)

51 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién | CASO DE ESTUDIO: TRION

exploracion realizadas en el Campo desde el afio 2013, . En dicho informe se registr6
que los pozos previamente instalados encontraron muestras de aceite de entre 29° a 36° y
21° a 25° API. En el mismo orden de ideas, al primero de enero de 2016, el volumen original
contemplaba 1,034 MMb (millones de barriles) con un factor esperado de recuperaciéon
primaria de 22%. De acuerdo con lo anterior, en realidad la cantidad ascendia a 225 MMb
y 20 MMMpc (miles de millones de pies clibicos), es decir reservas 3P (Reservas probadas,
probables y posibles) de 267 MMbpce. Posteriormente, en un escenario de la produccion
en Trion proyectado por Pemex se consideré un volumen de hidrocarburos producido
mediante una alianza con otra empresa a través de un Contrato. Este escenario se le
denomind Escenario de Desarrollo Incremental y tuvo como finalidad formar parte de la
solicitud para migrar las Asignaciones de Trion AE-0092 y AE-0093 a un Contrato de
Exploracion y Produccion. La Grafica 1I-1 muestra los volimenes estimados de este
escenario de produccion.

Evolucion de las Reservas en el Campo

600
482.40 483.72
500
400
S 304.60
S 300 280.38 267.45
E
200
100
00 00 00 0 0 0 0
0
2013 2014 2015 2016 2017
Ano

PROBADAS PROBABLES POSIBLES

Gréfica lI-1 Evolucion de las Reservas, elaborado con informacion del CNIH

En esta gréafica también se puede apreciar la evolucion de las reservas de hidrocarburos en
el Area Contractual. De acuerdo con datos del Centro Nacional de Informacion de
Hidrocarburos (CNIH) para el 2017 las reservas ascendian a 483.71 MMbpce. En contraste,
la Ficha Técnica de Trién (Ficha Técnica) disponible en el portal Asociaciones de Pemex
detalla que el volumen es de 485.40 MMbpce.

Para fines de este trabajo, se utilizara el volumen de la Ficha Técnica donde se muestra
gue el volumen técnicamente recuperable es del orden de 485 MMbpce. Es decir, se trata
de reservas 3P: Probadas mas probables més posibles.

II.2.El reto de las Aguas Profundas

En este punto se abordara el largo y sinuoso camino de México en materia de aguas
profundas. En México desde 1992 existe la preocupacion de preparar los debidos factores
de produccion para poder hacer frente a la extraccion de hidrocarburos en aguas profundas.
Las instituciones que empezaron a tomar accién respecto al tema fueron la Academia

100 (CNH, 2016)
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Mexicana de Ingenieria, el Instituto Mexicano del Petrdleo y la Universidad Nacional
Auténoma de México. Precisamente durante la década de 1990 comenzaron los primeros
trabajos que acercarian al pais en las actividades de aguas profundas. Pemex perforé los
primeros pozos en profundidades cercanas a los 400 m, tales son los casos de Chuktah y
Tabscoob. De la misma manera, se iniciaron los primeros estudios para determinar
localizaciones mexicanas en aguas ultra profundas, estas se ubicaban cerca de la frontera
con Estados Unidos. De este modo se hicieron publicos los primeros mapas de aguas
profundas del Golfo de México.

Avanzando en el tema, en el sexenio siguiente se perforaron pozos que oscilaban entre 650
m y 1000 m como el caso de Lakach. En esta época, ante el agotamiento de Cantarell se
programaron partidas destinadas a la investigacion de las aguas profundas de entre 25-
28% del presupuesto total de Pemex Exploracion y Produccion.

Tabla 1I-3 Pozos profundos que fracasaron (Barbosa, Pozo Trién-1 Primer descubrimiento en aguas
mexicanas en la zona fronteriza del Golfo de México, 2012)

ARo leir;te Ubicacion Plataforma Reporte
Chukta.201 2004 513 Extrapesados  Semi sumergible Hoyo seco
Campeche Ocean Voyager
Chelem-1 2007 810 Frente a Ocean Voyager Hoyo seco
Coatzacoalcos
Se encontré un
Tamha-l 2008 1,121 Frente a costas Noble_Max sistema
de Tabasco Smith petrolero
inmaduro
Catamat-1 2009 1,230 Lankahuasa Nog:ﬁimax Solo agua
extrapesados Trazas de
Etbakel 2009 681 P Ocean Voyager crudo. No
Campeche .
productivo
Frente a Noble Max
Holok-1 2009 1,053 Coatzacoalcos Smith Solo agua
Kabilil 2009 730 Cuenca Salina Ocean Worker Hoyo seco
del Istmo

Cabe subrayar que en el afio 2001 se descubri6 en la parte estadounidense del Golfo de
México el pozo Trident, ubicado a tan solo 6 km de la frontera con México y que contenia
petréleo ligero. Sin embargo, en aquella época ningin campo descubierto en areas
cercanas a la frontera con México estaba en fase de produccion, es decir, se trataba solo
de descubrimientos.

Otro de los problemas que involucra las actividades en aguas profundas son las barreras
tecnolégicas que impiden explotar o desarrollar la produccion de recursos. Existen Campos
gue tuvieron que esperar hasta diecisiete afios para el arranque de su produccion, tal es el
caso de Coulomb, descubierto en 1987. El manejo de la informacién de los sistemas de
produccion y su progreso es muy delicado en un proyecto de hidrocarburos. Por ejemplo,
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cuando un proyecto petrolero pasa a la fase de disefio y construccion propicia a que el valor
de los activos de la empresa, las calificaciones crediticias y las acciones aumenten
notablemente. Desde el 2006 la prensa petrolera aseguraba que las compafiias Chevron,
Shell y British Petroleum tenian planes de desarrollo para Campos del &rea Perdido: Great
White, Tobago y Silvertip®®.

En esta misma area, Pemex reporté su primer descubrimiento en el afio 2012, gracias al
pozo Trion—1 e inmediatamente les siguieron los pozos Supremus—1, Maximino-1 y
finalmente Exploratus—12°2, No obstante, no todos los pozos en tirantes mayores a 500 m
han sido exitosos, la Tabla Il — 3 muestra que hasta el 2012, se tenian contabilizados los
siguientes pozos con resultados desfavorables:

1.2.1. Instalaciones disponibles en nuestro pais

Las incursiones que ha ejecutado Pemex en perforaciones de tirantes mayores a 500 m
datan de principios de la década del 2000. Sinuosa ha sido la travesia de Pemex en materia
de aguas profundas, por ejemplo, cuando fue descubierto el Campo Lakach poco se
difundi6 que se trataba del Campo de gas natural mas rico descubierto en medio siglo.

Se trataba de un campo importante tanto para México como para Estados Unidos. Inclusive,
las empresas que proveian equipos de perforacion a Pemex se negaron a continuar
rentandole a la paraestatal debido a que exigian nuevas condiciones que les permitieran
participar en los éxitos!®. Finalmente, en el afio 2012 la CNH emiti6 un dictamen que
consideraba no favorable la ejecucién de actividades de extraccién en Lakach.

Las razones principales fueron la falta de informacién para la identificacién de riesgos,
aclaraciones en los volumenes de reservas y no contar con un nivel de madurez dentro de
la fase de disefio. Lakach habria sido el primer proyecto en aguas profundas de México. En
este campo gasero se proyectaba un concepto sencillo cuya infraestructura se basaba en
un sistema totalmente submarino. Este sistema vinculado desde el campo hasta la costa
contaria con una planta de proceso en tierra y sistemas de control en el campo?®.

Tabla 1I-4 Campos en aguas profundas, elaborado con informacién de la CNH

. : Pozos Reservas
Campo Descubrimiento Tirante (m) perforados (MMMbpce)
Exploratus 2013 2,557 1 513.8
Kunah 2012 2,146 2 484
Lakach 2006 1,200 4 392.9
Maximino 2012 2,919 1 187.4
Piklis 2011 1,928 2 222.8
Supremus 2012 2,874 1 98
Trion 2012 2,535 2 384*
*La Ficha Técnica sefiala que son 485.4 MMMbpce

Por mencionar otro episodio, La Ocean Voyager, perteneciente a la empresa Diamond
Offshore tuvo percances que se reflejaron en un desempefio no exitoso en el pozo Chelem,

101 (Barbosa, 2008)
102 (Liskey, 2016)

103 (Barbosa, 2012)
104 (Beckman, 2013)
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al mismo tiempo, otras fuentes aseguraron que su participacion si fue exitosa. Del mismo
modo se tiene el caso de la plataforma Noble Max Smith, cuyo equipo fue rentado a la
estadounidense Max Noble, misma que se encontré con un sistema petrolero inmaduro®,

Llegados a este punto, el caso que nos ocupa (Tridn) cuya localizacién esta cerca de la red
de tuberias operada por la compafa Williams, que recolecta, procesa y exporta la
produccion de los campos cercanos del area Perdido en el lado norteamericano del Golfo
de México. Por motivo de que estas instalaciones se ubican cerca de una zona de gran
capacidad de reservas, se ha desencadenado las discusiones y analisis sobre la viabilidad
de vincular estas instalaciones con Tridn. Esta opcidn no solo seria una de las alternativas
menos costosas, sino que también lainmediatez del inicio de operaciones para el transporte
de hidrocarburos le otorgan un valor agregado sobre otras alternativas. Al utilizar la red de
tuberias existentes, se tiene la posibilidad de transportar los recursos a los campos
estadounidenses Great White, Silvertip y Tobago que se encuentran en Estados Unidos
pero préximos a Trién. Lo anterior podria ser mas atractivo que construir las tuberias a la
costa de México y desde alli exportarla a Norteamérica 1,

Las compafiias que brindan infraestructura como Williams, argumentan que hacer uso de
la infraestructura existente del lado norteamericano ofrece una solucién consistente para
transportar los hidrocarburos que el mercado exige'®’. Aunado a lo anterior, existe una
tercera alternativa, que consiste en utilizar infraestructura flotante tal como un FPSO para
almacenamiento y descarga. Por consiguiente, se eliminaria la necesidad de construir
oleoductos nuevos que conecten a las costas mexicanas como a instalaciones
trasfronterizas 1%, Con el objetivo de ejecutar trabajos de produccién temprana a largo plazo
en aguas profundas, es probable que Pemex siga la tendencia de su contraparte Petrobras
en el sentido de utilizar sistemas flotantes FPSO. No obstante, los astilleros mexicanos aun
no tienen la capacidad de construccion de FPSO, en consecuencia, se tendrian que rentar
astilleros extranjeros'®®. La empresa mexicana Blue Marine, argumenta que el despliegue
de FPSO y FSO podria tener un papel importante para el desarrollo mexicano de las aguas
profundas. De hecho, estas soluciones ya son conocidas por Pemex, que en el 2005 firmé
un contrato para operar un FPSO en el gigantesco Ku-Mloop-Zaap y de este modo, poder
mezclar crudos tanto ligeros como pesados. Otra alternativa es contar con un mini FPSO
gue podria servir a los operadores en las etapas de produccion temprana y pruebas
extendidas de pozos!!®. Para el caso de Trién, en enero de 2019 se instal6 el primer pozo
de evaluacion de BHP Billiton. El pozo Trion-2DEL comenzé a perforar en noviembre de
2018 y su objetivo era evaluar el contacto de petréleo/agua, precisamente este pozo fue el
primero en ser perforado en aguas profundas dentro del pais por un operador extranjero.

Posteriormente la compafiia australiana aprobd 256 millones de doélares en fondos para
perforar un pozo de evaluacion adicional (3DEL) y realizar mas estudios en el Campo. Lo
anterior sirvié con la finalidad de confirmar las caracteristicas de los hidrocarburos del tal
modo que se obtenga un criterio de viabilidad de desarrollo de proyecto. Con esta accion,
BHP Billiton increment6 el valor al proyecto y redujo el riesgo de inversion. Mas adelante,
el pozo Trion 3DEL iniciado el 9 de julio de 2019, encontré petroleo en los yacimientos de
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las regiones adyacentes a las intersecciones de los pozos anteriores, esta infraestructura
actualmente sigue con los trabajos de evaluacion

11.2.2. ¢ Transferencia de tecnologia o explotacién conjunta?

En este punto se hara una reflexion sobre la transferencia de tecnologia para actividades
en aguas profundas. Actualmente México no cuenta con la tecnologia para extraer
hidrocarburos en estas profundidades por si mismo. Por un lado, el Contrato es un camino
para contar con experiencia de entidades externas que si poseen la tecnologia. Ya sea para
la extraccion conjunta o para que los foraneos realicen trabajos de produccién por su cuenta
hasta que se agoten las reservas. Por otro lado, Pemex puede extraer los hidrocarburos
por su cuenta o con una considerable autonomia siempre y cuando posea la tecnologia en
aguas profundas.

En la industria de hidrocarburos la decision de invertir en tecnologia nueva se puede ver
como parte de un amplio programa de inversiones de la empresa con sus objetivos
especificos o bien, como una inversién destinada a un proyecto en especifico. En el primer
caso, el riesgo radica en que, si dicha tecnologia falla, los costos los absorbe la empresa.
Sin embargo, cuando el financiamiento de una nueva tecnologia es por proyecto, se vuelve
crucial el retorno de las inversiones de cada una de las partes interesadas, del mismo modo,
el andlisis de capital y deuda que acarrea el proyecto para los inversionistas.

En cualquier caso, el financiamiento se puede dividir en diferentes etapas, por ejemplo, la
construccién y operacion de la infraestructura petrolera puede financiarse por separado de
los equipos submarinos, las embarcaciones para perforacién o una combinacién de las
anteriores!'2,

Para llegar a este escenario, la opcion es emprender convenios de transferencia de
tecnologia con otras entidades externas!!s,

Para entender la transferencia de tecnologia se debe abordar sobre la definicién de
tecnologia, qué es una transferencia cuéles son los tipos de transferencia.

e Tecnologia

Para el caso de los hidrocarburos, se definen como un conjunto dindmico de
conocimientos, experiencias y habilidades que se utiliza tanto para producir bienes
como para prestar servicios. Estos elementos se expresan en invenciones, disefios
industriales o modelos de consumo, del mismo modo, en habilidades técnicas o
servicios y asistencia brindados por expertos. Ya sea para el disefio o para la operacion
y el mantenimiento junto con sus implicaciones con la gestion y organizacién!'. No
obstante, otra categorizacion involucra dos tipos de tecnologias: tecnologia especifica
de la industria o tecnologia especifica de la empresa. La primera esta protegida por
una agencia gubernamental competente, mediante un registro como patentes o
disefios industriales. La segunda estéa relacionada con el conocimiento de la empresa
fabricante, pueden ser habilidades o experiencia que la empresa ha adquirido, tales
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como conocimientos de ingenieria, métodos de exploracion y produccién de
hidrocarburos. La tecnologia se puede dividir en:

1) Capacidades de produccion: Las habilidades que convierten los insumos y datos
en productos.

2) Capacidades de ejecucion de proyecto: Habilidades que intervienen en la calidad
del producto, como gestién, ingenieria de proyectos, ingenieria basica, ingenieria
de planificacion, ingenieria de construccion e instalacion de equipos

3) Capacidades innovadoras: Habilidades que crean nuevos productos y procesos.

Simultaneamente, para el caso particular del financiamiento para aguas profundas, la
tecnologia se puede categorizar en:

1) Nuevas tecnologias: Aquellas tecnologias las cuales no existe informacion de
experiencia operativa ni fiabilidad a largo plazo. En tal caso los inversionistas
tienen que ser aconsejados por opiniones de expertos calificados y tomar sus
respectivos riesgos.

2) Tecnologias mejoradas: Son las que se estima tendran un buen desempefio, dicha
performatividad incluye tanto los costos de mantenimiento planificados como los
no planificados. En esta categoria, las partes involucradas en el financiamiento se
encuentran en una zona con pocos riesgos y un cierto nivel de comodidad
respecto a las contingencias, garantias y presupuestos programados. La
desventaja es que dado su amplia disponibilidad en los mercados, ofrece pocas
ventajas competitivas.

3) Variaciones de tecnologias existentes: Tecnologias existentes aplicadas en otro
tipo de ambientes. Es una combinacion de los tipos anteriores y es el tipo mas
comun. La razén es porque ofrece la certeza de que los equipos, sistemas e
infraestructuras ya han sido utilizadas en otros proyectos y lo Unico novedoso es
la manera en cdmo se combinaran los elementos para el nuevo proyecto. Aunque
esto represente una limitada ventaja competitiva, elimina la incertidumbre que
tienen los inversionistas en caso de que se lleguen a utilizar tecnologias nuevas
en el proyecto.!®

e Transferencia de tecnhologia

Se puede definir como la transferencia del conjunto dinamico anteriormente descrito
realizado desde un area geogréfica a otra o bien desde una empresa a otra. Cuando
se trata de habilidades humanas o formulaciones, éstas se entregan al receptor
mediante la llegada de expertos. No obstante, cuando la tecnologia se encuentra
incorporada en la maquinaria o herramientas patentadas, la transferencia es mediante
una compra o alguna regalia. Vale la pena mencionar que el efecto de esta
transferencia es efectivo siempre y cuando el receptor posee los conocimientos
técnicos y las habilidades necesarias para utilizarla. De lo contrario la tecnologia no se
aprovechara adecuadamente o se tendra que contratar expertos externos. Debido a
esta situacion, no es posible hablar de una transferencia en el estricto sentido de la
palabra.

Cuando la tecnologia tiene como destino la etapa de produccién de hidrocarburos el
propietario prefiere no traspasarla y en su lugar decide invertir en la organizacion
receptora. Dicho de otro modo, inversion extranjera directa o ejecucion de proyectos
integrados a cambio de no traspasar el conocimiento. No obstante, cuando la empresa

115 ( Diogo H. M. P. M. C. & Fortis, 2008)

57 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura

Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién | CASO DE ESTUDIO: TRION

titular utiliza tecnologia conocida u obsoleta, la inversion consiste en acordar contratos
que otorguen licencias de uso para que el receptor pueda utilizarla. En contraste
cuando la tecnologia es nueva, el propietario evita la transferencia y trata de protegerla
mediante inversién directa y proyectos cerrados.

No menos importante es la capacidad que tiene el marco juridico del pais receptor para
regular contratos relacionados a la transferencia. De la misma manera, la capacidad o
estructura tecnolégica del pais, los aranceles de bienes y la abundancia de materiales
necesarios para la transferencia. Ademas, el precio y calidad de la mano de obra del
pais anfitrion también influyen en transferencia.

Por este motivo, los contratos con terceros sirven principalmente para obtener capital
financiero y técnico para las actividades petroleras donde la transferencia es solo un
elemento auxiliar. Paises como Argelia, India, Brasil y México han adoptado nuevas
formas y politicas de contratacion de servicios. Es decir, contratar diferentes servicios
que conforman las actividades de la industria petrolera y hacer valer un acuerdo o
contrato de transferencia. No obstante, la implementacion de esta politica es costosa,
inclusive algunos estudios sefialan que esta practica de contratos de servicios y
concesiones para adquirir licencias temporales de uso de tecnologias no ha sido
exitosa. Ademas, se requiere que los mercados de tecnologia de los paises receptores
tengan la capacidad requerida para estas formas de contratacion, cosa de la que
carecen muchos paises en desarrollo.

Las empresas petroleras valoran mucho que el éxito de sus actividades a las
habilidades de su personal experimentado. A saber, estos actores consideran que la
correcta ejecucién de métodos tradicionales es razén suficiente para no invertir en
actividades de investigacion y desarrollo. Otro factor importante es el aumento de
empresas activas en la industria y la fuerte interdependencia entre estas. Este mercado
competido y la interdependencia acarrea una lenta o nula difusion de la transferencia.
Por ejemplo, una empresa petrolera puede contratar a una empresa de perforacion,
gue, a su vez, establece relaciones con muchas empresas de servicios y proveedores
de maquinarias o0 equipos. Esta dindmica hace que las empresas petroleras se
cuestionen ¢,por qué deberia reemplazar un estilo exitoso con el que estoy familiarizado
por un nuevo método que es costoso y que no representa garantia de éxito?*16

En proyectos como las aguas profundas, cuyo nivel de ejecucion tiene una dificultad
elevada, el conocimiento y su administracion son activos que a las compafiias
petroleras publicas o privadas les toman varios afios desarrollar. Dicho know-how es
considerado un activo estratégico, de caracter especifico, que no se compra ni vende
en mercados de bienes o servicios establecidos. Esto no quiere decir que la
transferencia de tecnologia para aguas profundas sea imposible. Por ejemplo, CNOOC
(China) desarrollé una capacidad de exploracion costa afuera gracias a la asociacion
con una entidad privada. Por otro lado, cuando Noruega descubrié recursos en el Mar
del Norte no tenia la capacidad tecnolégica de extraer dichos recursos, en
consecuencia, implementé diversas medidas para promover la transferencia de
tecnologia de las empresas privadas a las propias. Precisamente, las nuevas petroleras
estatales contratan directamente compafiias de servicios, donde gracias a esto logran
incrementar su independencia tecnoldgica incluso frente a las propias privadast'’.
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Para el caso de México, en el afio 2019 durante una conferencia para tecnologia en
aguas profundas, Pol Palacios, director ejecutivo y fundador de la empresa XWells
menciond que entre 2026 y 2027 seria posible que en México se desarrollen
plataformas para exploracion en aguas profundas. Es decir, estima un periodo entre
siete y ocho afos. Por si fuera poco, mencioné que las participaciones en consorcios
son importantes para llegar a este fin1é,

e Estrategias de Transferencia

De acuerdo con autores como Karasev, Beloshitsky, Troyansky y Alparov dentro de la
industria de los hidrocarburos existe una amplia gama de clasificaciones de estrategias
para la transferencia de tecnologia. Desde el punto de vista de una industria nacional
representada por sus compafias propias, el éxito de la transferencia de tecnologia se
debe principalmente a la creacion de infraestructura necesaria del pais receptor. Del
mismo modo, por el cumplimiento de las reglas de conducta en el mercado fijadas por
el Estado y el financiamiento de &reas prioritarias de desarrollo. Otro elemento
importante es la sincronizacion de las actividades de gobierno, empresas y academia.
Al tomar en cuenta lo anterior, los autores proponen cinco estrategias de transferencia
de tecnologia®!®;

1) Estrategia Defensiva: Consiste en que los recursos financieros propios de la
empresa se transfieren equipos o maquinarias, mas no la tecnologia como tal.
Otro rasgo es que esta Estrategia se caracteriza por la presencia tanto de institutos
cientificos como tecnolégicos corporativos y centros de pruebas.

2) Estrategia Ofensiva: Implica que la empresa participa directamente en la
investigacion y el desarrollo. Puesto que el contexto de esta estrategia es de
mercado abierto, la tecnologia ademas de implementarse en la propia empresa se
ofrece como servicio a terceros. El objetivo no solo es el mercado de bienes (con
los productos terminados), sino también el mercado de los factores de produccion
(desarrollo tecnoldgico). Esta estrategia se sirve de fondos de riesgos de
empresas de terceros, incubadoras de empresas, startups de consultoria y
concursos de propuestas.

3) Estrategia de Absorcion: Consiste en que la empresa adquiere tecnologias de
otras empresas y centros de investigacién, por consiguiente, no actia como
desarrollador sino como cliente. No obstante, el riesgo radica en que la tecnologia
gue adquieren en el mercado se encuentre detras de la que ostentan los lideres
de la industria. Por lo contrario, su ventaja radica en minimizar los riesgos que
surgen en la primera etapa del desarrollo tecnolégico y se tiene la posibilidad de
elegir al mejor proveedor dentro del mercado.

4) Estrategia Nacional: Radica en organizaciones o empresas donde el Estado posee
una significativa participacion de capital. La politica de la empresa se alinea con
la de una estrategia nacional, donde participan consorcios nacionales que
conforman un sector de la economia nacional. Una ventaja de esta modalidad es
la utilizacién de recursos provenientes del apoyo estatal.

5) Estrategia Mixta: En esta Estrategia se combinan varios mecanismos de
transferencia de tecnologia interempresariales. Las acciones van desde la
basqueda de ideas tecnoldgicas, adquisicion de tecnologias y la utilizacion de
recursos estatales.
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Por si fuera poco, existen indicadores que pueden medir el desempefio de la politica
tecnologica de una cierta compafiia, estos indicadores se agrupan de la siguiente
manera.

1) Economicos: Algunos de estos se revisaran a detalle mas adelante, es decir,
indicadores como VPN (Valor Presente Neto), TIR (Tasa Interna de Retorno),
CPPC (Costo Promedio Ponderado de Capital), RSI (Retorno Sobre la Inversion)
y FCD (Flujo de Caja Descontado). Pero existen otros, como el benchmarking
financiero, el CIDM (Método Comparativo del Ingreso Diferencial) y el MEEM
(Método de Excesos de Ganancias Multi Periodo) por sus siglas en inglés,
utilizados en estrategias defensivas y absorbentes.

2) Tecnoldgicos: La gama de indicadores utilizados para llevar a cabo dicho analisis
es muy especializada y depende de la actividad del sector hidrocarburos a la que
se dedique la empresa (upstream, midstream y downstream). Por mencionar
algunos, tenemos Criterios de Disponibilidad de Catalizador, Intensidad de Capital
Potencial del Equipo, grado de purificacion y eliminacién de desechos.

3) Estratégicos: Son indicadores de desempefio de disefio o estado, esto es,
resultados de la investigacion y el desarrollo en las areas prioritarias establecidas.
Algunos ejemplos son el nivel de gasto en | + D (innovacion y desarrollo), el uso
de tecnologias desarrolladas en el pais y cumplimiento de cronogramas.

Ejemplos internacionales de lo anterior es PetroChina que adopta una Estrategia
Defensiva, cuenta con departamentos y centros de investigacion propios con diversos
laboratorios. De tal modo que PetroChina y sus subsidiarias poseen aproximadamente
11.5 mil patentes. Por su parte, la petrolera brasilefia Petrobras combina una Estrategia
Defensiva y de Absorcion. Por otro lado, CNPC (Corporaciéon Nacional del Petréleo de
China) tiene un contrato de Joint Venture con la britanico/holandesa Royal Dutch Shell.
En concreto, el propésito de este contrato es desarrollar tecnologia para recuperacion
de hidrocarburos, a esta alianza se le suman la Universidad de Delft (Paises Bajos).

En otro orden de ideas, se tiene el caso de la petrolera Saudi Aramco cuyas lineas de
accion forman parte de la Alianza de Investigacion Avanzada de Arabia Saudita. Las
acciones de la Alianza estan en sintonia del Plan para el Desarrollo Cientifico,
Tecnolégico e Innovador Nacional de Arabia Saudita. Este claro ejemplo de Estrategia
Nacional implementa programas desde capacitacion de personal, investigacion,
transferencia, comercializacion, apoyo a empresas e incluso marketing tecnolégico. La
empresa Saudi Aramco opera sobre lineamientos de documentos y planes nacionales
gubernamentales. En vista de lo anterior, la evaluaciéon de proyectos de tecnologia se
basa en prioridades de desarrollo que se declaran en el Plan Nacional.

Vale la pena mencionar que numerosas empresas del sector hidrocarburos aplican una
Estrategia Mixta pese a que es un enfoque organizativamente mas costoso que otros.
El motivo es que dicha Estrategia permite flexibilidad de la politica tecnoldgica
corporativa, donde los desarrollos tecnol6gicos internos no son los Unicos objetivos.

Se podria afirmar que una alternativa viable para el caso de Pemex es optar por la
Estrategia Nacional, como lo hace Arabia Saudita con su petrolera. De este modo,
fortalecer una solida industria nacional. Como sucede en el financiamiento de proyectos
en aguas profundas, los recursos pueden provenir de las propias instituciones que
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ejecutaran directamente el proyecto, o bien, servirse de bonos de capital, préstamos,
fondos de capital de riesgos entre otros instrumentos!?°,

Por otro lado, tomando en cuenta el marco juridico vigente, para el caso de México se
podria optar por una Estrategia Mixta, de esta manera, incluir combinaciones de otras
Estrategias, sobre todo una Estrategia Nacional. Con el enfoque Mixto, Pemex
participaria en consorcios no solo para explotacion conjunta, sino también para
transferencia de tecnologia externa. En ese sentido, al unisono de volver mas
competitiva a la Empresa Productiva del Estado (EPE), se puede aprovechar el marco
juridico actual mediante contratos como el de Trion para distribuir riesgos y generar
experiencia en aguas profundas. La participacion en consorcios puede incentivar
oportunidades para transferencias de tecnologia en el corto plazo, donde también se
combine la Estrategia Absorbente mediante la compra (Llave en mano) de soluciones
listas para usar. Al mismo tiempo, incentivar el desarrollo mediante costos que el
Estado podria sufragar con recursos estatales y centros de investigacién con objetivos
nacionales especificos en el largo plazo. Con esta modalidad, aunque en el corto plazo
se dependeria de compafiias externas, se podrian convertir a Pemex en una entidad
con relativa autonomia en aguas profundas.

La transferencia de tecnologia en el sector de hidrocarburos nacional no es nueva, en
el pasado se aplicé una abrupta transferencia de tecnologia debido a la expropiacién
petrolera del afio 1938. De esta manera, mediante una organizacioén promovida desde
el Estado, el pais se hizo con el control de diferentes maquinarias y equipos de
diferentes empresas que operaban en los campos. Se podria afirmar que se tratd de
una Estrategia Defensiva dado que la transferencia se centré6 en mayor medida en
bienes de capital. Por consiguiente, diversos procedimientos y modos de produccién
tuvieron que ser reinventados tanto por obreros, técnicos e ingenieros?*.

En conclusion, se puede afirmar que el camino que puede seguir Pemex para explorar
y producir hidrocarburos de Trién involucra cualquiera de las Estrategias antes
mencionadas. Estas no son limitativas de lo que Pemex en coordinacién con otras
instituciones como por ejemplo el Instituto Mexicano del Petréleo pueden seguir para
desarrollar la tecnologia. Esta propuesta implica posponer los contratos y su eventual
produccién en aguas profundas, al menos en un periodo superior al de ocho afios que
toma tedricamente toma aprehender la tecnologia de produccién.

[1.3.Esquema de Contrato

En este apartado se abordara el contenido general para cualquier contrato de licencia, de
la misma manera, se abordara por qué el Contrato CNH-A1-TRION/2016 se le denomina
también Farm — Oult.

11.3.1. Contraprestaciones

En primera instancia, dentro de un contrato de licencia se encuentran las
contraprestaciones, que se definen como erogaciones que el contratista efectia a favor del
Estado. Tal como se describe en el Capitulo 1, son diferentes de los impuestos dado que
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la entidad encargada de recaudarlas no es de caracter tributario. Dicho de otro modo, no
se trata de la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico (SHCP) sino del Fondo Mexicano
del Petroleo para el Desarrollo y la Estabilizacién (FMPDE). De acuerdo con la Ley de
Ingresos Sobre Hidrocarburos (LISH DOF 07-12-2016, Cantidades Actualizadas 24-12-
2018 24-12-2018) existen diferentes contraprestaciones para un contrato de licencia: Bono
a la Firma, Cuota Contractual para la Fase Exploratoria, Contraprestacion en funcién de
una tasa al Valor Contractual de los Hidrocarburos, Regalias y por ultimo, Transmision
Onerosa de los Hidrocarburos.

e Bono alafirma

De acuerdo con el articulo 7 de la LISH, se trata de un pago en efectivo por parte del
contratista al Estado mexicano. Conviene subrayar que el pago solo se realiza una vez.
Este monto es definido por la SENER para cada contrato, el Bono a la Firma se
especifica en las bases de la Licitacién. Para este caso, se estipuldé un 10% del monto
propuesto como criterio de desempate por el interesado ganador:

Bono a la Firma = 10% * Monto Propueto de Desempate por el Ganador
BF =10% * MPDG

e Cuota Contractual para la Fase Exploratoria (CCFE)

Del mismo modo que el Bono a la Firma, la Cuota Contractual para la Fase Exploratoria
es un pago en efectivo que el contratista eroga a favor del Estado mexicano. A
diferencia del bono a la Firma, no se trata de un pago unico, sino que la Cuota se eroga
por cada periodo (t) que, a saber, de acuerdo con la LISH es un mes calendario. Del
mismo modo que la LISH, el contrato estipula que los pagos se efectian cada mes. De
particular relevancia es que existen sefialamientos en la LISH que difieren con los
estipulados en el Contrato CNH-A1-TRION/2016. En concreto respecto a las tarifas por
kilbmetro cuadrado, donde la LISH propone gue durante los primeros meses de la fase
de exploracidn, se tiene que pagar las siguientes cantidades:

1) 1,150 $/km? durante los primeros 60 meses de vigencia del contrato.
2) 2,750 $/km?a partir del mes 61 de vigencia del contrato en adelante.

En contraste el Contrato estipula que los montos deben ser:

1) 1,175.42 $/km? durante los primeros 60 meses de vigencia del contrato.
2) 2,810.78 $/km?a partir del mes 61 de vigencia del contrato en adelante.

Para fines del calculo de los andlisis econdmicos, en este trabajo se utilizaran los
nameros estipulados en el Contrato:

Cuota Contractual para la Fase Exploratoria = Pago Menusal * Area Contractual

CCFE = PM * AC
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De acuerdo con lo anterior, la cantidad a pagar por esta contraprestacion depende del
avance en que se encuentre el proyecto:

PM;<60 meses = 1,150 $/km2

PM 1560 meses = 2,810.78 $/km?

Cabe agregar que, a diferencia de las Regalias y la Contraprestacion como porcentaje
del Valor Contractual de los Hidrocarburos, el pago de esta contraprestacion es en
pesos mexicanos.

e Regalias

Esta contraprestacion se encuentra determinada por el tipo de hidrocarburo producido
durante un cierto periodo de tiempo. La LISH (DOF 07-12-2016, Cantidades
Actualizadas 24-12-2018 24-12-2018) estipula diferentes tasas de acuerdo con el tipo
de hidrocarburo, en este caso, debido a que la produccién es petrdleo se emplea la
tasa correspondiente. Consecuentemente, la tasa se multiplica por el Valor Contractual
de los Hidrocarburos que es la cantidad de petrdleo producido por su precio en el
mercado. De este modo, se calculan las regalias:

Regalia = Valor Contractual de los Hidrocarburos * Tasa para Regalias
R = VCH * Ty
Para la tasa:
Trvcu<susp as = 7.5%
Tasageg vcus$ usp 48 = [(0.125 * Precio del Petréleo) + 1.5]%

Por otro lado, teniendo en cuenta que se trata de petrdleo, el Valor Contractual de los
Hidrocarburos para cualquier periodo:

VCH = Precio del Petréleo ; * Volumen de Petrdleo en Barriles;

Otro punto es que el pago de las Regalias sera a través de transferencia electrénica 'y
en ddlares.
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e Contraprestacion en funcién de una tasa al Valor Contractual de los
Hidrocarburos (CVCH)

De la misma manera que la contraprestacion anterior, el pago corre a cargo del
contratista en favor del Estado para cada periodo y estd en funcion del Valor
Contractual de los Hidrocarburos:

CVCH = VCH * Tasa CVCH

El contrato estipula que el Estado recibird 4% del Valor Contractual de los
Hidrocarburos para el periodo que se trate, por consiguiente, el calculo final es:

CVCH = VCH * 4%

Con base en lo establecido en el contrato, esta contraprestacion se deroga por el
contratista en favor del Estado en délares y mediante transferencia electronica.

e Transmisién Onerosa de los Hidrocarburos

A diferencia de las contraprestaciones anteriores, esta contraprestacion es en especie
y la eroga el Estado a favor del contratista. Al momento de extraer los hidrocarburos,
el contratista esta obligado a trasladar la produccion hacia un lugar llamado punto de
medicidon. Seguidamente el Estado transmite al contratista la propiedad de los
hidrocarburos producidos en el Area Contractual. De acuerdo con el Contrato, el
Contratista tiene la custodia y posesion de los hidrocarburos en todo momento, tanto
antes como después de que se lleve a cabo la transmision de la propiedad en el punto
de medicion.

Simultaneamente, el Estado es propietario de la produccién desde el Area Contractual
hasta el punto de mediciébn de los hidrocarburos y estd obligado a transmitir la
propiedad de los hidrocarburos. Lo anterior siempre y cuando el Contratista se
encuentre al corriente del cumplimiento del pago de las contraprestaciones. Una vez
gue el Contratista recibe la produccion, podra realizar la enajenacién de ésta.

A menos que el Contratista no realice el pago de las contraprestaciones, sera acreedor
a una penalizacién. En sintesis, el contratista es el responsable de los hidrocarburos
(en este caso petroleo) desde el Area Contractual hasta el punto de medicién y en todo
momento el Estado es propietario de la produccién hasta su transmision en el punto de
medicion.

11.3.2. Régimen Fiscal

e Ley deImpuesto Sobre la Renta (LISR)

En la Clausula 21 del Contrato, se estipula que el contratista debe acatar las
obligaciones fiscales pertinentes de conformidad con la normatividad aplicable. La
normatividad aplicable en materia fiscal es la Ley de Impuesto Sobre la Renta (LISR).
Tal y como se sefala el articulo 2 de la LISH, se estipula que el Estado percibira
ingresos conforme al Impuesto Sobre la Renta, que causen los contratistas por las
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actividades que realicen en virtud de un contrato. Habria que decir también, que la LISR
establece que las personas morales residentes en México estan obligadas al pago del
Impuesto Sobre la Renta. De modo que tal y como lo estipula el Contrato, al tener
residencia fiscal en México BHP Billiton Petroleo Operaciones de México S. de R.L.
esta obligado al pago de este impuesto.

Por otro lado, el articulo 9 de la LISR estipula que el impuesto se conforma al pagar
una tasa del 30% del resultado fiscal obtenido en el ejercicio. Mas aun, el articulo 31
de esta misma Ley dictamina que se pueden deducir inversiones en cada ejercicio
fiscal. La deduccion se puede ejercer a partir de que se inicie la utilizacion de las
inversiones o en el ejercicio siguiente. Seguido de esto, su articulo 32 considera como
inversiones a los activos fijos, los gastos, los cargos diferidos y otras erogaciones
realizadas en periodos preoperativos. Avanzando en el tema, en referencia con su
articulo 34, el concepto de activo fijjo posee sus propios porcentajes de deduccién
respecto al tipo de bienes, estos pueden ser construcciones, ferrocarriles o
comunicaciones satelitales. En contraste la LISH establece en su articulo 32, que las
deducciones de las fracciones I, Il y Il se apliqguen en sustitucién a las del articulo 34
de la LISR. Por esta razén, es la LISH y no la LISR la que define los porcentajes de los
montos a deducir relacionados con las inversiones destinadas a exploracion y
desarrollo de proyectos de hidrocarburos.

Aclarado lo anterior, resta por describir cdmo se calcula el Resultado Fiscal (RF) de
cada ejercicio para un periodo (t) determinado, donde cada periodo registra el
desempenio fiscal del Proyecto por mes. En primera instancia, el articulo 9 de la LISR
sefala que se obtiene una Utilidad Fiscal (UF) por periodo al restar de los ingresos
acumulables (IA) las deducciones por periodo del Titulo Segundo de la LISR. En este
caso, las deducciones del Titulo Segundo de la LISR son sustituidos por los Costos,
Gastos e Inversiones (CGIl) establecidas en el articulo 32 de la LISH (Deducciénar.sz).
Por lo tanto, estos los porcentajes de deducciones de inversion son los siguientes:

1) Fraccion 1. el 100% del monto original de las inversiones realizadas para la
Exploracion, recuperacion secundaria y el mantenimiento no capitalizable.

2) Fraccion Il. El 25% del monto original de las inversiones realizadas para desarrollo
y extraccion, en este caso de Petrdleo.

3) Fraccion Ill. El 10% del monto original de las inversiones realizadas para
infraestructura de Almacenamiento y transporte. Es decir, oleoductos, gasoductos
y tanques de almacenamiento.

Por consiguiente, las deducciones del articulo 32 de la LISH se pueden expresar como:
Costos Gastos e Inversiones por periodo (CGIATtlgzt) = Deduccidng,¢ sz,

Deduccidngysz,, = fraccion; + fraccion ;; + fraccion

11
Dprt32, = E fraccion ;
i=1

Al sustituir las deducciones en una expresion para el calculo de la Utilidad Fiscal:
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Utilidad Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciong,, z,,
UF =14 — DATt.32t
Siempre y cuando la deduccion sea menor o igual a los Ingresos Acumulables (1A):

Deducciongy; z,, < Ingresos Acumulables
Dpresz, < 1A

En segundo lugar, de ser el caso a la Utilidad Fiscal (UF) se le disminuyen las Pérdidas
Fiscales (PF) pendientes de aplicar de ejercicios o periodos anteriores. En concreto, el
articulo 57 de la LISR estipula que las pérdidas fiscales (PF) se obtienen de la
diferencia de los ingresos acumulables contra las deducciones, siempre y cuando el
monto de las deducciones sea mayor que los ingresos. Por consiguiente,
aritméticamente la Pérdida Fiscal (PF) por periodo se expresa como:

Pérdida Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciongy; 3z,
PF =1]A — DATt.32t
Siempre y cuando las deducciones sean mayores que los Ingresos Acumulables (1A):

DeducciOng,s 3,, > Ingresos Acumulables
DArt.SZt <IA

Sobra recalcar que la Pérdida Fiscal (PF) se diferencia de la Utilidad Fiscal (UF) en
virtud de que no permite saldos negativos por periodo en detrimento del Estado. Es
decir, en caso de existir en el ejercicio deducciones de inversiones con saldos a favor
del contratista, los montos se podran deducir hasta los diez ejercicios inmediatos
posteriores. De lo contrario, el Estado tendria que desembolsar dinero para compensar
al contratista las deducciones a favor dentro del ejercicio en cuestion.

Por otro lado, cuando el contratista 0 empresa deduce inversiones cuyo monto sea
menor a los ingresos que esta misma percibe se puede afirmar de que se trata de una
Utilidad Fiscal (UF).

En cierto modo, estos dos conceptos son similares aritméticamente, solo se diferencian
por las condiciones de frontera que radican si las deducciones son mayores o0 menores
a los Ingresos Acumulables (1A):
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UF,  Dapesz, <IA

Ingresos Acumulables — DeducciOng,s z,, = {PF D > 1A
) Art.32¢

Llegados a este punto, se calcula el Resultado Fiscal (RF). Cabe agregar que el articulo
57 de la LISR establece que la pérdida fiscal (PF) se podra disminuir hasta los diez
ejercicios inmediatos posteriores. En contraste, la LISH estipula que esta pérdida se
puede disminuir hasta los quince ejercicios o periodos siguientes hasta agotarlo. En
este caso, huevamente es la LISH el documento que gobierna en materia del calculo
de ingresos al Estado.

Resultado Fiscal = Utilidad Fiscal — Pérdida Fiscali<1s ¢jercicios
RF = UF — PFtslS ejercicios

Por ultimo, las personas morales deben calcular el ISR al aplicar el 30% al Resultado
Fiscal (RF) obtenido en el ejercicio.

Impuesto Sobre la Renta = 30% * Resultado Fiscal
ISR = 30% x RF

e Impuesto por la Actividad de Exploracion y Extraccién de Hidrocarburos
(IAEEH)

De acuerdo con el articulo 54 de la LISH, los contratistas estan obligados a pagar el
impuesto por el Area Contractual (AC) mediante el pago del Impuesto por la Actividad
de Exploracién y Extraccién de Hidrocarburos. El pago de este impuesto esta regulado
por el articulo 55 de la LISH, el cual establece un pago mensual por kildmetro cuadrado
que comprenda el Area Contractual. Para este impuesto se consideran dos cuotas, la
primera de ellas cuando el proyecto petrolero se encuentra en fase exploratoria y la
segunda en fase de extraccion.

Ademas, la LISH estipula que la fase de exploracién comprende desde la formalizacion
del contrato hasta el inicio de la fase de extraccion. Mientras que la fase de extraccion
comprende desde el inicio de las actividades destinadas a la produccion comercial de
hidrocarburos, hasta la conclusion de la vigencia del Contrato.

La cuota para la fase de extraccion es del,768.45 $/km? mientras que 7,073.83 $/km?
para la fase de extraccion. El Contrato no define cuotas para el pago de este impuesto,
por consiguiente, para fines de célculo se utilizan los montos anteriores.

IAAEH = Cuota * Area Contractual
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De acuerdo con lo anterior, dependiendo de la fase en que se encuentre el proyecto,
el pago mensual se calcula:

Cuoteypioracion = 1,768.45 $/km?
Cuota gyrraccion = 7,073.83 $/km?

11.3.3. Elementos del Farm — Out

A continuacioén, se presentan algunas caracteristicas del contrato que lo hacen ser un
acuerdo Farm — Out. Para entrar en materia, conviene subrayar que la teoria de los
contratos petroleros define como famor a la propietaria de los derechos de explotar el
campo. lgualmente, define como farmee a la entidad que recibe los derechos para explotar.
Avanzando en nuestro razonamiento, en este caso el farmor es Pemex Exploracion y
Produccion (PEP) quien ya contaba con los derechos de explorar y extraer. Mientras que el
farmee es BHP Billiton quien busca obtener los derechos.

Si bien es cierto que el Contratista son las dos empresas, el Operador del Campo (BHP
Billiton) es el responsable de cumplir las obligaciones del Contratista. Lo anterior no quita
la responsabilidad del cumplimiento de las obligaciones al Socio no Operador (Pemex), sin
embargo, el Contrato concierta que serd el Operador quien debe cumplir con las
obligaciones del contratista en nombre y representacién de cada una de las Empresas
Firmantes.

Otro punto importante es el llamado Interés de Participacion, que es la cantidad
proporcional de ganancias en dinero o en especie, que las empresas tienen derecho a
percibir en virtud del Contrato, dado que el Contratista es un consorcio, cada empresa
percibe diferentes porcentajes. El Contrato lo define como la porcion indivisa de cada una
de las Empresas Firmantes en los derechos del Contratista

Por consiguiente, en un contrato tipo Farm — Out, el farmee paga la totalidad de las cuotas
(o una parte de ellas) de explotacién del campo. Lo mas importante, es que la figura de
farmee busca conseguir o ganar derechos conforme cumpla lo establecido del contrato. Es
decir, en un principio no existe certeza de que el farmee tenga derecho a ejecutar todas las
actividades de exploracién o de extraccion en una determinada area. Desde este punto de
vista, BHP Billiton es quien debe cumplir con una serie de obligaciones para conseguir mas
derechos, en calidad de Socio Operador y responsable de los aspectos operacionales
relacionados con las actividades petroleras'?2.

Para entrar en detalle, a continuacion, se abordaran las generalidades de un farmor y un
farmee. Posteriormente las normas y reglamentos que se siguen en un contrato Farm — Out
y finalmente las caracteristicas claves de este tipo de contratos.

e Objetivos de las partes: Farmor

Dentro de la literatura, se identifican algunos aspectos que podrian motivar la entrada
de un farmor en la participacioén, entre ellos son:

1) La preservacion de un arrendamiento o contrato.

122 (Jones, 2009)
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2) Rescate de una zona de arrendamiento, por ejemplo, monetizar un prospecto
que se consideraba no redituable.

3)  Compartir el riesgo.

4)  Obtencion de informacién geolégica para evaluar otros acuerdos y/o contratos
en poder del farmor. De este modo, delinear campos y/o prospectos en
determinada regiébn que estan controlados por las mismas caracteristicas
geoldgicas generales: rocas de almacén, rocas generadoras, sellos y tipos de
trampas'Z.

5) La perforacion de un pozo obligatorio ya sea para desarrollar ain mas las
instalaciones o porciones de areas durante un periodo de tiempo acordado?.

Algunos puntos anteriores como compartir riesgos, obtencion de informacion geologica
y la perforacion de 1 pozo obligatorio se pueden advertir en el Contrato CNH-A1-
TRION/2016.

e Objetivos de las partes: Farmee

No solo el farmor tiene motivos convenientes para participar en un acuerdo Farm — Out,
sino también el farmee. Estos podrian ser:

1) Adquisicion rapida una posicion en un area y/u obtener mas reservas.

2) La utilizacién de capital monetario disponible, equipos o personal, especialmente
si el farmee o sus compafias afiliadas pertenecen al ramo de los servicios de
perforacion.

3) Evaluar positivamente un prospecto (area que pueda contener depdsitos de
hidrocarburos), cuyo propietario duefio de los derechos de explotacion ya habia
sentenciado como no redituable.

4) El deseo de permanecer activo en el area arrendada mientras se comparten

riesgos. Es de suma importancia este intercambio, puesto que una empresa petrolera

puede ingresar a una nueva area geografica a cambio de asumir o compartir riesgos.

Sobre el primer punto, BHP Billiton se encuentra en calidad de farmee porque adquiere
un interés de participacion del 60% sobre el Area Contractual, mientras que Pemex es
el farmor dado que posee un interés del 40% aunque ambos formen parte de la
Asociacion. Respecto al segundo punto del objetivo del farmee, o BHP Billiton es el
primer responsable que debe proveer todos los insumos necesarios, tanto equipo como
personales dedicados a la prestacion de estos servicios. Con referencia al tercer punto,
se ha hecho mencién que Pemex habia sentenciado como no redituable el campo. Sin
embargo, con la participaciéon de BHP Billiton, se argumenta que los volimenes
previamente encontrados por Pemex se pueden obtener de manera econémicamente
redituable Finalmente, en el punto cuatro se enuncia que a cambio de operar en el
Area Contractual, BHP Billiton esta dispuesto a prestar su experiencia, equipos y
asumir riesgos. Dicho de otro modo, se comparten tecnologia y riesgos para ingresar
en una zona geogréfica determinada.

e Normas y reglamentos fiscales aplicables

En un Farm — Out las partes interesadas contribuye al proyecto mediante la aportacién
de una extensién de superficie, dinero, bienes o servicios. Al mismo tiempo, a cambio
de lo anterior se le puede transferir al contribuyente un interés de trabajo, ganancias
netas, regalias superiores o inclusive una transferencia de la produccion misma

123 (SENER, 2015)
124 (Cambridge Dictionary, 2019)
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(petréleo y/o gas). Acerca del interés de trabajo, este consiste en la transferencia de
derechos, es decir, poder ejecutar actividades tanto para perforar como para producir
petréleo y gas en una determinada area contractual.

En cuanto al contrato para Trion, BHP Billiton como Contratista Operador del Campo
contribuye a la exploracién y desarrollo de Tribn razén por la cual recibe una parte de
la produccion proveniente del Area Contractual. Es decir, a manera de retribucion el
Contratista tendréa derecho a la Transmision Onerosa de los Hidrocarburos, siempre y
cuando se encuentre al corriente en el pago de las Contraprestaciones

Se puede afirmar que BHP Billiton recibe un interés de trabajo, o derecho de explotar
el campo, a diferencia de Pemex que en un principio ya contaba con este derecho. El
interés de trabajo se puede encontrar en el Anexo 5 del Contrato como actividades del
Programa Minimo de Trabajo (PMT). Estas ultimas son unidades de trabajo que el
contratista debera llevar a cabo durante el periodo inicial de exploracion y el periodo de
evaluacion.

e Caracteristicas claves de un acuerdo Farm — Out

La primera caracteristica general de un contrato en Farm — Out, es que el farmee debe
ejecutar las actividades acordadas, pero que, en caso de no hacerlo, no existe una
penalizacidbn mas que la de perder los derechos previamente ganados. Referente a los
objetivos y propoésitos del farmor, este puede estructurar el acuerdo para que el farmee
esté obligado a efectuar ciertas actividades en el area de interés, tales como la
perforacion de un pozo. Aplicado al caso de Trion, es probable que los objetivos del
farmor (Pemex) impliqguen compartir riesgos en la etapa de exploracion y obtener mas
informacion geoldgica. Precisamente, en la clausula 23 del Contrato, se estipula que
la CNH podré rescindir el Contrato en caso de que:

v Transcurran mas de 180 dias continuos sin que se inicien las actividades
previstas en el Plan de Exploracién, Evaluacion o en el Plan de Desarrollo
aprobados.

v' El Contratista no cumpla el Programa Minimo de Trabajo, sin causa justificada.

En otras palabras, cuando se termine el Contrato automéaticamente BHP Billiton pierde
sus derechos al detener la ejecucién las actividades acordadas.

La segunda caracteristica clave de un acuerdo Farm — Out, es que el farmee gana un
interés en el area al completar un pozo capaz de producir cantidades de pago. Dicho
de otra manera, perforar un pozo capaz de producir hidrocarburos econémicamente
rentables. Una vez perforado dicho pozo, automaticamente el farmee tiene el derecho
de proceder con las actividades de extraccion.

Precisamente, de acuerdo con la Clausula 3 del Contrato, el Contratista solo esta
obligado a cumplir con las actividades de exploracién que forman parte del llamado
Plan de Exploraciébn mismo que a su vez conforma el Programa Minimo de Trabajo
(PMT). Este PMT también incluye el Plan de Evaluacién el cual contiene las actividades
para la etapa de evaluacion. Sin embargo, en el Contrato las Unicas actividades
obligatorias corresponden a las definidas en el Plan de Exploracion. De acuerdo con lo
establecido en la Clausula 4 del Contrato, una vez cumplidas estas actividades dentro
del plazo conocido como Periodo Inicial de Exploracion el Contratista tiene derecho a
dar por terminado el Contrato.

70 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién | CASO DE ESTUDIO: TRION

La tercera caracteristica de un Farm — Out, son los “tipos de interés obtenidos” los
cuales definen la jurisdiccién del area de operacion de cada una de las partes. Estos
intereses sobre el area pueden ser divisibles, indivisibles 0 combinados.

Para el caso de Trién, se puede afirmar que el Contrato CNH-A1-TRION/2016 es un
Farm — Out de interés indivisible, es decir, un interés de ambas partes en una misma
area de arrendamiento. Efectivamente BHP Billiton tiene como obligacion pagar el 60%
de los costos y Pemex el 40% sobre las actividades por ejecutar en una misma area.
Por esta razén, se puede afirmar que, de acuerdo con lo anterior, el Contrato de Tridn
es un Farm — Out de “interés indivisible”.

Para concluir el tema de las caracteristicas clave de es que un contrato podria estipular
gue el contratista perfore un determinado nimero de pozos a fin de que la asignacion
del area donde se llevan a cabo actividades petroleras no se cancele. De igual manera,
en un Farm — Out la asignacién del area puede ser condicional, esto es que el farmee
adquiere un interés en la propiedad contractual cuando el acuerdo es concretado, sin
embargo, esta sujeto a la obligacién de transmitir o devolver los derechos en caso de
tener problemas durante su desempefio. Para fines administrativos, el farmor preferira
esperar un periodo de tiempo antes de asignar la transferencia de derechos hasta que
el farmee comience la ejecucion de actividades. En otra instancia, si el farmor llega a
un punto tal en el que se declare en bancarrota antes de realizar la asignacién del area
por explotar, es posible que el farmee nunca reciba la transferencia de derechos.

Se puede apreciar que el punto anterior se manifiesta en el Contrato de Tridén, puesto
gue la asignacion de los derechos al Contratista del area de exploracion esta
subordinada al cumplimiento de perforacion de pozos de exploratorios. En caso de no
cumplirse con estas actividades, el Contrato se cancela automaticamente.

II.4.Esquema de Asignacion

En este apartado se abordaran las generalidades de la Asignacion que se habia otorgado
a Pemex para llevar a cabo las actividades exploratorias en Trion. Posteriormente, se
describiran las diferentes erogaciones que el operador tiene que pagar al Estado mexicano.
Hay que recordar que, de acuerdo con la LISH, las asignaciones otorgan derechos de
operacion a una Empresa Productiva del Estado (EPE) para que efectle actividades de
exploracién y/o produccion de hidrocarburos en una determinada &rea. En este caso, la
EPE es Pemex mediante su Empresa Productiva Subsidiaria: Pemex Exploracion y
Produccion (PEP).

Es necesario recalcar que en el 2014 la Secretaria de Energia (SENER) adjudicé a Pemex
los derechos para ejercer actividades de exploracion y extraccién de hidrocarburos en Trion
bajo dos Titulos de Asignacion:

1)  AE-0092 - Cintur6n Subsalino — 10
2) AE — 0093 — Cinturén Subsalino — 11'%

Posteriormente, los Titulos de Asignacién para Trién sufrieron una transformacion juridica
(migracién) que dieron paso al Contrato de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos
(CEEH).

125 (Pemex, 2018)
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llustracion II-5 Ubicacion de las areas de Asignacion Trion. Fuente: “Pemex desarrollara con BHP Billiton
el proyecto del bloque Trion en aguas profundas”, boletines nacionales, sala de prensa, Pemex.

Originalmente, tal como se aprecia en la llustracion 11-5, el blogue se encontraba divido en
dos porciones donde cada Titulo de Asignacion representaba una parte del area, en
contraste con el Contrato el cual abarca toda el area.

No obstante, para estudiar el flujo de efectivo de Trién bajo la modalidad de asignacion, se
propone que un solo titulo cubra toda el area del Campo tal como ocurre con el Contrato.
Por consiguiente, las erogaciones que Pemex esta obligado a pagar al Estado se aplican a
toda la superficie de Trién. De ésta manera se puede comparar el flujo de efectivo bajo el
hipotético Titulo de Asignacion respecto del flujo de efectivo que resulta del Contrato de
Licencia.

11.4.1. Pago de Derechos

El Pago de Derechos es una erogacion que efectla el asignatario (Pemex) de un campo o
area a favor del Estado. Estos ingresos del Estado son administrados por el Fondo
Mexicano del Petréleo para la Estabilizacion y el Desarrollo. Es decir, se trata de ingresos
para el Estado mexicano por actividades de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos que
ejecuta el asignatario. La LISH (DOF 07-12-2016, Cantidades Actualizadas 24-12-2018)
considera los siguientes derechos:

e Derecho por la Utilidad Compartida (DUC)

Estipulado en el articulo 39 de la LISH, se define como el monto que debe pagar el
asignatario al Estado. Dicho monto es el 65% de la resta o diferencia del valor de los
hidrocarburos extraidos en el campo (precio multiplicado por volumen) y una serie de
deducciones y derechos establecidos en las fracciones | a V del articulo 40 de la LISH
(actualizacion 24-12-2018). De patrticular relevancia, es que las deducciones de las
fracciones | a lll de este articulo son practicamente las mismas deducciones
estipuladas en el articulo 32 de la LISH para el célculo del ISR. Para ser precisos, se
trata de las deducciones de los Costos, Gastos e Inversiones (CGlar40) que intervienen
en las etapas exploratorias y productivas. Del mismo modo, el DUC se compone de un
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“derecho” estipulado en la fraccion V, a saber, el Derecho de Extraccion de
Hidrocarburos (DEXTH) que se abordara méas adelante.

Por consiguiente, el articulo 39 estipula que el asignatario pagard anualmente el DUC
al Estado, al mismo tiempo el articulo 42 establece que para tal fin se haran pagos
provisionales mensuales.

El monto de dichos pagos se calcula al restarle al valor de los hidrocarburos extraidos
las deducciones de los CGlar.40, €l Derecho de Extraccion y el Derecho de Exploracion
de Hidrocarburos (DEXTH y DEXPH).

De acuerdo con personal del Instituto Mexicano del Petréleo (IMP), para fines de este
trabajo solo se toman en cuenta las fracciones |, Il y V del articulo 40 y las fracciones |
y Il del articulo 42. Del mismo modo, para el célculo del DUC se considera el valor de
los hidrocarburos acumulados en un afo, es decir, el Valor Anual de los Hidrocarburos
(VAH).

Por consiguiente, se puede expresar aritméticamente el pago del Derecho de Utilidad
Compartida (DUC) por periodo anual (t) como:

DUC, = 65% * (VAH, — Deducciény,; 40, — DEXPH, — DEXTH,)

Donde:

Deduccionyys a0, = Deducciones de los Costos Gastos e Inversiones (CGlart.a0,)

enelperiodot

DEXPH,; = Derecho de exploracion de hidrocarburos del periodo t
DEXPH, = Derecho de extraccion de hidrocarburos del periodo t
VAH; = Valor Anual de los Hidrocarburos por periodo t

Conviene mencionar que el monto de deduccién de los Costos, Gastos e Inversiones
del articulo 40 de la LISH (Deduccionar4o) que compone el calculo del Derecho de
Utilidad Compartida (DUC) debe tener ciertos criterios. Para ser precisos, estas
deducciones por periodo no deben rebasar un limite establecido en el articulo 41 de la
LISH. Es decir, no deben ser mayores al resultado de aplicar una Tasa al Valor Anual
de los Hidrocarburos (VAH) de tal forma que el DUC nunca tenga como resultado un
valor negativo por periodo:

Deduccidnyyt 40, < Tasa * (Valor Anual de los Hidrocarburos)
Dyr¢.a0, < (Tasa * VAH,)

1) La LISH estipula el valor de la Tasa en funcion de la localizacion de la zona del
proyecto y del tipo de hidrocarburo que se extrae. Algunos montos que establece
la LISH son:

2) Hidrocarburos diferentes al gas natural no asociado y sus condensados
extraidos en areas terrestres, cuya tasa es de 12.5% del Valor Anual de los
Hidrocarburos (VAH).

3) Gas natural no asociado y sus condensados extraidos en campos de gas natural
no asociado, cuya tasa es un 80% del VAH.
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4) Hidrocarburos distintos al gas natural no asociado y a sus condensados
extraidos en &reas maritimas con tirante de agua superior a quinientos metros.
El valor es del 60% del VAH distintos al gas natural no asociado y sus
condensados.

Esta Ultima tasa es la que corresponde con los hidrocarburos del Campo Trién, por
consiguiente:

Dartao, < (60% * VAH,)

En otras palabras, se trata de una tasa aplicable exclusivamente a proyectos en aguas
ultra profundas. En el caso contrario de que las deducciones superen el limite maximo,
los saldos a favor del asignatario (Pemex) se podran deducir en los ejercicios
inmediatos posteriores. Dicho de otro modo, pueden existir periodos donde el monto
de las deducciones del asignatario sea mayor al del Valor Anual de los Hidrocarburos
(VAH):

Dart.a0, > (60% * VAH,)

Por consiguiente, el monto de la Deducciongcao, S€ puede ejercer en la
Deducciongy 49,,, €S decir hasta el periodo “n” donde ademas de incluir los CGlart4o de

ese mismo periodo, también incluye los acumulados de periodos anteriores siempre
que no rebasen el limite:

Deduccién (para los periodos siguientes) = CGlariao, + CGlareaop g + -+ CGlartao,

n
Deduccion (para los periodos siguientes) = Z CGlyrt.a0;
i=t

n
DeduCCi(l)nArtAOn = Z CGIATt.40i

i=t

Siempre y cuando:

n
Z CGlareao; < (60% * VAH,)

i=t

En sintesis, la expresion para el Derecho de Utilidad Compartida (DUC) se expresa
como:

DUCt = 65% * (VAHt - DeducciénArt.40n - DEXPHL- - DEXTHt)
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Al mismo tiempo el articulo 42 de la LISH establece que a los pagos provisionales de
este Derecho (DUC) se le podran restar los pagos provisionales de los meses
anteriores correspondientes a los periodos de los ejercicios de que se traten. La
diferencia de los pagos provisionales anteriores respecto a los determinados sera el
pago provisional por enterar o por efectuar. Es decir, en caso de que el asignatario
tenga un saldo a favor (DUC negativa) en la declaracién anual del pago por DUC, podra
compensar dicho saldo contra los pagos de periodos posteriores.

e Derecho de Extraccién de Hidrocarburos (DEXTH):

Forma parte del calculo del Derecho por la Utilidad Compartida, es un monto que el
asignatario debe cubrir a favor del Estado y esta regulado por el articulo 44 de la LISH.
El pago de este Derecho consiste en periodos mensuales, sin embargo, tal como en el
caso anterior, se pueden establecer periodos anuales mediante la acumulacién del
valor de ventas de petréleo en un afio. Hay que recordar que la acumulacion de ventas
anuales es el Valor Anual de los Hidrocarburos (VAH). Este valor, se multiplica por una
de las tasas establecidas en las fracciones | a Il del articulo 44 que dependen del tipo
de hidrocarburo que se produzca.

DEXTH = Valor Anual de los Hidrocarburos * Tasa ¢ 44

El articulo 44 estipula diferentes tasas ya sea para el petréleo, gas natural o los
condensados. Para Trién, la tasa concerniente es la del petréleo, donde los porcentajes
de la Tasa se encuentran en funcion del precio del barril de petréleo:

T _ { 7.5%, Precio por barril < 48.00 USD
A5Qart4s = \Tqsa Calculada, Precio por barril = 48.00 USD

Donde:
Tasa Calculada = [0.125 = Precio del Petréleo + 1.5]

Al tomar en cuenta un periodo anual (1), se puede expresar el calculo de este Derecho
de la siguiente manera:

DEXTH, = VAH, * Tasa ¢ 44

Vale la pena mencionar que el pago de este Derecho por parte del asignatario se
efectuard durante la fase de extraccion o produccion de los hidrocarburos. Por
consiguiente, el pago de este Derecho no se ejerce durante la fase exploratoria. Otro
punto es que el calculo del DEXTH es similar a la Contraprestacion en Funcién de una
Tasa al Valor Contractual de los Hidrocarburos estipulada para los contratos.

e Derecho de Exploracion de Hidrocarburos (DEXPH):

Del mismo modo que el DEXTH, este derecho forma parte del calculo del DUC. La
regulacién de su calculo se encuentra en el articulo 45 de la LISH. Este articulo
establece que el DEXTH es un pago que el asignatario debe erogar por el derecho de
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exploracién. Conviene subrayar que este derecho se pagara cuando el asignatario se
encuentra en ejecucion de las actividades de exploracién, es decir, no se pagara
DEXPH en etapas de extraccion o produccién. El calculo consiste en multiplicar una
tarifa por el numero de kilbmetros cuadrados del area de asignacion que no se
encuentre en la fase de produccion:

DEXTH = Tarifa * Area de Asignacién
DEXTH = TDEXPH * AA

El valor de la tarifa depende del lugar en el tiempo que se encuentre el proyecto, puesto
gue se contemplan montos diferentes antes y después de los primeros sesenta meses
de vigencia de la asignacion:

Tarif i< meses = 1,355.82 $/km?
Tarifa ;e meses = 3,242.17 $/km?

Se podria mencionar que el pago del Derecho de Exploracion de Hidrocarburos es
similar a la que pagaria un contratista por la Cuota Contractual para la Fase
Exploratoria establecida por la LISH para los contratos.

11.4.2. Régimen fiscal

Del mismo modo que un contratista en un contrato el asignatario también debe pagar
impuestos. En este caso, el asignatario debe pagar el Impuesto Sobre la Renta (ISR) y el
Impuesto por la Actividad de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos (IAEEH). La
Secretaria de Hacienda y Crédito Publico es la entidad del Estado que se encarga de recibir
este pago por parte del asignatario (Pemex).

e Impuesto por la Actividad de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos
(IAEEH).

Se trata del mismo impuesto que se aplica a un contratista en el caso de un proyecto
regido bajo un contrato. El pago de este impuesto se encuentra estipulado en el articulo
55 de la LISH. Es aplicable tanto para las fases de exploracién como de produccion de
hidrocarburos, es decir durante todo el ciclo de vida del proyecto. El pago por este
impuesto es mensual, consiste en una cuota correspondiente para la fase de
exploracién y otra cuota para la de extraccion.

IAEEH = Cuota, * Area de Asignacién

IAEEH = C, * AA
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Los montos de las cuotas aplicables para ambas fases son los mismos que para el de
un contrato:

Cuotaeypioracion = 1,768.45 $/km?
Cuota gyrraccion = 7,073.83 $/km?

e Impuesto Sobre la Renta (ISR).

El articulo 46 de la LISH estipula que tanto las asignaciones como los contratos deben
de cumplir con el pago del impuesto. También menciona que para determinar el
impuesto, se deberan deducir los montos de los porcentajes relacionados a las
inversiones destinadas para exploracion y desarrollo. Los montos por deducir
corresponden a los Costos Gastos e Inversiones (CGl) estipulados en las fracciones |
a lll de este articulo. Precisamente, estos CGI son practicamente los mismos que los
establecidos en el articulo 32 para calcular el ISR en un contrato y del Derecho por
Utilidad Compartida (DUC).

Utilidad Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciongyt 46,
Donde:

Deduccidngye a6, = fraccion ; + fraccion ;; + fraccion

11
Dprtae, = E fraccion ;
i=1

La Utilidad Fiscal (UF) se expresa como:

UF = 1A — DATt.‘l—Gt

Del mismo modo que en un contrato, a la Utilidad Fiscal (UF) en asignacion se le
disminuyen pérdidas fiscales pendientes de aplicar de ejercicios o periodos anteriores.
Como ya se ha mencionado, la Pérdida Fiscal y la Utilidad Fiscal poseen una expresion
aritmética similar:

Pérdida Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciong,; 46,
siempre y cuando:

Deduccidngys a6, > Ingresos Acumulables
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Por consiguiente, se puede abreviar la Pérdida Fiscal (PF) como:
PF = 1A — Dyrt.s,
siempre y cuando:
Dyrtas, > 1A

De modo similar a un contrato la Utilidad Fiscal (UF) y la Pérdida Fiscal (PF)
aritméticamente son iguales, pero con diferentes condiciones de frontera:

UF,  Darras, < IA

IA — Deduccion;, = {PF Dyreae, > 1A
) 46¢

En caso de un saldo a favor, el Estado no pagara de manera monetaria dicho saldo al
asignatario. Sin embargo, se permite la deduccion de impuestos de estos saldos en un
plazo maximo de quince ejercicios siguientes hasta agotarlo.

Resultado Fiscal = Utilidad Fiscal — Pérdida Fiscali<1s ejercicios
RF = UF — PFi<15 ¢jercicios
Con el resultado fiscal calculado para cada periodo, se procede a calcular el ISR:
Impuesto Sobre la Renta = 30% * Resultado Fiscal

ISR = 30% * RF

11.4.3. Elementos de la Asignacion

A continuacion, se describiran los elementos de los Titulos de Asignacion que se habian
otorgado a Pemex para Trién.

e Términos y condiciones Exploracion

Estipula que los trabajos de exploracion seran llevados a cabo mediante lo establecido
en el Plan de Exploracion y conforme al Compromiso Minimo de Trabajo. De manera
similar a un contrato, cada asignacién posee su propio Compromiso Minimo de Trabajo.

Para el caso de los Titulos de Asignacion de Trién que se habian otorgado a Pemex,
el Periodo Inicial de Exploraciéon tiene una duracion de tres afios mientras que el
Periodo Adicional de Exploracién dos afos. Este ultimo tendréa que ser solicitado por el
asignatario, siempre y cuando cumpla con el Compromiso Minimo de Trabajo. La fase
exploratoria de estos Titulos de Asignacion concluia cuando se declaraba un
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“descubrimiento comercial’, esto es, aquellos descubrimientos que se puedan
desarrollar y producir bajo una base comercial que considera factores técnicos y
econdmicos. De igual modo, la fase de exploracién culmina si el asignatario declara el
Area de Asignacion como no comercial.

De manera general, en las asignaciones si no se hace la declaracién conforme a los
tiempos establecidos, el asignatario pierde los derechos de exploracion y extraccion
sobre el area de asignacion.

e Términos y condiciones Extraccion

De igual forma que en la fase de exploracion, un asignatario debe entregar un Plan de
Desarrollo para la Extraccién donde se acredite el cumplimiento de las capacidades
técnicas, financieras y de ejecucion para llevarlo a cabo. Aunado a lo anterior, las
actividades se deben llevar a cabo en términos del Compromiso Minimo de Trabajo
anexado. Cuando se trate de causas justificadas, con previa autorizacion de la CNH el
asignatario tiene derecho de posponer o suspender los trabajos establecidos en el
Plan.

Otro derecho adicional del asignatario es el de modificar el Plan de Desarrollo para la
Extraccion. Lo anterior en virtud de la posibilidad de que los hidrocarburos se
encuentren en una zona diferente a la contemplada en el Plan. Para ello, el asignatario
debe avisar a la SENER y presentar a la CNH la modificacién, lo que traeria consigo
no solo la modificacién del Plan de Desarrollo para la Extraccion, sino del Titulo de
Asignacion.

e Condiciones y mecanismos para la reduccion o devolucion del area de
asighacion

Los Titulos estipulan que se puede dar una reduccién del Area de Asignacion, sin
embargo, esto no quiere decir que las obligaciones del asignatario respecto al
Compromiso Minimo de Trabajo disminuyan. En concreto, la disminucion se podra
efectuar cuando el asignatario modifique el Plan de Exploracién o Plan de Desarrollo
para la Extraccion. En ese caso, el asignatario esta obligado a devolver la parte del
Area de Asignacion no incluida en los planes.

Por otro lado, el asignatario tiene derecho a solicitar por si mismo una reduccion directa
del &rea, con previa autorizacion de la SENER. Otra opcion, es que el asignatario tiene
derecho a no continuar con los trabajos de exploracion o extraccién cuando este lo
decida. Para tal fin, debera avisar a la CNH sobre esta renuncia la cual sera aprobada
por la SENER. Al devolver el area de asignacion al Estado, el asignatario no esta sujeto
a la obligacion de pagar cargo o indemnizacion alguna. Simplemente renuncia a los
derechos sin erogar nada a cambio. El asignatario debera realizar tanto el
taponamiento como el abandono de pozos, la limpieza, restauracion y el retorno del
Area a su estado natural, su desmantelamiento, retiro de maquinaria y equipos. El
proceso de devolucion se llevara a cabo por escrito a la SENER y la CNH, quienes
emitirdn la aprobacion correspondiente.

e Derechos del Asignatario

Para el caso de los Titulos de Asignacion que tenia Tribn antes de la migracion, se
contemplan claramente siete derechos para el asignatario (Pemex) mas un octavo que
contempla la posibilidad de derechos adicionales:
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1) Ejecutar estudios, trabajos y obras para llevar a cabo las actividades de
exploracion y extraccion en el Area de Asignacion.

2) Reportar para efectos contables y financieros la asignacién que se tiene
otorgada. Este derecho también esta expresado en el articulo 45 de la Ley de
Hidrocarburos (LIH), tanto para asignatarios como para contratistas. En el
caso del contratista el derecho aplica a su respectivo contrato. Lo anterior
siempre y cuando se afirme que los hidrocarburos que se encuentren en el
subsuelo sean propiedad de la Nacion.

3) Ceder la asignacion con previa autorizacion de la SENER.

4) Renunciar a la asignacioén, con previa aprobacion de la SENER y con aviso a
la CNH.

5) El derecho de celebrar contratos de servicios con particulares para llevar a
cabo las actividades de la asignacion.

6) Proponer a la SENER la autorizacién de una migracién de la asignacioén al
esquema de un contrato.

7) Aprovechar comercialmente la informacion que obtenga con motivo de las
actividades de reconocimiento y exploracién superficial que realice.

8) Lo demas que, conforme a las disposiciones aplicables, sean necesarios para
llevar a cabo las actividades de exploracién y extracciéon en el area de
asignacion.

e Obligaciones del Asignatario

Ambos Titulos de Asignacion contemplaban las mismas obligaciones, entre ellas, se
encuentran:

1) No poder ceder o traspasar la asignacion sin la autorizacion correspondiente.

2) Seraresponsable de los residuos, derrames de hidrocarburos o demés dafios
que resulten, en términos de las disposiciones juridicas aplicables.

3) En caso de emergencia o siniestro, debe proporcionar el auxilio que sea
requerido tanto por las autoridades competentes, como por otros asignatarios
0 contratistas, en la medida de sus posibilidades. El responsable de la
asignacién debera reembolsar los costos erogados derivados del auxilio
proporcionado a los asignatarios y contratistas que proporcionaron auxilio.

4) Cumplir en tiempo y forma con las solicitudes de informacién y reportes que
requiera la SENER, SHCP y la Secretaria de Economia (SE). De igual forma,
el Fondo Mexicano del Petréleo para la Estabilizacion y el Desarrollo y demas
autoridades competentes, en el ambito de sus respectivas facultades.

5) Avisar a las autoridades competentes sobre cualquier siniestro, hecho o
contingencia que, como resultado de sus operaciones, ponga en riesgo la vida,
la salud y seguridad publicas. Del mismo modo, el medio ambiente, la
seguridad de las instalaciones o la produccion de hidrocarburos.

e Revocacion de la Asighacion

Respecto a la revocacion, la SENER podra revocar la asignacion cuando el asignatario
no mantenga vigentes las garantias y seguros conforme a la regulacion
correspondiente. Del mismo modo, cuando el asignatario incumpla las obligaciones que
le imponga el régimen fiscal correspondiente. Esto ultimo se podria traducir como el
incumplimiento en tiempo y forma de los pagos de impuestos.

En otro orden de ideas, dentro de la forma de proceder respecto a la revocacion, en
casos donde el asignatario tenga el derecho de adquirir activos arrendados, debera
ejercer la opcion de transferencia, salvo que cuente con la autorizacion previa o por
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escrito de la CNH para no ejercer dicha opcion. Es decir, durante la devolucién del area
contractual, la adquisicion de activos por parte del asignatario estara sujeto a lo que
indique la CNH. En cuanto a contratos para utilizar equipos de perforacion, el
asignatario debera renovar o extender el periodo de contratacion, de igual forma, ceder
el derecho de dicha opcién a otra EPE o0 a un particular que la CNH indique'?.

I1.5.Método de Evaluacioén

En este apartado, se abordaran los elementos caracteristicos de la evaluacién econémica
de proyectos. Para tal fin, se definira qué es un proyecto y las etapas de la evaluacion
econdmica de proyectos: Estudio legal, estudio de mercado, estudio técnico y finalmente
las herramientas econdmicas para la evaluacion. Con esta informacién se podra definir la
evaluacion economica para Tridn, bajo dos alternativas juridicas: Contrato y Asignacion.

11.5.1. Generalidades de un Proyecto

Para comenzar, “un proyecto se define como un esfuerzo temporal que se lleva a cabo para
crear un producto, servicio o resultado Ginico” *?’. Los proyectos cumplen sus objetivos o su
razon de ser cuando estos generan “entregables” que pueden ser tangibles o intangibles.
Un entregable puede ser un producto, un resultado, o un servicio para completar un
proceso, fase e incluso un proyecto. Dado su caracter temporal, poseen un inicio y un fin
que dependen entre otras cosas de objetivos cumplidos, objetivos no cumplidos,
financiamiento agotado o no disponible, existencia de la necesidad a satisfacer, causa legal
y disponibilidad tanto de recursos humanos como fisicos.

Otro punto importante es que los proyectos son capaces de modificar las organizaciones
de un estado a otro con la finalidad de que se logre el objetivo. De la misma manera, los
proyectos generan un beneficio cuantificable neto que se deriva de una iniciativa de
negocio, es decir, valor de negocio.

Para ilustrar un consenso de lo que debe ser un proyecto, la Guia del Project Management
Body of Knowledge (PMBoOK) publicado por el Project Management Institute, asocia
diferentes entidades relacionadas a la gestion de proyectos. El PMBoOK establece cuatro
categorias generales de contexto de inicio de proyecto.

En primera instancia, cumplir con requisitos regulatorios, legales o sociales. En segundo
lugar, que la empresa busque satisfacer las solicitudes o necesidades de los interesados.
En tercer lugar, implementar o cambiar las estrategias de negocio o tecnoldgicas. Por
altimo, crear, mejorar o reparar productos, procesos 0 Servicios.

De tal manera que un proyecto posee un Ciclo de Vida, que se define como una serie de
fases tales como:

a. Inicio del Proyecto

b. Organizacién y Preparacion
c. Ejecucioén del Trabajo

d. Finalizacion del Proyecto

126 (SENER, 2014)
127 (PMI, 2017)
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Del mismo modo se consideran también los Procesos de la Direccién de Proyectos que se
ejecutan mediante actividades cuya finalidad es gestionar el Ciclo de Vida del proyecto.
Vale la pena mencionar que los Procesos se aplican a nivel mundial en todas las industrias.
Cada actividad produce “salidas” que pueden ser entregables o resultados. En general, las
salidas de los Procesos de Direccion de Proyectos (excepto el Proceso de Cierre) tienen
como resultado la entrada a otro Proceso o en otros casos, la Fase del Proyecto. Son cinco
los Grupos de Procesos de la Direccién de Proyectos:

1) Procesos de Inicio

2)  Procesos de Planificacion

3) Procesos de Ejecucion

4)  Procesos de Monitoreo y Control
5)  Procesos de Cierre

Estos procesos anteriores funcionan también para llevar a cabos las denominadas Areas
de Conocimiento. Las cuales se definen como aquellos procesos necesarios para el
desarrollo de un proyecto o la direccién de proyectos. Su particularidad es que auxilian a la
direccién de un proyecto y se identifican por sus requisitos de conocimientos. Esto es, tener
sus propios procesos, entradas, salidas, herramientas y técnicas. Existen diez Areas de
Conocimiento generales que regularmente se utilizan en un proyecto, cada uno es motivo
de explicaciones extensas y detalladas pero que se resumen a continuacion:

1. Gestidn delalntegracion del Proyecto: Son aquellas actividades que tienen como
objetivo identificar, definir, combinar, unificar y coordinar las demas actividades y
procesos de direccion del proyecto.

2. Gestién del Alcance del Proyecto: Incluye las actividades o procesos necesarios
para garantizar que el proyecto tenga lineamientos requeridos para para poder
llevarse a cabo con éxito.

3. Gestion del Cronograma del Proyecto: Se refiere a los procesos que se requieren
para administrar la finalizacién del proyecto satisfactoriamente

4. Gestion de los Costos del Proyecto: Todo lo relacionado a planificar, estimar,
presupuestar, financiar, gestionar y controlar los costos. Adicionalmente, su funcion
es asegurar que el proyecto se ejecute dentro del presupuesto aprobado.

5. Gestidon de la Calidad del Proyecto: Su objetivo es la politica de calidad para
organizar la planificacién, gestion y control de los requisitos de calidad tanto del
proyecto como del producto.

6. Gestidon de los Recursos del Proyecto: Son los procesos para identificar, adquirir
y gestionar los recursos para la correcta ejecucién del proyecto.

7. Gestion delas Comunicaciones de Proyecto: Su objetivo central es la disposicion
de la informacién. De igual forma, todo lo relacionado a su oportuna y adecuada
recopilacién, creacién, distribucién, almacenamiento, recuperacion, control y
monitoreo.

8. Gestion de los Riesgos del Proyecto: Incluye todo lo relacionado con las
actividades de planificacion de la gestion, identificacion, analisis, planificacion de
respuesta y monitoreo de los riesgos del proyecto.

9. Gestion delas Adquisiciones del Proyecto: Son las actividades encargadas para
la compra o adquisicion de los productos, servicios o resultados requeridos externos
a los del equipo del proyecto.

10. Gestién de los Interesados del Proyecto: Son las actividades y procesos para
identificar a las personas, grupos u organizaciones que pueden afectar o ser
afectados por la existencia del proyecto. Adicionalmente, desarrollar estrategias de
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gestibn adecuadas a fin de lograr la participacion de los interesados en las
decisiones y en la ejecucion del proyecto.

Finalmente, para decidir si un proyecto debe ejecutarse o no, es necesario realizar una serie
de estudios: De viabilidad comercial, técnica, legal, de impacto ambiental, econémica y
financiera. No obstante, existen alternativas de proyectos que pueden ser no redituables en
el ambito economico, sin embargo, por razones estratégicas, humanitarios o de otras
indoles subjetivas podrian hacer recomendable su eleccion.

11.5.2. Estudio Legal

Un proyecto por muy rentable que sea debe acatar las disposiciones juridicas vigentes!?®,
Para empezar, existen diferentes maneras de como se puede constituir una empresa o
sociedad, razén por la cual existen diferentes tipos de sociedades que se permiten
asociaciones o alianzas mientras que existen sociedades que las prohiben. Ya sea en la
aportacion de los factores de produccion (dinero, tecnologia, organizacion, experiencia)
como en las utilidades que cada una recupere. Los contratos toman relevancia, porque de
ellos depende los lineamientos y alcances legales del proyecto. Las estipulaciones de un
contrato tienen un efecto significativo en los flujos de efectivo de un proyecto. Ejemplos de
ello son las erogaciones iniciales, pago de bonos, regalias por determinada cantidad de
productos o por determinada cantidad de usuarios y clientes.

Otro punto importante son las instituciones que intervienen en la decision de la realizacion
de un proyecto, por ejemplo, las encargadas de regular su operacion y actividades
comerciales.

Por otro lado, el Estudio Legal es necesario para tener conocimiento de la legislacién
tributaria tales como impuestos, contribuciones y tasas dado que repercuten en la
evaluacién econdmica del proyecto. Tan solo el efecto de los impuestos sobre los flujos de
efectivo del proyecto puede alterar la decision final de la ejecucion. Uno de los impuestos
mas significativos es el Impuesto Sobre la Renta, que es el monto con base en el ingreso
bruto que debe declararse a una institucion gubernamental de nivel federal (o de menor
nivel) 12,

11.5.3. Estudio de Mercado

Un estudio de mercado es importante porque se obtiene informacion de la demanda del
bien o servicio que se va a fabricar. Del mismo modo, se obtiene el comportamiento de la
oferta a lo largo del tiempo, de los clientes potenciales y actuales del bien o servicio.
Ademas, implica la eleccion del segmento del mercado el cual tomara participacion el
proyecto y considerar los competidores actuales o potenciales. Por ultimo, proporciona
informacion para establecer el precio del producto que los clientes estaran dispuestos a
pagar. En general:

e Anadlisis de la Oferta: Es la cantidad de producto que la organizacion, empresa o
fabricante esta dispuesta a ofrecer a un precio determinado. Existe una amplia gama
de variables que intervienen en la definicion de la relacion cantidad/precio, estas
pueden ser la disponibilidad y costos de los insumos, materias primas y el grado de

128 (Baca, 2013)
129 (Blanck & Tarquin, 2006)
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desarrollo tecnolégico del sector. De la misma manera, no hay que perder de vista
la competencia del sector, el nUmero de proveedores, de compradores, los apoyos
gubernamentales y disposiciones fiscales.

e Anadlisis de lademanda: Consiste en conocer silos consumidores estan dispuestos
a comprar un producto a un determinado precio. En este caso, las variables que
intervienen son la necesidad que existe por el producto y el precio. De la misma
manera la preferencia de los clientes, la rivalidad entre competidores, la cantidad y
precios del producto sustituto.

e Andlisis de los precios: Se trata de la cantidad monetaria en que un articulo se
pueda vender. La definicién de este elemento es importante porque eventualmente
afecta la participacion que tiene una empresa en el mercado. Ademas, afecta la
decision de los clientes, del mismo modo, los costos globales debido al nivel de
utilizacién de la capacidad instalada y el consumo de los recursos. La fijaciéon de los
precios es complicada si se trata de un mercado global, porque esta sujeto a las
fluctuaciones del tipo de cambio de las monedas y costos de transportes
internacionales®.

11.5.4. Estudio Técnico

Indica el perfeccionamiento del funcionamiento del proyecto hasta llegar al disefio o
solucion definitiva. Ademas de la viabilidad técnica, debe mostrar y justificar cual es la
alternativa que mejor se adapta a los criterios de optimizacién aplicables. Con las
decisiones adoptadas, se determina el capital y mano de obra para ejecutar el proyecto y
ponerlo en operacién. Lo anterior depende en buena medida del tamafio del proyecto, que
a su vez, en términos técnicos, depende tanto del tiempo de funcionamiento como de la
inversion.

Otro factor por considerar es que el estudio técnico tiene por objetivo proveer informacion
para cuantificar el monto de las inversiones y por consiguiente los costos de operacién del
proyecto. Los aspectos técnicos incluyen el disefio de la planta o las edificaciones, del
mismo modo los tipos y especificaciones del equipo o infraestructuras. De igual forma, tipo
y cantidades de insumos a consumir, su proceso productivo y las caracteristicas del
producto final. B4sicamente consiste en definir tamafio adecuado del proyecto, localizacion,
ingenieria, cronograma de realizacién, entre otros. El tamafio del proyecto se refiere a la
escala o nivel de produccién que puede alcanzar, esto es, la capacidad de produccién a la
que se ha decidido operar. Una pequefia planta que produce cierta cantidad de bienes
puede aumentar su capacidad de produccion cuando aumenta su tamafio, es decir, existe
un escalamiento de su economia. Por lo tanto, el tamafio depende por un lado de las
dimensiones de las instalaciones, capacidad maxima de produccion y por el otro, de los
aspectos tantos técnicos como econémicos.

Concerniente a la localizaciéon del proyecto por parte de la organizacibn o empresa que
ejecuta el proyecto, autores como el economista aleman Alfred Weber identificaron que
disminuir en la medida de lo posible costos de transporte y localizarse cerca de fuente de
materias primas garantizan un costo mas bajo de produccion. La localizacién 6ptima es el
punto del costo minimo del transporte, se decide a partir del peso, volumen de materias
primas, producto final y distancia a los mercados.

130 (1zar Landeta, 2016)
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En cuanto a la ingenieria del proyecto, se puede afirmar que consiste en la eleccion de las
diferentes alternativas de procesos productivos, por ejemplo, manuales de operacién o
procesos automatizados. La eleccién depende en gran parte de la disponibilidad del capital
y las experiencias que la organizacion o empresa que ejecuta el proyecto posee, es decir,
activos organizacionales de la empresa. Dicho de otra manera, toma lugar la eleccion de
tecnologias, equipos necesarios, la disposicién fisica en el sitio de produccion, su costeo y
evaluacién econémical3!®2,,

11.5.5. Estudio Econdmico y Financiero

En primer lugar, el estudio econdmico tiene por objetivo traducir en montos de dinero la
informacién proporcionada por los estudios anteriores. Con ello se procede a elaborar
propuestas de alternativas que sirvan de base para la evaluacion econémica. Es en este
punto donde se conjugan los elementos tanto de la ingenieria econémica (que se abordara
mas adelante) como de la disciplina ingenieril relacionada al proyecto. Se determinan
costos totales de la inversion inicial, los gastos de operacién y mantenimiento entre otros.
Se determinan aspectos como la tasa de rendimiento, financiamiento y céalculos de flujos
netos de efectivo'®3. Sobre el estudio financiero, consiste en identificar y ordenar los
elementos que intervienen en las inversiones, costos de capital y comportamiento de los
ingresos del proyecto que fueron identificados en los estudios previos®*,

El estudio econémico y financiero es una de las partes fundamentales dentro de la
evaluacion de un proyecto. Para evaluar econOmicamente un proyecto, se necesitan
indicadores gue a continuacién se abordaran.

11.5.6. Ingenieria Econdmica

Uno de los aspectos de la ingenieria, es la toma de decisiones, es decir, elegir una
alternativa de proyecto sobre otras. Para ser mas especificos, las decisiones relacionadas
a la manera de invertir mejor los fondos (capital) con la finalidad de agregarles valor. Al
conjunto de técnicas matematicas destinado a simplificar las comparaciones econémicas y
evaluar sus resultados se le denomina Ingenieria Econémica.

Gracias a la Ingenieria Econdmica, se puede saber cdmo afecta un proyecto a la entidad
que lo ejecuta (institucién publica, empresa privada o asociacion publica privada) desde el
punto de vista de los costos y/o ingresos. Por ejemplo, en el sector publico existen
cuestiones como la cantidad de impuestos a recaudar para mejorar el sistema de
distribucion eléctrica o de agua potable. Del mismo modo, el financiamiento de una red
carretera y los elementos que lo conforman tales como tuneles, puentes, casetas de peaje
entre otras. Otro ejemplo de lo anterior, son las erogaciones que una empresa petrolera
estatal tiene que hacer para construir, instalar y operar infraestructura para la extraccion de
hidrocarburos.

Por lo tanto, los proyectos se apoyan en los andlisis de Ingenieria Economica, que
involucran tres principales elementos: Flujos de efectivo, tiempo de ocurrencia y tasas de
interés. Dada la naturaleza estocéastica de las estimaciones, el valor esperado para el futuro

131 (Baca, 2013)
132 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)
133 (Baca, 2013)
134 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)
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serd de alguna manera diferente del valor real eventual. Lo anterior esta sujeto a
circunstancias cambiantes y no planificadas de los eventos que involucran el desarrollo de
un proyecto. Conviene subrayar, que este conjunto de técnicas también se aplica para
evaluar los resultados del pasado (evaluacién ex post), de esta forma, determinar si
satisficieron los objetivos y criterios especificados.

Por consiguiente, un estudio de Ingenieria Econémica contempla diferentes alternativas a
elegir para seleccionar la més conveniente. Las alternativas son opciones independientes
que involucran parametros como costo inicial, vida Gtil, egresos e ingresos anuales, tasas
de interés y efecto de los impuestos sobre la renta. Para elegir una alternativa, se calculan
los flujos de efectivo, que representan los ingresos y egresos estimados en valores
monetarios dentro de un periodo determinado. Las variaciones de dichas estimaciones se
analizan mediante un andlisis de sensibilidad, el cual consisten en observar el
comportamiento de los flujos.

La eleccidn involucra criterios econémicos como tasas de rendimiento, costo global menor,
utilidad neta mayor, inclusive criterios ho econémicos e intangibles. Conviene destacar la
participacion de los impuestos en el comportamiento de los flujos, para ello se realiza un
analisis después de impuestos para la evaluacion. Por lo regular, esto ultimo toma en cuenta
impuestos sobre la renta, aunque también se incluyen impuestos al valor agregado,
impuestos de importacién, prediales, derechos y deducciones (de ser el caso) ¥*°*En suma,
la Evaluacion de Proyectos utiliza los flujos de efectivo para definir en términos financieros
y econémicos la viabilidad de un proyecto®®.

Es probable que la estimacion de los flujos de efectivo sea la més dificil e inexacta labor
dentro de un estudio de ingenieria econémica debido a que son simulaciones de algo que
aun no ocurre®®’. Otro punto es que, se debe considerar el efecto que el proyecto tendra
sobre la fortaleza y posicién financiera de la organizacion, compafia o empresa. Por
ejemplo, las compafiias con flujos de efectivo escasos puede que no soporten proyectos de
gran envergadura por los altos riesgos que conlleva su ejecucion*®.

¢ Elementos del flujo de efectivo o de caja

Cada elemento del flujo esta definido por la cantidad del monto, la ubicacion y su lugar
en el tiempo. Por otro lado, las fuentes de informacion para obtener las cantidades del
flujo son el estudio de mercado, los impuestos y en su caso las tasas de interés. Por
consiguiente, un flujo de caja o un flujo de efectivo por periodo es igual a las entradas
de efectivo menos las salidas:

Flujo de efectivo = Entradas de efectivo — Salidas de efectivo

Primero se tiene que estimar las entradas de efectivo mediante un estudio de mercado.
Los ingresos pueden ser tanto operacionales como financieros. Los ingresos
operacionales son producto del bien o servicio que genera el proyecto mientras que los
ingresos financieros corresponden a inversiones de capitales externos.

135 (Blanck & Tarquin, 2006)

136 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)
137 (Blanck & Tarquin, 2006)

138 (Park, 2009)
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Entradas = Ingresos Operacionales + Ingresos Financieros

En segundo lugar, se estiman las salidas de efectivo que pueden ser costos de
inversion, de operacion y de oportunidad. Acerca de los costos de inversion, se
consideran aguellos costos que se desembolsan para crear o construir activos fijos, es
decir, bienes tangibles que se utilizan para garantizar la operacion del proyecto y que
no son comercializables. Respecto a las inversiones en activos nominales se trata de
los intangibles, tales como servicios y derechos que son necesarios para la puesta en
marcha del proyecto. Otro costo de inversion es el del capital de trabajo, que permite
financiar los desfases entre los egresos producto de la adquisicion de insumos y los
ingresos que genera el proyecto. Cabe resaltar que los costos de inversiones son de
largo plazo y no son deducibles de impuestos. Respecto a los costos de operacion
consisten en aquellos necesarios para la elaboracién del producto o servicio, del mismo
modo, los costos de administracibn como alquileres y arriendos entran en esta
categoria. Por ultimo, se encuentran los costos de oportunidad, definidos como el valor
0 beneficio que genera un recurso en su mejor uso alternativo, “el verdadero valor de
los recursos cuando éstos se dedican a un uso mas valioso”.

En tercera instancia, se encuentran las salidas de efectivo por impuestos o pagos que
se efecttan al Estado. Algunos incluyen valor sobre ventas, bienes inmuebles,
consumo e Impuesto Sobre la Renta. Estos ultimos son los que juegan un papel
fundamental en la evaluacion de proyectos, los impuestos suponen una enorme
diferencia en un analisis econémico de un proyecto de ingenieria. Lo mas importante
es conocer la aplicacion de las leyes fiscales, porque puede establecer la diferencia
entre aceptar o rechazar un proyecto.

Por dltimo, se encuentra el valor de depreciacion, esto es, una pérdida del valor con el
uso y el tiempo. Cabe agregar que las leyes permiten deducir un cierto monto por
desgaste y ruptura, deterioro natural, agotamiento u obsolescencia de la propiedad
utilizada en un oficio o0 negocio para la generacion de ingresos. El valor de depreciacion
ayuda a disminuir el gasto en cuanto al calculo del Impuesto Sobre la Renta, mientras
mas grande la deduccion, menor serd el impuesto. El valor de la depreciacion esta en
funcién del costo de inversion del bien, clase de propiedad, periodo de recuperacion,
fecha en que se puso en servicio, vida util, valor de desecho y por ultimo método de
depreciacion®. Con los elementos anteriormente descritos, se puede inferir que:

Ganancias Gravables = Entradas — Costos de Operaciéon — Intereses
Por ultimo, se calculan las ganancias netas o ganancias después de impuestos:
Ganancias Netas = Ganancias Gravables — (Impuestos — Depreciacion)  qq

Llegados a este punto, es preciso abordar algunas definiciones y precisiones
necesarias para la evaluaciéon econémica de un proyecto.4°,

139 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)
140 (Park, 2009)
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e Tasadeinterésy de rendimiento

En primer lugar, se encuentra el concepto de valor del dinero en el tiempo, que se
define como la variacion de la cantidad del dinero en un periodo de tiempo dado**'..
Cuando se invierte un monto en un cierto periodo de tiempo, al final de este periodo su
valor aumenta, esto sucede por el interés que la inversion paga al inversionista.

El interés es la renta que se paga por utilizar dinero ajeno. La relacion entre el interés
y el tiempo es la responsable de que cantidades iguales de dinero no tengan el mismo
valor en diferentes puntos del tiempo. Esto ultimo se cumple siempre y cuando la tasa
de descuento del interés sea superior a cero.

Por consiguiente, el interés del dinero puede ser pagado y/o ganado. Se dice que es
pagado cuando una persona u organizacion pide dinero o cuando lo ahorran, mientras
gue el interés ganado es cuando la persona u organizacion invierte o presta dinero y
recibe una cantidad mayor. Ya sea una variante o la otra, los calculos del interés en
esencia son los mismos, aunque la interpretacion difiera. Para obtener el interés que
se paga por cantidades de dinero que se piden prestadas, basta con aplicar una resta:

Interés pagado = Cantidad a pagar — Cantidad prestada

En el mismo orden de ideas, la tasa de interés mide el costo o precio del dinero y se
expresa como un porcentaje durante un periodo. Dicho de otra manera, para el caso
de una cantidad prestada, el interés pagado se representa como porcentaje de esta
cantidad:

_ o Y Interés
Tasa de interés (i) = Cantidad prestada * 100%

Donde:
t: Unidad de tiempo de la tasa o periodo de interés, puede ser un afio o un mes
n: Nimero de periodos

En contraste, desde la perspectiva de un ahorrador, prestamista o inversionista, el
interés que se genera (interés generado) durante un periodo especifico por un monto
original desembolsado de tiempo es:

Interés generado = Cantidad actual — Cantidad original

Cuando el interés generado se expresa como porcentaje de la cantidad original se le
denomina tasa de rendimiento:

o Y1 Interés
Tasa de rendimiento (TR) = . —— x 100%
Cantidad original

141 (Blanck & Tarquin, 2006)
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Donde:
t: Unidad de tiempo de la tasa o periodo de interés, puede ser un afio o un mes
n: Niimero de periodos o vida de la propuesta de inversion

En diferentes industrias y proyectos, el término rendimiento de la inversién se emplea
como sinénimo de tasa de rendimiento que genera el proyecto. La tasa de rendimiento
puede recibir diferentes nombres, tales como tasa interna de rendimiento o de retorno
(TIR), retorno sobre la inversion (RSI) e indice de rentabilidad (IR).

e Tasalnterna de Retorno (TIR)

Tasa de rendimiento que se gana de la porcion de la inversion original que audn
permanece sin recuperarse, por consiguiente, el saldo al final de la vida de la propuesta
es cero. Del mismo modo, es un indice de rentabilidad que conceptualmente se define
como una tasa de descuento que reduce a cero el valor presente, el valor futuro, o el
valor anual equivalente de una serie de ingresos y egresos. Dicho de otra manera, la
Tasa Interna de Retorno es aquella tasa de interés i debe satisfacer las siguientes
ecuaciones:

Z FNE,
(1 + l)t

n

Z FNE(1+ )" t=0
t=0

Donde:

FNE;: flujo neto de efectivo, estimado para cada afio o periodo t
n: Vida de la propuesta de inversion

ir Tasa que reduce a cero los flujos de efectivo

En la practica, un intervalo razonable para unatasa i es considerar —1 < i < oo, puesto
que es raro que en un proyecto se pierda mas de la cantidad invertida. Una vez
obtenida la TIR, se compara con la Tasa de Recuperacién Minima Aceptable (TREMA)
como criterio de aceptacion de la inversion de un proyecto:

TIR > TREMA, se acepta
TIR < TREMA, se rechaza

Por otro lado, cuando se comparan dos alternativas de un proyecto, cuyas TIR
asociadas superan a la TREMA, se elige la alternativa con mayor TIR.

e Tasa de Recuperacion Minima Aceptable (TREMA)

No es un indicador de rentabilidad por si mismo, sino una tasa de descuento que se
utiliza para el calculo del Valor Presente Neto. También se le puede encontrar con el
nombre de TMAR o TREMA (Tasa Minima Aceptable de Rendimiento o Tasa de
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Recuperacion Minima Aceptable). La decision de la TREMA va de acuerdo con la
politica de la direccién, es decir, es una tasa que se puede proponer. Sin embargo,
también se puede calcular al considerar factores como los riesgos asociados al
proyecto, disponibilidad de dinero de la empresay la tasa de inflacién. Para exploracion
y produccion, se utiliza la siguiente ecuacién#?

TREMA = CPPC + Riesgo Pais + Puntuacion de Riesgo

Donde:

Riesgo pais: Prima de riesgo por invertir en el pais donde se lleva a cabo el proyecto
Puntuacion de riesgo: Riesgo de un proyecto de petrdleo y gas tanto para exploracion como
para produccion, toma en cuenta su localizacion, actividad y tipo de perforacion (costa
afuera, aguas profundas o en tierra firme)

CPPC: Costo Promedio Ponderado de Capital

CPPC =

*Kgx(1-T)+ * K,

D+E D+E

D';E Porcentaje de deuda en el capital de la empresa

K;: Costo de la deuda

T: Tasa impositiva de la empresa

ﬁ :Porcentaje del valor de las acciones en el capital de la empresa

K,: Costo de capital
e Valor Presente Neto (VPN)

Es uno de los indicadores mas utilizados dentro de la evaluacién de proyectos, gracias
a su calculo, se puede conocer la equivalencia en el tiempo cero de los flujos futuros
que genera un proyecto. De esta manera, se compara la equivalencia del capital con
la cantidad de dinero que se invierte inicialmente en un proyecto!#®. Dicho en otras
palabras, es un valor monetario obtenido al extrapolar cantidades de dinero futuras a
su valor presente, con una determinada tasa de descuento. Por consiguiente, los flujos
de efectivo trasladados al presente se les llama flujos descontados. Para calcular el
VPN se debe conocer el tiempo de duracién o vida util del proyecto, ingresos y egresos
en el tiempo, tasa de descuento y valor de mercado del proyecto'**. La tasa de
rendimiento a utilizar puede ser la TREMA:

FNE,

VPN = FNE +Z
0 (1+0)¢

142 (Zarpani, 2016)
143 (Coss Bu, 1995)
144 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)
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Donde:

VPN: Unidad de tiempo de la tasa o periodo de interés, por lo regular un afio o un mes
FNE): Inversion inicial o flujo neto de efectivo en el periodo cero

FNE;: Flujo neto de efectivo del periodo t

n: Niumero de periodos de vida del proyecto

t: Periodo en que se efectia la evaluacion del flujo

ir Tasa de retorno minima aceptable (TREMA o TMAR)

Un VPN positivo significa que las entradas de efectivo son mayores que las salidas,
por consiguiente, el proyecto genera ganancias. Si es negativo, desde el punto de vista
econdmico el proyecto se debe rechazar. Sin embargo, en el caso de que sea igual a
cero significa que el proyecto no genera ganancias ni pérdidas econémicas:

VPN > 0, se acepta la inversion
VPN = 0, el inversionista permanece indiferente
VPN < 0,se rehaza la inversiéon

Las decisiones anteriores funcionan cuando se evalla un solo proyecto. Cuando se
trata de varias alternativas, de acuerdo con este criterio, se elige aquella con VPN
mayor. Por otro lado, se puede presentar casos donde las ganancias sean iguales para
diferentes alternativas y proporcionen la misma cantidad de utilidades. Dado que se
generara la misma cantidad de ingresos, lo que se toma en cuenta es elegir una
alternativa con la menor inversién o costo. Para ello, se elige la alternativa con el costo
de produccién a valor presente mas bajo durante la vida de servicio#.

e Periodo de Recuperacién de Capital o inversién

Es el tiempo estimado que tomara un proyecto en ser pagado, es decir, el tiempo que
tardan los ingresos estimados y otros beneficios econdmicos en ser recuperados con
una tasa de descuento establecidal“®. Se determina mediante las restas sucesivas de
los flujos de efectivo a la inversién original, de tal modo que ésta quede saldada. El
criterio consiste en que, si la inversidn se amortiza en un menor o igual horizonte que
el de la vida del proyecto, se considera viable, en caso contrario, se rechaza'*’. La
expresion para este indicador es:

t=ny

0 = FNE, + Z FNE .
- 0 1+t

Donde
FNE)y: Inversion inicial o flujo neto de efectivo del periodo cero
FNE: Flujo Neto de Efectivo, estimado para cada afio o periodo t

145 (Park, 2009)
146 (Blanck & Tarquin, 2006)
147 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)
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t: Periodo de tiempo que representa un ario
ir Tasa de descuento establecida, por lo general la TREMA

Después de n, afios, los flujos de efectivo habran recuperado la inversion. En el andlisis
del periodo de recuperacion, todos los flujos de efectivo posteriores al periodo n, son
despreciables. Comunmente los proyectos tienen diferentes alternativas que poseen
periodos de recuperacibn mas corto que otras alternativas. Esta variacion puede
deberse a politicas de la organizacion (contratos, metas, etc.) o bien, por la naturaleza
del proyecto como el caso de la vida Util que pueda tener'*® .En el caso de evaluarse
dos alternativas de proyecto, el criterio serd elegir aquella alternativa que garantice un
periodo de recuperacion de capital menor.

En efecto, se debe calcular para obtener informacién complementaria respecto a la
toma de decisiones de un proyecto, no como medida primaria de valor. Es importante
gue el rendimiento requerido sea mayor a cero, no obstante, en la practica se suele
determinar con un criterio de no rendimiento, esto es i=0%. Lo anterior debido a que
se busca depurar el proyecto o determinar si es viable una cierta consideracion. En
este caso, n, sirve tan solo como indicador inicial de que la alternativa no es perjudicial,
por lo tanto, no considera el valor del dinero en el tiempo como para tener un criterio
completo de viabilidad. Consecuentemente, es imprescindible calcular otros
indicadores de rentabilidad. La expresion queda como:

t=ny

0=—FNE,+ Y FNE,
t=1

Y si i=0%, con un flujo de efectivo neto uniforme, se resuelve directamente para np:

P
ny, =———o
P FNE

El uso de este indicador como herramienta para una seleccion final de alternativas sin
rendimiento no es recomendable. En primer lugar, porque se omite el valor del dinero
en el tiempo. En segunda instancia, porque ignora todos los flujos netos de efectivo
posteriores a n, incluso aquellos flujos de efectivo positivos que pudieran contribuir al
rendimiento de la inversion.

e Beneficio Costo

Se utiliza principalmente cuando se trata de proyectos del sector publico puesto que
ofrece un parametro fundamental para la toma de decisiones. Existen diversas
variaciones, pero el enfoque es el mismo, bésicamente todos los célculos
costo/beneficio deben convertirse en una unidad monetario de equivalencia comun
(valor presente o valor futuro) a la tasa de descuento o interés*°,

148 (Park, 2009)
149 (Blanck & Tarquin, 2006)
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Relaciona los beneficios descontados respecto a los costos descontados. La medida
de valor equivalente es el valor presente (VP), aunque también se puede utilizar el valor
futuro (VF). De manera convencional, la expresion para el calculo de este indicador es:

_ VP(Beneficios del Proyecto )
~ VP(Costos totales del Proyeto)

B
C

Si a la expresion anterior, se le agregan los conceptos de costos de operacion y
mantenimiento de la primera expresion y se les trata como resta de los beneficios, se
cuenta con la siguiente expresion:

B VP(B)—VP(0yM)—VP(C)
c 720 '

()

Donde:

VP(B): Valor presente de los Beneficios de la alternativa

I: Inversion inicial de la alternativa o valor presente de las inversiones

VP (0 y M): Valor Presente del Costos de Operacion y Mantenimiento del proyecto
VP(C): Valor presente de los contrabeneficios

De ésta forma, los costos de mantenimiento y operacion se anteponen en el numerador
a los beneficios. Asimismo, los beneficios se ven disminuidos por los contrabeneficios,
definidos como aquellas desventajas econdémicas indirectas de los propietarios o
participantes que van a ejecutar el proyecto.

Si B/C>1, el proyecto es economicamente recomendable
Si B/(<1, el proyecto no se recomienda desde el punto de vista econémico
Si B/C=1, los ingresos del proyecto apenas cubren los costos!5?

En dltimo caso, los factores no econdémicos ayudaran a tomar la decisién de la mejor
alternativa.

e Valor Anual Equivalente (VAE)

Se le puede denominar de varias maneras: Valor Anual Equivalente (VAE), Costo Anual
Equivalente (CAE), Equivalente Anual (EA) y Valor Uniforme Equivalente (VAUE). El
Costo Anual es el valor anual uniforme equivalente de todos los ingresos y egresos,
estimados durante el ciclo de vida del proyecto o alternativa. Es el equivalente del valor
presente para una tasa de descuento de n periodos.

150 (Rojas, Alvarez, & Mesa, 2008)

93 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura

Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién | CASO DE ESTUDIO: TRION

Se aplica a cada periodo del ciclo de vida y para cada ciclo de vida adicional. Es decir,
el VAE se calcula exclusivamente para un ciclo de vida, por consiguiente, el ciclo de
vida de una alternativa determina el VAE para todos los ciclos de vida futuros?®! .

La alternativa a elegir es aquella con el menor costo anual equivalente (alternativas de
servicio) o el mayor ingreso equivalente (alternativas de ingresos). De igual forma se
aplica para proyectos mutuamente excluyentes, es decir, que excluyen la eleccion de
las demas alternativas®®?.

Donde:

VP: Valor Presente

ir Tasa de rendimiento de la alternativa de proyecto

n: Ciclo de vida del proyecto o niimero de afios para la comparacion de alternativas

Para alternativas mutuamente excluyentes, la eleccion es la siguiente:

Para una alternativa:
VA>0
Para dos o mds alternativas:

Se elige el costo minimo o el ingreso mdximo reflejados en el valor VAE (numéricamente
mads grande)

[1.6. Planificacion Estratégica

La Planificacion Estratégica puede tener sinénimos como Planificacién de Largo Alcance,
Planificacion Formal, Planificacién Integral, entre otras combinaciones. Steiner lo define
como:

Una herramienta para que una organizacion desarrolle planes con la finalidad de
implementar politicas y estrategias para lograr objetivos precisos. Para ello tiene que
formalizar dichos objetivos, propdsitos, politicas y estrategias'®:.

Esta organizacion puede ser militar, empresarial o incluso gubernamental. Se deben tener
en cuenta las expectativas de los principales intereses externos de la organizacion, ya sea
accionistas, clientes o la sociedad en general. Del mismo modo los intereses internos, es

151 (Blanck & Tarquin, 2006)
152 (Park, 2009)
153 (Steiner, 1979)
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decir, la de altos mandos y trabajadores de la organizacion. Los intereses internos deben
ser evaluados y también direccionados en el proceso de la planificacion.

Para una planificacion estratégica, también se debe tomar en cuenta la informacion
relacionada al desempefio histérico de la organizacion, situacion actual y situacion futura.
Para ello cada organizacion de puede auxiliar en de su historial de produccién, ventas,
retornos de inversion, presencia en el mercado, productividad de los empleados y la
capacidad para brindar servicios o fabricar productos. En concreto, gracias a ésta
informacién se consideraran lineas de accion para el proceso de planificacién.

Finalmente se tiene la etapa de la elaboracion del analisis FODA, cuyo acrénimo hace
referencia a: Fortalezas, Oportunidades, Debilidades y Amenazas. Este proceso es critico
en la Planificacion Estratégica, puesto que permite trazar oportunidades y amenazas
futuras.

11.6.1. Formulacion de Estrategias

Los pasos para la formulacion de las estrategias se pueden resumir de manera general en
los siguientes puntos:

1. Reconocimiento de diferentes insumos organizacionales: Especialmente los
objetivos que los beneficiarios aportan al proyecto. También estan los accionistas,
los empleados, instituciones financieras entre otros interesados.

2. Preparacién del perfil del proyecto a emprender: Se compone de un elemento
geografico que se refiere a la extension territorial de sus competencias u
operaciones. Ya sea que se limiten a su pais de origen o bien pueden conducir su
negocio hacia otros continentes. Otro elemento importante es la competitividad, que
considera factores como el precio, calidad, servicio, innovaciones de productos,
instalaciones y ubicaciones. La competitividad también incluye la identificacion de
factores clave de éxito, que tienen que ser evaluados y enlistados. Debe tener como
objetivo tanto la situacion presente como la situacion a futuro.

3. Identificacién del ambiente externo actual de la organizacion: Se refiere a la
identificacion de las amenazas y oportunidades. Por ejemplo, las amenazas pueden
ser la inflacidon, cambios tecnoldgicos o ciertas acciones gubernamentales. Sin
embargo, se debe ser capaz de crear estrategias para contrarrestar o atenuar tales
amenazas. Por ejemplo, los cambios tecnolégicos pueden venir de las exigencias
de los consumidores, por consiguiente, la amenaza radica siempre en el alto riesgo
de introducir una innovacién y la tasa de fallas que pueda acarrear. Otro factor de
amenaza es el mercado y la competencia. Por consiguiente, se debe conocer a las
organizaciones con las que se comparte el mercado y cuédles pueden ser sus
debilidades y oportunidades.

4. Elaboracion de un pronéstico y predicciones del futuro del ambiente:
Precisamente, se trata de elaborar y planificar estrategias con la informacion
recolectada. Se debe de anticipar cambios en el ambiente en el que se desenvuelve
el proyecto a emprender.

5. Elaboracion de auditoria de recursos con énfasis en las fortalezas y
debilidades internas: Un ejemplo de ello es gestionar la fuerza laboral, su talento
y su capacitacion. Del mismo modo, la inversién en investigacion y desarrollo para
la mejora de capacidades productivas. Dentro del andlisis interno se debe también
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considerar evaluaciones economicas, es decir el capital de la organizacion, situacion
fiscal y financiera. El abordaje de la gestion financiera debe permitir una planificacion
financiera de largo plazo. Esto es, que permita ser congruente con los objetivos y
propésitos de la mejora de la organizacion o de algln proyecto que se quiera
emprender. Adicionalmente, otros factores internos para ser considerados son las
patentes e invenciones con las que se cuentan o se desean contar en un
determinado periodo de tiempo.

6. Desarrollo de estrategias, alternativas, tacticas y otras acciones: En este paso
se desarrollan las estrategias para atenuar las amenazas externas y fortalecer la
capacidad interna de la organizacion. Ejemplos de alternativas son enfocar
esfuerzos en un objetivo o proposito especifico que no represente mucho desgaste
para la organizacién y de este modo disminuir riesgos. Otro enfoque comun es el
caso del desarrollo o mejora de nuevas tecnologias. Las organizaciones que son
vulnerables a la obsolescencia quiza deban correr el riesgo que pueda representar
la innovacion mediante investigacion y desarrollo. Otro ejemplo de estrategia
es la internacionalizacion de operaciones (para el caso de organizaciones locales),
es decir, replicar alguna férmula de éxito en otros continentes o paises. Finalmente,
se encuentran aquellas alternativas que involucran compromisos legales o
contrataciones tales como los Joint Venture entre otras modalidades. Muchas
organizaciones se unen con la finalidad de unir recursos. En la industria petrolera
esto comun la asociacion para financiar proyectos muy grandes. Variaciones de las
categorias anteriores pueden combinarse para formular diferentes estrategias.

7. Evaluaciény eleccién de estrategias: Se debe considerar como elemento externo
la realidad y como elemento interno las capacidades de ésta. El sentido de la
temporalidad juega un papel fundamental debido a que se debe hacer todo lo
posible para predecir los cambios y planificar que las acciones se ejecuten en el
momento oportuno. En ocasiones, ejercer estrategias cuyas acciones se ejecuten
lo més pronto posible es lo deseable. En contraste, algunas situaciones pueden
indicar que la organizacién puede no ser capaz de correr ciertos riesgos asociados
a la ejecucion inmediata de estrategias.

8. Pruebade consistencia: Se trata de examinar qué tan consistente es tanto el perfil
de la organizacién como el estado presente y futuro del ambiente en el que se
desenvuelve con la formulacién de estrategias. Del mismo modo, asegurarse que
los objetivos o propdsitos del proyecto que emprende la organizacion cumpla con
los objetivos y propdsitos de los interesados del proyecto.

9. Elaboracion de Planes Contingentes: Ayudan a dar una mejor respuesta ante los
cambios externos que el ambiente pueda sufrir. Estos planes son cruciales para la
supervivencia y el éxito de una organizacion.

Con la informacién anterior, se produce una lista de fortalezas, oportunidades, debilidades
y amenazas. Dicha lista se puede representar en una matriz, denominada Matriz FODA. La
informacion enlistada en la Matriz FODA es de vital ayuda para la revision de propositos,
establecimiento de los objetivos a largo plazo y la elaboraciébn de los programas
estratégicos.
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11.6.2. Matriz FODA

Es un modelo conceptual que permite formular estrategias y su analisis. Se puede
comenzar el andlisis de las estrategias mediante el ambiente externo, o bien, con los
recursos internos de la organizacién. No existe un orden predeterminado, sin embargo, se
sugiere comenzar con el andlisis del ambiente externo.

Respecto al ambiente externo, se hace un listado de las amenazas y se inicia con aquellas
amenazas inmediatas 0 que puedan poner en riesgo la operacion de la organizacién. Estas
amenazas deben enunciarse en la caja de Amenazas. De manera similar, las oportunidades
deben estar en la caja de Oportunidades. Sobre el ambiente interno de una organizacion,
se evalila mediante las fortalezas y debilidades. Estos factores se encuentran
principalmente en la gestion, finanzas, entre otras areas. Finalmente, eventualmente se
identifican cuatro tipos de Estrategias, tacticas y acciones en el modelo conceptual. Algunas
estrategias pueden quedar superpuestas o se llevan a cabo de manera conjunta.

Estrategias DA (mini— mini): Su propdsito es minimizar tanto las debilidades como las
amenazas, las estrategias pueden incluir asociaciones, reduccion de operaciones o la
eventual disminucién de la amenaza conforme el tiempo avanza. Existen casos extremos
donde la organizacién debe analizar luchar por su supervivencia o elegir su liquidacién o
cierre definitivo.

Estrategias DO (mini— maxi): Las estrategias se enfocan en maximizar las oportunidades
y minimiza las debilidades. Esto es, identificar las oportunidades externas y tomar ciertas
decisiones para atenuar sus debilidades internas. Por ejemplo, conseguir tecnologia para
incorporarla en sus procesos productivos, es decir, mejorar la productividad gracias a la
tecnologia y disminuir la dependencia de agentes externos con respecto a la produccion de
bienes o servicios.

Estrategias FA (maxi — mini): Se enfoca en aprovechar las fortalezas mientras se
minimizan las amenazas. Es necesario recalcar que las fortalezas se deben usar con
moderacion y discrecion. Una excesiva muestra de fortaleza frente a las amenazas pueden
dar lugar a confrontaciones perjudiciales.

Estrategias FO (maxi — maxi): En este apartado se maximizan oportunidades y fortalezas.
Las estrategias deben tomar en cuenta el uso de las fortalezas para tomar ventajas del
mercado (en el caso de una organizacién mercantil) para sus productos y servicios. Deben
intentar propiciar o aprovechar escenarios 0 situaciones donde puedan ejercer sus
fortalezas para tomar ventaja de las oportunidades. En caso de tener debilidades, las
estrategias deben enfocarse en el esfuerzo por la superacién de las debilidades. En caso
de enfrentarse con amenazas, en este apartado deben estipularse estrategias para
enfrentarlas y enfocarse en las oportunidades posteriormente®.

154 (Weihrich, 1982)
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Tabla II-5 Matriz FODA, obtenido de Weihrich H. (1982)

Factores | Lista de Oportunidades | Lista de Amenazas
Externos | Externas (O) Externas (A)

Factores
Internos

Lista de Fortalezas
Internas (F)

FO Maxi -Maxi EA Maxi-Mini

Lista de | DO Mini-Max DA Mini-Mini
Debilidades
Internas (D)

Posteriormente, se procede a formular los programas maestros y/o estratégicos que
contienen propdsitos, objetivos y politicas. Dicho de otro modo, un plan maestro puede
abordar la construccién de un activo (parque industrial entre otras infraestructuras) y los
respectivos recursos para llevar a cabo dichos propdsitos, objetivos y politicas. Se aglutina
todo lo relacionado a las actividades de la organizacién como produccion, financiamiento,
relaciones publicas, capacidades tecnolégicas, investigacion y desarrollo, asuntos legales,
gastos de capital, entre otras consideraciones.

Una vez hecho los planes, se procede con laimplementacion y revision como ultimo eslabon
de la Planificacion Estratégica. Se debe tener un control de procesos para que los planes
puedan ser revisados y reevaluar sus resultados. Este proceso debe ser ciclico puesto que
los planes no son un conjunto de esfuerzos estéticos, sino que deben ser mejorados y
adaptados.
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lll. EVALUACION DE PROYECTO

El presente Capitulo trata sobre la evaluacién econdmica de la exploracion y produccién de
Trién, bajo dos actos juridicos o esquemas diferentes: Asignacion y Contrato. Bajo este
ultimo, se considera la participacion del consorcio original conformado por una empresa
extranjera y una nacional (BHP Billiton/Pemex). Paralelamente, para la Asignacién, la
ejecucion esta a cargo exclusivamente por Pemex. Por consiguiente, se describiran las
estipulaciones de caracter contractual, impositivo, técnico y economico de ambas
propuestas.

Finalmente, se resumiran los flujos de caja y se calcularan los indicadores econémicos con
los cuales se podra decidir cual de las alternativas es mas redituable.

lll.1. Estudio Legal

A continuacién, se presentan los datos relevantes de cada uno de los actos juridicos
evaluados en este trabajo:

[11.1.1.  Asignacién de Derechos de Exploracion y Extraccién
de Hidrocarburos

e FichadelaAsignacion
Titulo: Asignacion AE — 0092 - Cinturon Subsalino 10 / AE — 0093 - Cinturén Subsalino 11

Tipo de Acto juridico: Asignacion para realizar las Actividades de Exploracién y Extraccion
de Hidrocarburos

Modalidad: No Aplica.

Ronda: Ronda Cero.

Area Contractual: Trién.

Empresa: Pemex Exploracion y Produccion.

Pais de origen/constitucién: México.

Tipo de Participacion en el Proyecto: Operador.
Participacién en el Proyecto: 100%

Socios/Accionistas: Empresa Productiva del Estado Mexicano.
Ubicacién: Aguas Profundas.

Duracion (afios): 25

Prérrogas (afios): Un periodo adicional de hasta 25 afios.
Duracién + Prérrogas (afos): 50

Periodo de Exploracion (afios): El periodo inicial tendra una duracién de 3 afios, mas un
periodo adicional de hasta 2 afios.

Periodo de Evaluacion: No Aplica.
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e Intereses de los actores del proyecto

El siguiente esquema muestra la interaccién entre el Estado y el Operador (PEP) dentro de
un modelo de asignacion para un Campo en aguas profundas. En él, se alcanza a apreciar
que la mayoria de los flujos son por parte del Operador (Pemex) hacia el Estado, en
contraste, el Operador solo recibe los hidrocarburos extraidos.

El Estado mexicano percibe ingresos mediante los pagos de derecho que impone a Pemex,
los impuestos de la extraccion y los impuestos por comercializacion del hidrocarburo
extraido. Vale la pena mencionar que un tercer actor interesado seria la entidad o entidades
de las que Pemex se serviria para conseguir el financiamiento del Proyecto. Cosa parecida
sucede con los particulares que presenten servicios especializados para actividades de
exploracién y extraccion. No obstante, en este trabajo solo se considera la interaccion entre

el Estado y Pemex:

Asignaciéon de Derechos de Exploraciéon y Extraccion

v v
A favor del A favor del
Operador Estado

A\ 4

Hidrocarburos
extraidos

v

v

Pago de Derechos Impuestos
¥ !
Mediante el Mediante la
FMPED SHCP
Derecho de Impuesto Sobre la

Exploracion de
Hidrocarburos

v

Derecho de
Extraccién de
Hidrocarburos

v

Derecho por la
Utilidad
Compartida

Renta

'

Impuesto por la
Actividad de
Exploracion y

Extraccion

llustracion IllI-1 Esquema de una Asignacion de Exploracion y Extracciéon de Hidrocarburos aplicado al Campo

Trién. Elaboracion propia
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[11.1.2. Contrato de Extraccibn y Exploracion de
Hidrocarburos en modalidad de Licencia
e Fichadel Contrato de Licencia

Titulo: Contrato para la Exploraciéon y Extraccion de Hidrocarburos bajo la Modalidad de
Licencia (Aguas Profundas) Entre Comisién Nacional de Hidrocarburos y Pemex
Exploracion y Produccion y BHP Billiton Petréleo Operaciones de México, S. de R.L. de
C.V.

Tipo de Acto juridico: Contrato

Modalidad: Licencia

Ronda: Asociaciones.

Area Contractual: Trion.

Empresa: BHP Billiton Petréleo Operaciones de México, S. de R.L. de C.V.
Pais de Origen: Australia.

Tipo de Participacion en el Proyecto: Operador.

Participaciéon en el Proyecto: 60%

Valor de la Regalia Adicional (%): 4.00%

Tipo de licitante: Individual.

Socios/Accionistas: BHP Billiton Petréleo Holdings de México, S. de R.L. de C.V., y BHP
Billiton Petroleum (México Holdings) LLC.

Empresa: Pemex Exploracion y Produccion.

Pais de origen/constitucién: México.

Tipo de Participacion en el Proyecto: Socio Financiero.

Participaciéon en el Proyecto: 40%

Socios/Accionistas: Empresa Productiva del Estado Mexicano.

Duracion (afos): 35

Prérrogas (afios): Dos periodos adicionales. El primero de 10 afos, y el segundo de 5 afios.
Duracion + Prorrogas (afios): 50

Periodo de Exploracién (afios): Inicia en la fecha de firma del Contrato y concluye 4 afios
después de la aprobacion del Plan de Exploracion. Adicionalmente posee dos prorrogas de
3 afios cada una.

Periodo de Evaluacion: En caso de descubrimiento 3 afios, a partir de la aprobacion del
Plan de Evaluacion.
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e Losintereses de los actores del proyecto

El consorcio Pemex Exploracion y Produccion (PEP) y BHP Billiton tiene derecho a las
actividades de extraccion y comercializacion de los hidrocarburos del &rea contractual de
Trion. En todo momento el Contratista tiene la custodia y posesion de los recursos tanto
antes como después de la transmision onerosa de los hidrocarburos. No hay que olvidar
gue el interés de participacion de las empresas firmantes es de 60% para BHP Billiton y
40% para Pemex. Este interés, define la proporcion de los hidrocarburos para las
compafias que conforman la asociacién. Tal como sucede en los Farm — Out, el actor que
aporta la extension o superficie explotable adquiere una transferencia de la produccién.

Otro punto importante, es que el Contrato no obliga al Contratista a introducir o vender la
produccion de hidrocarburos en México. Esto quiere decir que el Estado no percibe ingresos
producto de los impuestos sobre las utilidades generadas por la venta de hidrocarburos. La
distribucion de los ingresos que genera el proyecto queda conformada por un arreglo
basado en la llustracion 1-10 del Capitulo | de este trabajo, correspondiente a un esquema
de un Contrato de Licencia (llustracion I1I-2):

Contratos de Licencia

v v
A favor del Contratista A favor del Estado
¥ |
Contraprestaciones \J Y
Contraprestaciones Impuestos
Transmision i i
Onerosa de los Mediante el Mediante la SHCP
Hidrocarburos FMPED
\ 4 Bono a la Firma Impuesto Sobre la
60% BHP Renta
Billiton
40% Pemex Cuota Impuesto por la
> Exploracion y Contractual Actividad de
Produccién Exploracién y

Extraccion

v

Tasa al Valor
Contractual de los
Hidrocarburos

llustracion Il1-2 Esquema del Contrato de Licencia del Campo Trion. Elaboracion propia
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I11.2. Estudio de Mercado

[l.2.1. Informacién de la ofertay demanda

En este apartado vamos a revisar la tendencia del mercado de la mercancia que el Proyecto
producira, es decir, el mercado de petréleo.

El mercado mundial del petréleo ha experimentado un aumento significativo del consumo
debido a paises emergentes donde uno de los grandes responsables de lo anterior es
China. Precisamente, la demanda de petréleo crudo aumentd en méas del 25% entre 2000
y 2017. Por otro lado, una tercera parte de la oferta la brindan los paises miembros de la
OPEP (Organizacion de Paises Exportadores de Petréleo).

Al mismo tiempo, los paises no miembros de la OPEP han aumentado su produccién en los
ultimos afos, especialmente como consecuencia de las técnicas de fracturacion hidraulica.
Destacan los paises duefios de las mayores reservas de este recurso enlistados en la Tabla
-1

Tabla lll-1 Reservas de petréleo crudo por pais, en millones de barriles (MMb), informacion obtenida de The
World Factbook de la CIA 2019

Posicién Pais MMb
1 Venezuela 300,900
2 Arabia Saudita 266,500
3 Canada 169,700
4 Iran 158,400
5 Irak 142,500
6 Kuwait 101,500
7 Emiratos Arabes 97,800

Unidos
8 Rusia 80,000
9 Libia 48,360
10 Nigeria 37,060
11 Estados Unidos 36,520
12 Kazajistan 30,000
13 China 25,620
14 Catar 25,620
15 Brasil 12,700
16 Argelia 12,200

Sin embargo, las reservas no representan la cantidad ofrecida en el mercado de dicho
recurso (oferta). Acerca de la oferta y demanda, la Administracion de Informacién de
Energia de los Estados Unidos de América (EIA por sus siglas en inglés), una agencia del
Departamento de Energia ofrece informacion al respecto.

La EIA estima que a principios del 2020 la demanda mundial de petrdleo y combustibles
liquidos se desacelere ligeramente. Del mismo modo, pronostica que la OPEP reduzca la
produccion de petréleo debido a la baja de la demanda. Referente a la demanda, la teoria
econdmica establece que esta dada por el ingreso que el consumidor dispone a gastar.
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El consumo, es lo que determina la demanda de las mercancias. En el mismo orden de
ideas, se puede apreciar en la Gréfica lllI-1 existen ciertos periodos de tiempo donde el
consumo es superior a la oferta y viceversa.

Balance de produccion y consumo de combustibles
liquidos

106.00
104.00
102.00
100.00
98.00
96.00
94.00
92.00
90.00
88.00

Millones de barriles por dia

C1 C1 C1 C1 C1 C1 C1
2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

==@== Oferta (Producciéon Mundial) ===@=== Demanda (Consumo mundial)

--------- Lineal (Oferta (Producciéon Mundial))

Grafica lll-1 Mercado de combustibles liquidos, incluye petréleo. Elaborado con informacion de la EIA con
corte en el afio 2019

De lo anterior se concluye que, dado que se trata de un recurso estratégico, a mediano
plazo es muy posible que no deje de existir la demanda. Mas aun, se puede observar que
dicha demanda aumenta conforme avanza el tiempo. Por esta razén, se concluye que para
el caso de un campo como Trién, los recursos extraidos pueden ser comercializados en el
mercado sin ninguna dificultad.

[11.2.2.  Analisis de los precios

De particular interés, es la postura de Pemex en un documento llamado Opinién Técnica
sobre la procedencia de la solicitud de Petréleos Mexicanos para la migracion de las
asignaciones AE-0092 Cinturén Subsalino-10 y AE-0093 Cinturén Subsalino-11. A Contrato
para la Exploracién y Extraccion (Opinion Técnica) publicado por la CNH.

Este documento presentaba un pronéstico de producciones anuales para Trion, tanto de
aceite como de gas y un escenario medio de los precios del barril por afio. El periodo
contemplado en este documento abarca desde 2017 hasta 2041, precisamente, cuando se
estima la finalizacion de la produccién o explotacion de Tridn.

La elaboracién de las estimaciones tomé en cuenta los precios del Istmo tanto para aceite
como del Gas Natural Reynosa. Estas proyecciones son estimaciones hechas por Pemex,
pero publicadas por la CNH en la Opinién Técnica.
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En la Tabla I1I-2 se muestra las estimaciones medias anuales del precio del barril, estas
estimaciones se utilizaran para el flujo de efectivo de la evaluacion del proyecto. La Opinion
Técnica utilizé este escenario de precios para dar su veredicto sobre la migracién del Trién
desde un modelo de Asignacion a un Contrato. La estimacion fue realizada por Pemex, que
utilizé el precio del Istmo para el aceite

Tabla IlI-2 Escenario de precios utilizados en la evaluacién de Pemex publicadas en la “Opinién Técnica”

Afio Aceite Istmo
(USD/bl)
2017 $51.35
2018 $57.76
2019 $59.93
2020 $61.73
2021 $60.91
2022 $61.12
2023 $61.48
2024 $61.63
2025 $63.08
2026 $63.25
2027 $63.54
2028 $63.61
2029 $63.82
2030 $63.90
2031 $63.84
2032 $63.79
2033 $63.76
2034 $63.74
2035 $63.74
2036 $63.72
2037 $63.72
2038 $63.73
2039 $63.76
2040 $63.78
2041 $63.79

1.2.3. Competidores

La competencia en el mercado del petréleo crudo se puede abordar tanto a nivel de paises
como de compaiiias productoras. De acuerdo con la EIA los diez primeros productores en
el afio 2018 a nivel pais son los siguientes:
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Tabla 11I-3 Principales paises productores de petrdleo segun EIA en millones de barriles diarios (MMbd) al afio
2019

Posicién Pais MMbd
1 Estados Unidos de América 17.94
2 Arabia Saudita 12.42
3 Rusia 11.4
4 Canada 5.38
5 China 4.81
6 Irak 4.62
7 Iran 4.46
8 Emiratos Arabes Unidos 3.79
9 Brasil 3.43
10 Kuwait 2.91

El listado anterior considera biocombustibles, petréleo crudo y todos los demas liquidos
derivados de este °° . De acuerdo con informacién de la Central Intelligence Agency (CIA
por sus siglas en inglés) en el 2017 Estados Unidos se situaba como el tercer productor,
detras de Rusia y Arabia Saudita. En este mismo listado se incluia a México en el lugar
decimosexto. En contraste, tal como se puede apreciar en la Tabla Ill-4 la EIA posiciona a
este pais como el primer productor mundial, sobre Arabia Sauditay Rusia®® . La explicacién
se debe a las técnicas de fracturacion hidraulica que ha permitido aumentar la produccién
de crudo de Estados Unidos durante los ultimos quince afios.

Tabla IlI-4 Principales empresas petroleras por volumen de produccién de acuerdo con el Global Data 2018

GlobalData Produccion

(2018) MMbd Propiedad
1 Arabia Saudita DW Aramco 10.96 Nacional
2 Rusia Rosneft 4.18 Nacional
3 Kuwait KPC 3.41 Nacional
4 Iran NIOC 3.26 Nacional
5 China CNPC 2.98 Nacional
6 EE. UU Exxon Mobil 2.29 Privada
7 Brasil Petrobras 1.99 Nacional
8 Emiratos Arabes Unidos ADNOC 1.97 Nacional
9 EE. UU Chevron 1.83 Privada
10 México Pemex 1.81 Nacional

En cuanto a la oferta, la produccién se puede dividir por el tipo de compafiia, a saber,
compariias de capital privado o de propiedad estatal**’. Dentro de la lista anterior se puede
apreciar que las compafiias mas competitivas en cuanto a produccién son de propiedad
estatal, las Unicas dos que son propiedad privada son de nacionalidad estadounidense.
Vale la pena mencionar que en el listado se encuentra Pemex, una de las petroleras que

155 (U.S. Energy Information Administration, 2017)
156 (Frondel & Horvath, 2019)
157 (Central Intelligence Agency, 2017)
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intervienen en Trion. La proporcién entre el primer lugar de la lista con mayor produccion
respecto con la ultima es de seis veces. Concerniente a este listado, para el caso de México
se espera que los ajustes realizados al marco juridico tengan como resultado el aumento
de la produccién de Pemex.

111.3. Estudio Técnico

En este punto se aborda el tema del estudio técnico para llevar a cabo las actividades de
exploracion y extraccion dentro del Campo Trién. Las descripciones de este apartado
permitiran continuar con la evaluacion econémica del Proyecto en modalidad Asignacion o
en Contrato. El arreglo de las instalaciones para la etapa de extraccién fue proporcionado
por el Instituto Mexicano del Petréleo. Es conveniente precisar que para fines de esta este
trabajo, el periodo de vida del proyecto comprende desde 2019 a 2041. Es decir, veintitrés
periodos de un afio si se cuenta el 2019 como el primero de ellos, tal como en la “Opinion
Técnica” de la CNH. Ademas, partimos de la premisa de que en Asignacién Pemex tiene la
capacidad tecnol6gica para la extraccion en aguas profundas, tal como su contraparte BHP
Billiton en un modelo de Contrato.

1.3.1. Localizacion

Concerniente a la localizacion, en el caso particular de un proyecto aguas profundas no se
pueden considerar varias ubicaciones posibles puesto que es necesario que las
operaciones se lleven a cabo en el sitio donde se encuentra el recurso. Por esta situacion,
a diferencia de otras actividades econdmicas, la ubicacion es inamovible y se limita al
poligono del bloque que abarca Trion.

N

EE.UU Great White

J

o 179 km
Mexico

Golfo
de
México
0 20 km
®
D Bloque Trién
Frontera Marina

llustracion 111-3 Localizacién de Trion y su distancia con Great White. Elaboracion propia con informacion del
Mapa de la Industria de Hidrocarburos de la CNH
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[1.3.2. Fases del Proyecto Costa Afuera

En el presente apartado se describiran las actividades Costa Afuera que se han realizado
en Tribn de acuerdo con lo descrito en el Capitulo | de este trabajo. En los Titulos de
Asignacion de Derechos, se puede constatar que algunas actividades de exploracion ya
habian sido concluidas en Trion.

o Exploracién

Como ya se ha mencionado, una primera fase de exploracion fue llevada a cabo por
Pemex. En ella, se realizaron estudios correspondientes a las disciplinas de ciencias de
la tierra con la finalidad de determinar la existencia de aceite en los estratos delimitados.

Lo anterior condujo a la perforacibn de un pozo exploratorio Triébn-1 y un pozo
delimitador Trion-1DL. Del mismo modo, se obtuvo informacion procesada tanto de
sismica 2D (287 km) como 3D (1,284 km?) de la mano de un estudio electromagnético
(155 km?). De acuerdo con los grados API de las muestras obtenidas, se llegé a la
conclusién de que era petréleo ligero y mediano. Mas aun, la Opiniéon Técnica emitida
por la CNH con datos de Pemex sefialaba la necesidad de perforar mas pozos
exploratorios. Razén por la cual, era necesario asociarse con un socio experimentado,
capaz de tener recursos para perforaciones en aguas profundas.

Por consiguiente, tras el fallo de la licitacion para Trién, el Contratista original
conformado por BHP Billiton y Pemex debia ejecutar estas actividades. En contraste,
en un hipotético escenario de una Asignacién para Trion seria Pemex el responsable
de emprender la perforacion de pozos exploratorios.

e Desarrollo

Respecto a las instalaciones de produccion en Trién, los expertos del Instituto Mexicano
del Petréleo proponen un sistema de produccién flotante, donde en la parte superior se
mantiene una plataforma que incluye los equipos de perforacién, producciéon y
procesamiento °8. Debajo de la plataforma o Topsides, se encuentra la embarcacion
que sostiene la infraestructura. Esto quiere decir que se trata de un Floating, Production
Storage and Offloading (FPSO por sus siglas en inglés).

Desde el punto de vista de la inversion de infraestructura, el FPSO se le puede
categorizar dentro de una alternativa que permite ser repetible sin mayores
complicaciones y por consiguiente generar ahorros en costos, sobrecostos y tiempo de
construccion. Es decir, permiten tener un enfoque de “Diseiar uno, construir muchos”
los cuales compariias como ExxonMobil han utilizado en diferentes proyectos gracias a
esta filosofia *°.

Otra caracteristica del FPSO es la de fungir como instalacion de almacenamiento y
descarga con un alto nivel de movilidad lo que representa ventajas ante otras soluciones
como las Plataformas de Patas de Tension, Plataforma Spar o una Plataforma Fija tipo

Jacket Platform °.

158 (Edgen Murray Corporation, 2019)
159 (Richard, Khurana , Yanosek, Florian, & Parker, 2017)
160 (Sridhar, Sannasiraj, & Sundaravadivelu, 2022)
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o

llustracion IlI-4 Arreglo de produccion del Proyecto Trion. Esquema obtenido por personal del Instituto
Mexicano del Petréleo.

Para actividades de mantenimiento de produccion, se tienen las instalaciones
submarinas Subsea 1 y Subsea 2. Tal como dice en el primer capitulo, los FPSO no
pueden perforar pozos por si solos, por ello, la arquitectura de perforacion y produccién
cuenta con este sistema de produccion submarino. Gracias a esto, los pozos estan
conectados mediante tuberias o colectores en el fondo del mar, donde el petréleo fluye
a traves de estos hacia la superficie.

Vale la pena mencionar que el Proyecto contempla la extraccion del petréleo hasta su
punto de venta en la superficie flotante. Consecuentemente, queda fuera de la
evaluacion el transporte del hidrocarburo, ya sea por embarcacion o mediante lineas de
conduccion.

e Abandono

En cuanto a las actividades de abandono, son aquéllas que consisten en retirar y
desmantelar maquinarias, herramientas, equipos, suministros, tuberias, plataformas de
perforacion o produccién entre otras. En efecto, esto incluye el desmontaje de
artefactos navales, plantas adquiridas, arrendadas, suministradas o poseidas de
cualquier otra forma para su utilizacién por el Contratista o Asignatario 2.

Igualmente, incluye el taponamiento y abandono definitivo de los pozos, actividad que
consiste en colocar varios tapones para aislar el depésito y otras formaciones que
contienen los fluidos. Los tapones incluyen cementos especiales destinados para dicha
actividad, de igual manera los aditivos utilizados para su fraguado. Dependiendo de las
caracteristicas del pozo, el taponamiento y abandono podria llevar mucho tiempo y

161 (SHCP, 2016)
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representar costos elevados. Sobra recalcar que, los pozos costa afuera son
considerablemente mas costosos de abandonar que los pozos en tierra firme 152 ,

Finalmente, a diferencia de activos en tierra firme (hidroeléctricas, carreteras, puentes,
aeropuertos entre otros) para las instalaciones costa afuera no existe valor de
depreciacién. Dicho de otra manera, las instalaciones en aguas ultra profundas tienen
un grado de accesibilidad tan costosa, que econOmicamente es MAs COStoSO
recuperarlas que abandonarlas. El Unico sistema que se puede recuperar es el flotante
y para esto no se usa el concepto de depreciacion %3, No obstante, se establecen
cuotas de abandono, ya sea por taponamiento de pozos, desmantelamiento de
instalaciones, equipos, entre otros, o bien, por restauracion de dafios ambientales.
Tanto el Contrato como los titulos de Asignacién estipulan que los operadores deben
realizar el taponamiento y abandono de pozos.

[11.3.3. Capacidades de Produccion

Acerca de las capacidades de produccién en Tribn, Pemex ya habia elaborado un
pronéstico de produccion de hidrocarburos presentado por la CNH en el documento llamado
“Opinién Técnica sobre la procedencia de la solicitud de Petréleos Mexicanos para la
migracién de las asignaciones AE-0092 Cinturén Subsalino-10 y AE-0093 Cinturén
Subsalino-11 a Contrato para la Exploracién y Extraccién” (Opinion Técnica)”. En este
documento, se sostiene que la produccion de barriles de petroleo anualizada del campo
Trion tendréa el comportamiento descrito en la Tabla 111-5. En dicho escenario de desarrollo
conceptualizad por Pemex, se utiliza una recuperacion secundaria, por medio de inyeccién
de agua con la finalidad de extraer la reserva de los yacimientos de Trién.

La produccion anualizada de barriles proporciona el volumen de producto por periodo anual
gue el Campo es capaz de producir. El volumen acumulado de produccion por periodo anual
(Qy) al final de la vida del proyecto sera de 420 MMb (millones de barriles). Habria que
recordar, que en el Capitulo Il de este trabajo, se abordd que para el afio 2019 las reservas
del Area corresponden a Reservas 3P especificamente de 485.4 millones de barriles de
petréleo crudo equivalente (MMbpce).

Esta cifra corresponde con la de la Ficha Técnica de Trion, cuya informacion se convino
utilizar para el desarrollo de este trabajo. No sélo la Ficha Técnica sefiala esta cifra, sino
también la Opinidn Técnica concuerda con el volumen de reservas. La Opinion Técnica a
su vez utilizé un escenario de desarrollo de campo conceptualizado por Pemex, cuyo
prondstico de produccién

162 (Torbjarn, y otros, 2019)
163 (Rodriguez, 2019)
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Tabla lll-5 Volumen de produccién del campo Trién estimado por Pemex, tomado de la Opinién Técnica,
produccién diaria en miles de barriles diarios (Mbd) y anualizada en millones de barriles (MMb)

Produccién diaria Produccién anualizada

de barriles (Mbd) de aceite (MMDb)

2023 43.3 15.8
2024 90.7 33.11
2025 100 36.5
2026 100 36.5
2027 98.9 36.1
2028 91.14 33.27
2029 83.4 30.44
2030 76.7 28

2031 70.6 25.77
2032 64.5 23.54
2033 59 21.54
2034 54.8 20

2035 50.9 18.58
2036 31.9 11.64
2037 30.1 10.99
2038 28.4 10.37
2039 26.8 9.78
2040 25.4 9.27
2041 24.1 8.8

Pronostico de la produccion anual de petrdleo

crudo
40.00
35.00
30.00
o 25.00
S
S 20.00
-
9 15.00
10.00 —O—"C.Llrva de produccién anual para
Trién"
5.00
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~ < ©0 0 o o~ < © 0 o ~
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Gréfica lll-2 Capacidad de produccion del Proyecto
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Precisamente, los 485.4 MMbce se componen tanto del volumen de produccién acumulado
de 325 mil millones de pies cubicos (MMMpc) o Bcf (Billion of cubic feet en inglés) ¢4 de
gas, como de los 420MMb de aceite o petréleo. Para ser mas especificos, es resultado de
la siguiente conversién de unidades:

1Bcf de gas = 1 x 10° pc (mil millones de pies cubicos)
5,000 pc = 1 bpce (1 barril de petroéleo crudo equivalente)
~1Bcf =2x10° bpce
Al sumar las reservas:
325 MMMpc = 327 Bcf (gas)

2 x 10° bpce

Volumen de reservas = 327 Bcf < 1Bcf

) + 420MMbp

Volumen de reservas = 65.4 MM bpce + 420MMbpce
~ Volumen de reservas = 485.4 MMbpce

Dado que se trata de una evaluacion de alternativas para un proyecto petrolero, solo se
tomara en cuenta la produccién de aceite o petréleo crudo. Dicho de otra manera, para
propositos de esta evaluacion econOmica, las reservas del Campo son de 420 MMb
(millones de barriles) de petréleo. Sin embargo, cuando se suman las proyecciones de
produccién en términos de petrdleo crudo equivalente, que incluyen petréleo y gas se llega
al volumen de reservas del Campo:

164 (Schlumberger, 2020)
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Tabla IlI-6 Perfil anualizado total acumulado del Campo Trion estimado por Pemex, en millones de barriles
(MMbd) y millones de barriles de petroleo crudo equivalente (MMbpce)

Afo Produccién Produccion PCE ACUM

petroleo de gas (MMbpce)
(MMbd) (MMbd)
2023 15.80 10 17.8
2024 48.91 37.9 56.5
2025 85.40 70.1 99.4
2026 121.90 102 142.3
2027 158.00 132.6 184.5
2028 191.30 160.2 223.3
2029 221.80 184.8 258.8
2030 249.80 207 291.2
2031 275.60 227.2 321.0
2032 299.10 245.4 348.2
2033 320.70 261.8 373.1
2034 340.70 276.8 396.1
2035 359.30 290.7 417.4
2036 370.90 297.7 430.4
2037 381.90 304.3 442.8
2038 392.20 310.5 454.3
2039 402.00 316.3 465.3
2040 411.20 321.8 475.6
2041 420.00 327 485.4

I11.4. Estudio Econdmico

En este apartado, se presenta la deduccién de los costos del Proyecto de cada una de las
actividades anteriormente descritas. Se abordara la obtencién de contraprestaciones,
regalias e impuestos de acuerdo con lo estipulado en el marco juridico que gobierna cada
alternativa. La informacion de los costos e inversiones anuales (Capex, Drillex, Opex y
Abex) del Proyecto fue proporcionada por personal Instituto Mexicano del Petréleo. De igual
forma, la cronologia en que se desembolsan estos montos fue propuesta por personal de
esta institucion. Hay que mencionar que estos montos son los mismos tanto para el
esquema de Contrato como para la Asignacion. La razén es que se considera que en
modelo de Asignacién, Pemex Exploracion y Produccién (PEP) posee la misma paridad
tecnolégica que el Contratista conformado por BHP Billiton/PEP.

l11.4.1. Inversiones de Perforacion y Capital

En primer lugar, se encuentran las inversiones de capital o gastos de capital, que en inglés
es Capital Expenditure (abreviado como Capex) y que representan los costos de las
instalaciones costa afuera. Esto quiere decir que se elabora un presupuesto de las
instalaciones de la llustracion IlI-4 para programar su erogacion por periodo durante la

113 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién I EVALUACION DE PROYECTO

ejecucion del Proyecto. Estas instalaciones incluyen la plataforma o superestructura e
infraestructura flotante para sostener el sistema de produccion. Las erogaciones de lo
presupuestado se distribuyen a través del tiempo, tal como en una obra, es decir, se
proyectan como egresos del proyecto. Debido a las caracteristicas técnicas de Tridn, los
gastos de capital Capex se desembolsan desde el segundo hasta el quinto periodos. En
otras palabras, las erogaciones de los montos relacionados a Capex comienzan a partir del
2020 y terminan en 2023. Los valores para este rubro son:

Concepto Costo en USD Porcentaje
Plataforma 738,153,000 23%
Sistema Flotante 601,328,000 19%
Instalacion Submarina 1 940,288,000 2904
Instalacién Submarina 2 955,936,000 30%
Total = 3,235,705,000 100%

Z Capex = 3,235,705,000 USD

En millones de doélares:
~ Capex = 3,236 MMUSD

Otro rasgo del Capex, es que se trata de las erogaciones cuyo desembolso se efectla
durante el menor ndmero de periodos en comparacion de otros tipos de gastos e
inversiones. A pesar de esto, representan el 35% del total de las inversiones. Dicho de otro
modo, durante un breve periodo de tiempo se habra destinado poco mas de la tercera parte
del total de los egresos proyectados para Trion. En la Tabla I111-7 se muestra la distribucion
de las inversiones en el tiempo correspondientes por concepto de Capex:

Tabla IlI-7 Calendarizacién de inversiones Capex, periodos 2019 — 2023, en millones de ddlares (MMUSD)
Fuente Instituto Mexicano del Petréleo, 2019

Costos de instalaciones CAPEX (MMUSD)

Afo  Submarina Plataforma  Flotante Total
2019 0.00 0.00 0.00 0.00
2020 316.88 17.62 0.00 334.50
2021 1,258.73 253.26 262.62 1,774.61
2022 305.47 438.61 338.71 1,082.79
2023 15.14 28.66 0.00 43.80
Total 1,896.22 738.15 601.33 3,235.70

En segunda instancia, se encuentran los gastos de perforacion y exploracion, estos son,
los denominados Drilling Expenditure o dicho de otra manera Drillex. Estos gastos se
componen tanto de costos tangibles como de intangibles. Habria que recordar que, el
Capitulo Il de este trabajo sefiala que los costos intangibles se refieren a la mano de obra,
combustibles y suministros. Mientras que los tangibles, son todos aquellos equipos y demas
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elementos que poseen un valor de reventa. Los valores y conceptos que conforman este
rubro son:

Concepto Costo en USD Porcentaje
Perforacion costa afuera 1 760,427,000.00 46%
Perforacion costa afuera 2 896,418,000.00 54%

Total = 1,656,845,000 100%

Z Drillex = 1,656,845,000 USD

En millones de dodlares:
~ Drillex = 1,657 MMUSD

Se tiene planeado que las actividades por concepto de perforacion se ejecuten entre 2019
y 2025 y solo representan el 18% de las inversiones. La secuencia de las erogaciones
relacionadas a estas actividades se resume en la Tabla 11I-8 Finalmente, vale la pena
mencionar que las inversiones de perforacion y de capital son aplicables para una u otra
alternativa. Es decir, el Operador del Contrato (BHP Billiton/Pemex) y el Operador de la
Asignacion (Pemex) son responsables de llevar a cabo las inversiones relacionadas con los
costos y gastos tanto de capital como de perforacion.

Tabla IlI-8 Calendarizacion de inversiones Drillex, periodos 2019 — 2025, en millones de délares (MMUSD)
Fuente Instituto Mexicano del Petréleo, 2019

Produccién Perforacion DRILLEX (MMUSD)

Afo Tangibles Intangibles Total
2019 $3.02 $3.31 $6.33
2020 $27.04 $0.50 $27.54
2021 $27.04 $226.63 $253.67
2022 $27.04 $452.76 $479.80
2023 $26.53 $452.76 $479.29
2024 $14.40 $358.19 $372.59
2025 $0.00 $37.63 $37.63
Total $125.07 $1,531.78 $1,656.85

[11.4.2. Gastos de Operacion y Mantenimiento

Corresponden a los gastos de la etapa de mantenimiento de produccién Operation
Expenditure o de manera abreviada Opex. En otras palabras, se trata de los valores
monetarios de las componentes productivas del Proyecto. Estos se dividen en costos de
operacion fija y costos de operacion variable (Fixed Opex y Variable Opex). De acuerdo
con diversos autores, los costos fijos son aquéllos que corresponden a una parte de los

115 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién I EVALUACION DE PROYECTO

costos que no varia con el nivel de produccién % . Al mismo tiempo, de acuerdo con la
teoria econémica, los costos variables tienen una fluctuacién directamente proporcional
con los niveles de produccién. A saber, las obligaciones totales en que incurre la empresa
por unidad de tiempo para todos los insumos variables que utiliza .

Concepto Costo en USD  Porcentaje
Personal Operativo 234,474,303 7%

Pozos 513,828,213 15%
Inspeccién y mantenimiento 928,103,504 26%
Logistica y consumibles 351,464,337 10%
Seguro 749,800,547 21%
Administracion y base de operaciones 730,509,097 21%
Total = 3,508,180,000 100%

Z Opex = 3,508,180,000 USD

En millones de dolares:
~ Opex = 3,508 MMUSD

El calendario para las inversiones de los costos de operacion abarca casi toda la vida del
Proyecto. La participacién por Opex tiene una duracién de 21 periodos, desde el 2023 hasta
el 2041 y representa el 39% de las inversiones. De manera que, al unisono de ser las
inversiones de mayor duracion, también son las de mayor valor monetario para el Proyecto|
Similar a las inversiones tanto de capital como de perforacion, el Opex aplica para el
Contrato y para la Asignacién. En la Tabla 111-9 se muestran los costos anuales de Opex.

165 (Chen & Koebel, 2013)
166 (Vargas, 2006)
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Tabla IlI-9 Calendarizacion de inversiones Opex en millones de dolares (MMUSD). Fuente Instituto Mexicano
del Petréleo, 2019

Costos de Operacién OPEX (MMUSD)

Afio Fijos Variables Total
2019 $0.00 $0.00 $0.00
2020 $0.00 $0.00 $0.00
2021 $0.00 $0.00 $0.00
2022 $0.00 $0.00 $0.00
2023 $128.45 $2.46 $130.91
2024  $140.72 $5.04 $145.76
2025 $141.36 $7.62 $148.98
2026 $166.65 $108.77 $275.42
2027 $143.71 $17.01 $160.72
2028 $169.31 $7.84 $177.15
2029 $143.76 $7.08 $150.84
2030 $177.14 $150.74 $327.88
2031 $143.96 $18.01 $161.97
2032  $140.49 $4.14 $144.63
2033 $168.26 $3.66 $171.92
2034 $168.05 $104.25 $272.30
2035 $142.51 $12.24 $154.75
2036  $140.18 $2.90 $143.08
2037  $140.15 $2.77 $142.92
2038 $204.26 $147.63 $351.89
2039 $145.94 $15.80 $161.74
2040 $140.10 $2.58 $142.68
2041  $140.09 $2.55 $142.64
Total $2,885.09 $623.09 $3,508.18

I11.4.3. Abandono de las instalaciones

Entre estos costos, se puede encontrar el desmantelamiento y retiro de las maquinarias,
equipos, entre otros factores de produccion fisicos utilizados para Capex y Drillex. El
término para esta parte del proyecto se denomina Abex, como acrénimo de Abandonment
Costs Expenditure o Abandonment Costs ¢,

167 (Schlumberger, 2020)
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Concepto Costo en USD Porcentaje

Plataforma 1 103,493,000 14%
Sistema flotante 20,177,000 3%

Perforacion costa afuera 2 140,027,000 19%
Perforacion costa afuera 3 165,668,000 23%
Instalaciéon submarina 1 147,865,000 20%
Instalacion submarina 2 151,760,000 21%
Total = 728,990,000 100%

ZAbex = 728,990,000 USD

En millones de dodlares:
~ Abex = 729 MMUSD

Particularmente, el esquema de Contrato permite la creacion de un fideicomiso para el
cierre de actividades. Gracias al rendimiento que ofrece este instrumento, no se requiere
que el Contratista pague totalmente el monto correspondiente, en su lugar, deja que los
rendimientos cubran el saldo total. Por consiguiente, las partes involucradas se permiten
crear una reserva monetaria para fondear las operaciones de abandono del éarea.
Adicionalmente, funciona como garantia de que el Operador no incumplan con el pago de
las actividades de abandono una vez terminadas las de explotacion dentro del Campo.

Aunque el fideicomiso se encuentre estipulado en el Contrato, con la finalidad de comparar
alternativas equiparables, se propone gue el Operador del modelo de Asignacién propuesto
en este trabajo también utilice el instrumento para el abandono.

Respecto a los lineamientos del fideicomiso, se estipula que el Contratista debera abrir un
fideicomiso de inversién, a mas tardar durante el primer trimestre del afio en que la
produccion acumulada de hidrocarburos sea igual a las reservas remanentes probadas
estimadas (1P). O bien, transcurridos veinticinco afios a partir de la fecha de firma del
contrato, lo que ocurra primera.

El contratista debe depositar al fideicomiso una cuarta parte de la aportacién anual por cada
trimestre, esto es, cuatro aportaciones que conforman lo de un afio. La aportacién anual es:

0
= Maxi PAE
AA, = Maximo {( RRt) « CAE — IAt}

Dénde:

AAs= Aportacion anual.

PAE;= Produccion estimada en el Campo para el afio del cdlculo.

RR= Reservas remanentes probadas (1P) al inicio del afio del cdlculo, segiin lo determine el
Contratista.

CAE= Monto remanente de los costos de abandono al inicio del afio del cdlculo.

1A= Fs el interés generado en el fideicomiso en el afio del cdlculo. Se obtiene con la siguiente
expresion:
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IA; =1 x AAA_4

r=Tasa de interés aplicable al saldo del fideicomiso de abandono, a saber, del 10.5%.
AAA= Es el saldo acumulado en el Fideicomiso de abandono al terminar el afio del calculo,
mediante la expresion:

AAAt = AAAt—l + AAt + IAt - St—l

Con S.= Monto total retirado del fideicomiso de abandono durante el afio de cdlculo para
financiar actividades de abandono realizadas en el mismo ario.

El afio o periodo anual donde la produccion acumulada de hidrocarburos iguala las reservas
remanentes probadas, es el 2029. Cuando la produccién global estimada acumulada del
Campo crecera de 223.4 MMbpce (millones de barriles de petréleo crudo equivalente) a
inicios del 2029 a cerrar con 258.70 MMbpce.

Al mismo tiempo, las reservas pasaran de 262.0 MMbpce a 226.70 MMpce, esto quiere
decir que en algun punto del afio 2029 la produccion y las reservas sean iguales en términos
de millones de barriles de petréleo crudo equivalente. El comportamiento de la produccion
acumulada se puede observar en la Tabla IlI-6.

» 2029
PAE(Acum.),p29 = 258.7 MMbpce

PAE2029 = 3530 MMbpce
RR2029 = 2267 MMpre

Dado que se trata del primer periodo anual de la aportacion, al inicio del afio, el monto
remanente de los costos de abandono es 728.99 MMUSD, es decir, el total por
concepto de Abex.

Continuando con el asunto, el interés generado en el fideicomiso es:
IA2029 = 105% * 000 USD

o IA2029 == USD 000

Por lo tanto, la aportacién anual queda:

0
AAygre = Maximo {(35.30 MMbpce) 728.99 — 0 00}
226.7 MMbpce) =% '

119 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién I EVALUACION DE PROYECTO

. 0
AAyp29 = Maximo {113 51}

o AA2029 = 113.51 MMUSD

En vista de que 2019 es apenas el primer afio, aun no se destina fondos para financiar
las actividades de abandono, por consiguiente, el monto total retirado del fideicomiso
es nulo:

52029 = 0.00 MMUSD

El saldo acumulado en el primer periodo del fideicomiso, en millones de délares
(MMUSD):

AAA, g9 = 0.00 MMUSD + 113.51 MMUSD + 0.00 MMUSD — 0.00 MMUSD
El abono del fideicomiso de abandono para el 2019
~ AAAygye = 113.51 MMUSD
Respecto a los siguientes periodos, la aportacion anual es:

» 2030
PAE2030 = 3250 MMbpce

El monto remanente de abandono es la cantidad destinada a Capex menos el saldo
acumulado en el fideicomiso, en millones de délares:

CAE,g30 = 728.99 MMUSD — 113.51 MMUSD
CAE,y3 = 615.48 MMUSD

A partir del 2030, debido a que el saldo acumulado del fideicomiso en el afio anterior
ya es diferente de cero, la tasa del fideicomiso comienza a generar intereses:

[1A5030 = 10.5% * 113.51 MMUSD
o IAyg30 = 11.92 MMUSD
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La aportacion anual:

0
AAyo30 = Maximo {( 32.50 MMbpce ) 61548 — 11.92 }
194.20 MMbpce/ > '

- 0
AAyp30 = Maximo {113.51 }

& AAygzeo = 91.08 MMUSD
El monto retirado para financiar las actividades de abandono es nulo:
S2030 = 0.00 USD
En millones de ddlares:
AAA,p30 = 113.51 MMUSD + 91.920.00 MMUSD + 11.92 MMUSD — 0.00 MMUSD
Finalmente, el saldo acumulado en el fideicomiso de abandono hasta el 2030 es:
& AAA,p39 = 216.51 MMUSD

La tendencia de las aportaciones anuales del fideicomiso muestra un comportamiento
no arménico Por este motivo, a continuaciéon, se muestra el procedimiento de
aportacion anual para los periodos 2036, 2037 y 2038. En este ultimo ocurre la dltima
aportacion anual por parte de los Operadores de Trion, en millones de dolares
(MMUSD):

» 2036
PAE2036 = 13.00 MMbpce

RR2036 = 55 MMpre

CAEyy36 = 133.44 MMUSD

El interés generado en el fideicomiso para el afio 2036 al tomar en cuenta el saldo
acumulado de 2035, que es de MMUSD 595.55:

o IA2036 = 6253 MMUSD
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Consecutivamente, la aportacion anual se determina como:

0
AAyo36 = Maximo {(13.00 MMbpce) 13344 — 6253 }
55.00 MMbpce) '

De acuerdo con la expresidn anterior, el maximo valor de la expresion de la aportacion
anual es igual a cero. Por consiguiente, a diferencia de los afios anteriores, en el 2036
no habr& aportacion anual al fideicomiso.

, 0
AAyp36 = Maximo {31 54 — 62 53}

o AA2036 - 000 USD

Auln en él 2036, todavia no se hace uso del monto para financiar las actividades, por
tanto:

52036 = 000 USD

Como consecuencia, el saldo acumulado en el fideicomiso Unicamente es la suma del
interés generado y el saldo acumulado del periodo anterior. En millones de délares:

AAA;p36 = 595.55 MMUSD + 70.16 MMUSD + 62.53 MMUSD —0.00 MMUSD
o AAA2036 = 65808 MMUSD

Similar al 2036, en el periodo 2037 no hay aportaciones anuales, adicionalmente, el monto
del saldo acumulado AAA: se acerca al valor del Capex. Esto quiere decir que ya no se
necesita generar interés, por este motivo, para el 2038 la tasa de interés aplicable al saldo
del fideicomiso de abandono r: es igual a cero.

» 2038
PAE2038 = 1160 MMbpce

RR2038 = 3110 MMprG

CAE,y35 = 1.81 MMUSD

Dado que la tasa de interés es nula, de la misma manera lo es el monto del interés
generado en millones de doélares:
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145038 = 0.00% * 727.18 MMUSD

oo IA2038 = 000 USD

No obstante, teniendo en cuenta que el monto remanente de abandono CAE, es de tan
solo $1.81 MMUSD, la aportacion anual AA;, en lugar de ser determinada por su
expresion correspondiente, sera en definitiva 1.81 MMUSD.

o AA2038 =1.81 MMUSD

Gracias a este ajuste, el saldo acumulado es igual al monto destinado para las
actividades de abandono. En millones de délares:

AAAyyzg = 727.18 MMUSD + 1.81 MMUSD — 0.00 MMUSD
« AAAyy3g = 728.99 MMUSD

Donde finalmente se cumple que:

oo AAA2038 = Z Abex

Con el uso del fideicomiso, el Operador de Tri6bn consigue ahorrar un total de MMUSD
345.11 de gastos en actividades de abandono. Adicionalmente, el Contrato estipula que en
caso de que el fideicomiso de abandono termine con remanentes en los fondos y se hayan
cubierto los costos de abandono, los recursos se deberan enterar al Contratista. Dicho de
otro modo, el Contratista dispone de los fondos que no fueron utilizados en la financiacion
de las actividades de abandono, toda vez que dichas actividades se hayan financiado con
éxito.

La excepcion de lo anterior ocurre cuando el Contrato finalice antes de tiempo ya sea por
recision o por cualquier motivo. En este caso, las instalaciones son devueltas a un tercero
designado por la CNH, esto quiere decir que el Contratista puede abstenerse de llevar a
cabo operaciones de abandono. Del mismo modo, el Contratista entrega al Fondo cualquier
saldo remanente en el fideicomiso de abandono.

El monto tomado para las actividades de abandono S;, se comienza a ejercer en los afios
2041 y 2042 tal como se muestra en la siguiente tabla. Es importante sefialar que las
erogaciones por Abex se encuentran representadas en la columna de la aportacion anual
(AA) en la siguiente tabla. Este es el monto que el operador tendra que erogar por concepto
de Abex:
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Tabla 111-10 Fideicomiso de abandono para ambas alternativas, volimenes de hidrocarburos en millones de
barriles de petréleo crudo equivalente (MMbpce) y montos en millones de doélares (MMUSD)

Afio PAE: RR CAE It AA¢ St AAA;

(MMbpce) YE Y CD) IYED)
2029 3530 22670  $728.99 105 0.00  $11351  $0.00  113.51

2030 32.50 194.20 $615.48 10.5 11.92 $91.08 $0.00 216.51
2031 29.80 164.40 $512.48 105 22.73 $70.16 $0.00 309.41
2032 27.20 137.20 $419.58 10.5 3249 $50.69 $0.00 392.59
2033 24.80 112.40 $336.40 10.5 41.22 $33.00 $0.00 466.81
2034 23.00 89.40 $262.18 10.5 49.02 $18.43 $0.00 534.26
2035 21.40 68.00 $194.73 10.5 56.10 $5.18 $0.00 595.55
2036  13.00 55.00 $133.44 10.5 62.53 $0.00 $0.00 658.08
2037 12.30 42.70 $70.91 10.5 69.10 $0.00 $0.00 727.18

2038 11.60 31.10 $1.81 0.0 0.00 $1.81 $0.00 728.99
2039 10.90 20.20 $0.00 0.0 0.00 $0.00 $0.00 728.99
2040 10.40 9.80 $0.00 0.0 0.00 $0.00 $445.49 728.99
2041 9.80 0.00 $0.00 0.0 0.00 $0.00 $283.50 283.50
2042  0.00 0.00 $0.00 0.0 0.00 $0.00 $0.00 0.00

Tabla 1ll-11 Montos anuales por concepto de actividades de abandono, en millones de doélares (MMUSD)

2029 $113.51

2030 $91.08
2031 $70.16
2032 $50.69
2033 $33.00
2034 $18.43
2035 $5.18
2036 $0.00
2037 $0.00
2038 $1.81
2039 $0.00
2040 $0.00
2041 $0.00
Total $383.88

Para el caso de la Asignacién, en este trabajo los lineamientos aplicables al Contrato
también se aplican a la Asignacion. El motivo de lo anterior es tener variables econémicas
equivalentes y poder equiparar dos alternativas, para este ejercicio.
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Por ultimo, las inversiones para cada rubro (Drillex, Capex, Opex y Abex) tanto en
Asignacion como en Contrato se resumen en la siguiente tabla.

Tabla IlI-12 Resumen de la cronologia de las inversiones e ingresos en millones de ddlares (MMUSD), base
para las alternativas de Asignacion y Contrato

Inversiones

Ingresos )
Drillex Capex Opex Abex Total

2019 $0.00 $6.33 $0.00 $0.00 $0.00 $6.33
2020 $0.00 $27.54 $334.50 $0.00 $0.00 $362.04
2021 $0.00 $253.67 $1,774.61 $0.00 $0.00 $2,028.28
2022 $0.00 $479.80 $1,082.79 $0.00 $0.00 $1,562.59
2023 $971.66 $479.29 $43.80 $130.91 $0.00 $654.00
2024 $2,040.29  $372.59 $0.00 $145.76 $0.00 $518.35
2025 $2,302.42 $37.63 $0.00 $148.98 $0.00 $186.61
2026 $2,308.63 $0.00 $0.00 $275.42 $0.00 $275.42
2027 $2,293.70 $0.00 $0.00 $160.72 $0.00 $160.72
2028 $2,122.09 $0.00 $0.00 $177.15 $0.00 $177.15
2029 $1,942.74 $0.00 $0.00 $150.84 $113.51 $264.35
2030 $1,788.91 $0.00 $0.00 $327.88 $91.08 $418.96
2031 $1,645.09 $0.00 $0.00 $161.97 $70.16 $232.13
2032 $1,501.78 $0.00 $0.00 $144.63 $50.69 $195.32
2033 $1,373.07 $0.00 $0.00 $171.92 $33.00 $204.92
2034 $1,274.93 $0.00 $0.00 $272.30 $18.43 $290.73
2035 $1,184.19 $0.00 $0.00 $154.75 $5.18 $159.93
2036 $741.92 $0.00 $0.00 $143.08 $0.00 $143.08
2037 $700.06 $0.00 $0.00 $142.92 $0.00 $142.92
2038 $660.63 $0.00 $0.00 $351.89 $1.81 $353.70
2039 $623.70 $0.00 $0.00 $161.74 $0.00 $161.74
2040 $591.30 $0.00 $0.00 $142.68 $0.00 $142.68
2041 $561.13 $0.00 $0.00 $142.64 $0.00 $142.64
Total $26,628.25 $1,656.85 $3,235.70 $3,508.18 $383.88 $8,784.61

1.4.4. Ingresos del Proyecto

En dltimo lugar, se calcula el valor de los ingresos del proyecto, de modo que es necesario
recurrir a la informacion del estudio técnico y del estudio de mercado. La informacién del
pronoéstico de la produccion anual de aceite en millones de barriles nos proporciona el
volumen de produccion. Ademas, se cuenta con la informacion del prondstico de los precios
del barril de petréleo que Pemex estimé en la Opinién Técnica.
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Con el conocimiento del precio del producto y el volumen de produccién anual se calculan
los ingresos a lo largo de la vida del Proyecto. Hay que recordar que, de acuerdo con el
estudio técnico, el inicio de la produccién es el afio 2023 y termina en él 2041. De igual
manera, los prondsticos de los precios del barril corresponden al mismo periodo de tiempo.

Prondstico del precio del petrdleo
$64.50

$64.00
$63.50
$63.00
$62.50
$62.00

USD/BL

$61.50

$61.00

—o— Aceite Istmo (usd/bl)

$60.50
$60.00

FIFJLIFIFTIIFIFTIFSLITESTS
v Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y Y

Aino

Grafica lll-3 Precio del barril del petréleo a lo largo de la vida productiva del Proyecto. Fuente: Opinion
Técnica

Otro punto importante es que, para el caso de Trion, se suponen escenarios donde el 100%
del volumen producido es comercializado. Dicho de otra manera, todo barril que se produce
es inmediatamente vendido, esta premisa es razonable en tanto la demanda mundial de
hidrocarburos se incremente anualmente. Como resultado del formato de la informacion
anterior, se utiliza la expresion de los ingresos totales por periodo, al considerar que cada
periodo tiene una duracién de un afio. Por consiguiente, para un periodo t el ingreso se
expresa como:

Iy = Pt *Q

Donde:

1= Ingreso total en el periodo t, expresado en millones de délares (MMUSD)

P= El precio del barril en el periodo t expresado en ddlares por barril de petrdleo y toma el
valor monetario dado por los precios del mercado (USD/BL)

Q.= La produccion anual en el periodo t expresada en millones de barriles (MMDb)

En tal sentido, el primer periodo sucede en el afio 2023 donde su ingreso es:
ly003 = 61.48 (USD/BL) * 15.80 MMbd

o 12023 = 97166 MMUSD
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En el mismo razonamiento, para los siguientes periodos:

o 12024 = 2,040.29 MMUSD

Iyoss = 36.50 (USD/BL) * 63.08 MMbd

o L5 = 2,302.42 MMUSD

El ingreso anual se expresa en la siguiente tabla:

Tabla 111-13 Ingreso total y anual, produccién en millones de barriles diarios (MMbd) e ingresos en millones de
dolares (MMUSD)

" Precio del

Produccion barril Ingresos

anual (MMbd) (USD/BL) MMUSD

2023 15.805 $61.48 $971.66
2024 33.106 $61.63 $2,040.29
2025 36.500 $63.08 $2,302.42
2026 36.500 $63.25 $2,308.63
2027 36.099 $63.54 $2,293.70
2028 33.361 $63.61 $2,122.09
2029 30.441 $63.82 $1,942.74
2030 27.996 $63.90 $1,788.91
2031 25.769 $63.84 $1,645.09
2032 23.543 $63.79 $1,501.78
2033 21.535 $63.76 $1,373.07
2034 20.002 $63.74 $1,274.93
2035 18.579 $63.74 $1,184.19

2036 11.644 $63.72 $741.92

2037 10.987 $63.72 $700.06

2038 10.366 $63.73 $660.63

2039 9.78200 $63.76 $623.70

2040 9.27100 $63.78 $591.30

2041 8.79650 $63.79 $561.13
Total $26,628.25

En la siguiente gréfica, se puede apreciar que la produccion anual decae un 76% en 17
afos, es decir, entre el 2025 y 2041. Sin embargo, el precio del barril permanece
relativamente estable, con una variacion del orden del 1% durante ese mismo periodo. De
igual forma que la produccion, los ingresos tienen una variacion del orden del 76% para el
mismo periodo de tiempo. Cabe sefialar que los mayores ingresos anuales ocurren durante
los primeros cuatro afios de la produccién y alcanzan su maximo en el 2026.
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A partir de este periodo, los ingresos comienzan a disminuir. Paralelamente, los afios mas
productivos son 2025 y 2026. Después de este periodo, la produccion comienza a declinar.

Curvas de produccion, precios del barril e ingresos

totales
$10,000,000,000.00 38.00

33.00

$100,000,000.00 —O—Precio del barril (USD/BL)
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Gréfica lll-4 Precio del barril de petréleo, produccion e ingresos petroleros

En otro esquema se puede visualizar la magnitud de las inversiones (CAPEX), los costos
operativos (OPEX), de perforacion (DRILLEX), abandono (ABEX) y las inversiones a lo
largo del ciclo de vida del proyecto.

Ciclo del Proyecto en Trion
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Gréfica lll-5 Ciclo de proyecto y sus costos en millones de doélares (MM USD)
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La estabilidad del precio del barril proporciona rentabilidad y certeza al proyecto. Pero
existen otros riesgos asociados ademas de la estabilidad del precio como los geoldgicos,
fiscales y politicos. Las inversiones iniciales son las erogaciones mas grandes al inicio del
proyecto y terminan casi al mismo tiempo que el comienzo de retornos de capital.

En segunda instancia se encuentran los costos de perforacion y posteriormente los
operativos y de abandono.

Precisamente (Bastos, 2018) argumenta que el precio del petréleo es el factor de
rendimiento mas importante de los proyectos petroleros. En igual manera las compafiias
petroleras se protegen de los riesgos mediante la diversificacion de proyectos de inversion
mediante diferentes arreglos como el Joint Venture y Farm — Out. Sin embargo, un elemento
importante para la diversificacion es la cultura de la disciplina del capital del proyecto,
basada en mejores practicas de la industria como los métodos del PMI (Project
Management Institute) y FEL (Front — End Loading). En igual forma, la Gréfica lll-5 ofrece
una vista de cdmo luce el proyecto antes de aplicar las tasas impositivas y arreglos fiscales
tanto del Contrato de Licencia como de la Asignacion de Derechos.

[11.5. Alternativa 1: Desarrollo de proyecto exclusivamente por
Pemex (Asignacion)

En este apartado se presenta la evaluacién econdmica del Proyecto bajo la modalidad del
“Titulo de Asignacion Para Realizar Actividades de Exploracion y Extraccion de
Hidrocarburos”. En tal sentido, seria el primer proyecto de esta envergadura desarrollado y
operado exclusivamente por Pemex. Conviene recordar que la misma programacion de las
erogaciones de inversiones y gastos (Drillex, Capex, Opex y Abex) aplicaran también al
Contrato de Licencia

La evaluacion econémica esta regulada por la Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos (LISH)
que estipula las erogaciones de Pemex. De igual forma, por la Ley de Impuesto Sobre la
Renta (LISR) que establece lo que se debe pagar de impuestos. En este trabajo las
evaluaciones consideraran la LISH en su version DOF 07-12-2016 (Cantidades
actualizadas por Resolucion Fiscal DOF 24-12-2018) y la LISR DOF 30-11-2016.

Se retoman las cantidades del Capitulo II: Informacién de volimenes de produccion, precios
de barril e ingresos pronosticados para Trion. Conviene recordar que esta informacion fue
tomada de la Opinién Técnica, realizada por Pemex y publicada por la CNH. De acuerdo
con la LISH el volumen de los hidrocarburos extraidos en un afio multiplicado por el precio
medio anual de mercado se denomina Valor Anual de los Hidrocarburos (VAH). Es decir,
los ingresos anuales del Proyecto, los cuales son ingresos para el Operador de la
Asignacion que es Pemex, después de impuestos y otros desembolsos que la petrolera
tiene que hacer.

Para fines de esta evaluacion econémica se toman periodos anuales (t). por lo tanto, los
impuestos serdn medidos anualmente en vez de periodos mensuales, razén por la cual se
acumulan doce meses de impuestos para cada periodo.

[11.5.1. Derecho de Exploracion de Hidrocarburos (DEXPH)

El pago de este Derecho se realiza durante la etapa de exploracion cuya proyeccion
comprende cuatro afios (2019 a 2022). Posterior a esta etapa, en el afio 2023 se tiene
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proyectado que Pemex deja de pagar el DEXPH y comienza a erogar los pagos por el
Derecho de Extraccién de Hidrocarburos descrito mas adelante. Para el caso del DEXPH,
conviene retomar la expresion deducida en el Capitulo Il relacionada a su célculo:

DEXPHt = TDEXPH * AA

Donde:

AA= Area de Asignacion

Tpexpn= Tarifa en funcion del nimero de meses en el que se encuentre el Proyecto
DEXPH,= Derecho de Exploracion de Hidrocarburos, por periodo

Respecto a la tarifa de exploracion (Toexpr) €n el articulo 45 de la LISH (DOF 15-11-2016)
se estipulan que su valor fluctia cuando la vida del Proyecto supera los sesenta meses. En
consecuencia, la tarifa tiene dos casos y la legislaciobn expresa sus montos en pesos
mexicanos:

Caso 1:

Tarifarceo meses = MXN 1,355.82 /km?
Caso 2:

Tarifa iseo0 meses = MXN 3,242.17 [km?

Para Trion, el segundo caso se descarta de aplicacion debido a que la etapa de exploracién
tiene una duracién de cuatro afios, es decir cuarenta y ocho meses. En consecuencia,
nunca se superan los sesenta meses que establece el caso 1. Por esta razon, la tarifa que
se utilizara para calcular el DEXPH es la del primer caso de MXN 1,355.82 /km?.

Por ultimo, es necesario indicar que de acuerdo con el articulo 45 de la LISH, la tarifa
anterior se multiplica por el Area de Asignacion que no se encuentre en la fase de
produccion. Sin embargo, en el caso de Trién, se considera que toda el Area de Asignacion
se encuentra en etapa de exploracion o produccion. Por este motivo, el Area de Asignacion
es la superficie total que ocupa el Proyecto, es decir, 1,285.203 km?. De igual forma, para
fines del célculo monetario se considera un tipo de cambio de MXN 20.00 por cada USD
1.00, por consiguiente, al expresar la tarifa en dolares para el primer periodo (2019):

» 2019
DEXPH = (1 355 82M N) (0 05
= . * | 0.
2019 4 k

D
: ) % (1,285.203 km?) * 12

U
MXN
s DEXPHyq19 = MMUSD 1.046

De manera similar al periodo 2019, el monto que Pemex erogara para los siguientes tres
periodos (2020 a 2022) es el mismo, por lo tanto, el pago por DEXPH se resumen en la
siguiente tabla:
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Tabla I1l-14 Derecho de Exploracion de Hidrocarburos, en millones de délares MMUSD

Tarifa Area de Asignacion ~ DEXPHart. 5

MMUSD (km?) MMUSD
2019 $1,355.82 1,285.20 $1.05
2020 $1,355.82 1,285.20 $1.05
2021 $1,355.82 1,285.20 $1.05
2022 $1,355.82 1,285.20 $1.05

[11.5.2. Derecho de Extracciéon de Hidrocarburos (DEXTH)

Regulado por el articulo 44 de la LISH (DOF 15-11-2016), este Derecho se desembolsa
exclusivamente durante la etapa de extraccion, donde en el caso de Trién inicia a partir del
afio 2023. Para ello se tiene que calcular el Valor Anual de los Hidrocarburos (VAH) por
periodo y una tasa estipulada en dicho articulo. Por consiguiente, de acuerdo con el
Capitulo Il de este trabajo la expresion para calcular este Derecho es la siguiente:

DEXTH, = VAH; * Tasau,¢ 44

Donde:

VAH:= Valor Anual de los Hidrocarburos por periodo o ingresos por periodo

Tasaurtsa= Tasa regulada en el Articulo 44 de acuerdo con la profundidad de extraccion e
hidrocarburo del proyecto

DEXTH,= Derecho de Extraccion de Hidrocarburos, por periodo

e Valor Anual de los Hidrocarburos por periodo o ingresos por periodo VAH;

Para los primeros cuatro periodos que dura la etapa de exploracion alin no se registran
hidrocarburos extraidos y por consiguiente ingresos. Por lo tanto el VAH es igual a cero.
En vista de que la etapa de mantenimiento de la produccién comienza hasta el afio
2023 (quinto periodo), los barriles extraidos son inmediatamente comercializados o
vendidos. Consecuentemente, a partir del afio 2023 el VAH es diferente de cero. En
millones de ddlares (MMUSD):

VAH,p,3 = 971.66 MMUSD

VAH,0,4 = 2,040.59 MMUSD
VAH,4,s = 2,302.42 MMUSD
VAH,4,6 = 2,308.63 MMUSD

Es necesario subrayar que los ingresos anteriores o VAH son tomados del Estudio
Econdmico del apartado anterior.
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o Tasaartas

Como parte del calculo del DEXTH, es necesario calcular la tasa estipulada en el
articulo 44 de la LISH (DOF 15-11-2016), el cual establece que se determinara de la
siguiente manera:

T _ { 7.5%, Precio por barril < 48.00 USD
ASQare.44 = \Tasa Calculada, Precio por barril > 48.00 USD

En caso de estar en la segunda desigualdad:
Tasa Calculada = [0.125 * Precio del Petrdleo + 1.5]%

A continuacion, se describe el célculo de la tasa aplicado al caso de Trién, al mismo
tiempo, se procede con el calculo del Derecho de Extraccién de Hidrocarburos
(DEXTH).

e Derecho de Extraccion de Hidrocarburos (DEXTH).

En primer lugar, para-los cuatro primeros periodos que corresponden con la etapa de
exploraciéon del Proyecto no se paga Derecho de Extraccion de Hidrocarburos
(DEXTH). Por este motivo, del 2019 al 2022 el pago por DEXTH es igual a cero dado
que Pemex esta sujeto a pagarlo hasta la etapa de extraccion:

Posteriormente, a partir del 2023 cuando inicia la etapa de extraccion, Pemex tiene que
pagar las erogaciones por concepto de DEXTH. Hay que volver a sefialar que para
calcular este Derecho el articulo 44 de la LISH (DOF 15-11-2016) establece una tasa
que se encuentra en funcién del precio del barril del petréleo. Por lo tanto, se necesita
obtener este precio para calcular la tasa, en vista de lo anterior, se recurrid al pronéstico
del precio medio anual de barril estimado por Pemex en la Opinidon Técnica para la
produccién en Tridn:

» 2023:
Para el 2023 el precio del petréleo pronosticado en la Opiniébn Técnica es de USD
61.48:

Precio por barril = 61.48 USD

Este precio es mayor que el referido en la primera desigualdad del Articulo 44 de la LISH:

=~ Precio por barril > 48.00 USD

En consecuencia, el precio del barril estimado para el periodo 2023 se encuentra en
el caso de la segunda desigualdad. Por este motivo, el calculo de la tasa corresponde
a la “Tasa Calculada™
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Tasas, ;44 = Tasa Calculada

Tasa Calculada = [0.125 * Precio del Petréleo + 1.5]%

Tasa Calculada = [(0.125 * USD 61.48) + 1.5] %

Tasa Calculada = 9.19 %

o TasaArt.M, =9.19 %

Finalmente, el valor del DEXTH para 2023 es:
DEXTHj023 = VAHy023 * TasQprg 4

DEXTHyyy5 = 971.66 MMUSD  9.19 %

o DEXTH2023 - 8925 MMUSD

De acuerdo con las estimaciones de precios de petrdleo emitidos por Pemex en la
Opinién Técnica, el precio medio anual sera siempre mayor a los USD48.00 por barril
a lo largo de la vida del proyecto. Por este motivo, para el célculo de la tasa estipulada
en el articulo 44 de la LISH regira siempre el segundo caso (Tasa Calculada). Para
ilustrar la condicién anterior se describe una vez mas el célculo del DEXTH para el
periodo siguiente:

> 2024
Precio por barril = 61.63 USD

=~ Precio por barril > 48.00 USD

El precio promedio del barril proyectado para afio 2024 se encuentra en el segundo caso:

Tasa Calculada = [0.125 * Precio del Petréleo + 1.5]%

Tasaureas = [(0.125 % 61.63 USD) + 1.5] %

o TasaATt_44 = 920 %
Eventualmente:

DEXTHyg4 = 2,040.29 MMUSD * 9.20 %

o DEXTHyo,, = 187.78 MMUSD
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Para concluir con estos Derechos, en la Tabla IlI-15 se puede encontrar los montos
que Pemex tiene que pagar al Estado por concepto de DEXTH para cada periodo del

Proyecto.

En resumen, hay que recordar que durante los primeros cuatro periodos Pemex solo
paga DEXPH y no paga DEXTH porque aun no esta en la etapa de extraccion de
hidrocarburos. Otro elemento importante es que en la tabla también se incluye el precio
medio anual del barril de petréleo pronosticado por Pemex en la Opiniéon Técnica para
las proyecciones de producciéon en Trion. Este precio siempre es mayor a los 68 USD
por barril por afio, por lo tanto, el Articulo 44 establece que el célculo de la tasa para el

DEXTH es mediante el segundo caso “Tasa Calculada”.

Tabla I1I-15 Derecho de Extraccion de Hidrocarburos (DEXTH) por periodo, en millones de délares MMUSD

Precio del
barril
(USD/Barril)

2019 $0.00 $0.00 0% $0.00
2020 $0.00 $0.00 0% $0.00
2021 $0.00 $0.00 0% $0.00
2022 $0.00 $0.00 0% $0.00
2023 $971.66 $61.48 9.19% $89.25
2024 $2,040.29 $61.63 9.20% $187.78
2025 $2,302.42 $63.08 9.39% $216.08
2026 $2,308.63 $63.25 9.41% $217.16
2027 $2,293.70 $63.54 9.44% $216.58
2028 $2,122.09 $63.61 9.45% $200.56
2029 $1,942.74 $63.82 9.48% $184.12
2030 $1,788.91 $63.90 9.49% $169.72
2031 $1,645.09 $63.84 9.48% $155.95
2032 $1,501.78 $63.79 9.47% $142.27
2033 $1,373.07 $63.76 9.47% $130.03
2034 $1,274.93 $63.74 9.47% $120.70
2035 $1,184.19 $63.74 9.47% $112.11
2036 $741.92 $63.72 9.47% $70.22
2037 $700.06 $63.72 9.47% $66.26
2038 $660.63 $63.73 9.47% $62.54
2039 $623.70 $63.76 9.47% $59.06
2040 $591.30 $63.78 9.47% $56.01
2041 $561.13 $63.79 9.47% $53.16
Total $26,628.24 $2,509.56
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1.5.3. Derecho por la Utilidad Compartida (DUC)

Tal como se abordd en el Capitulo Il de este trabajo, el articulo 39 de la Ley de Ingresos
Sobre Hidrocarburos (LISH) estipula que el asignatario debe pagar el 65% de la resta
correspondiente a los ingresos resultado de la produccién de hidrocarburos (VAH) menos
una serie de deducciones y derechos. Precisamente, con la finalidad pagar una menor
cantidad por el monto del DUC, Pemex puede deducir ciertos gastos e inversiones de dicho
pago, tal como se abordd en el Capitulo Il. Para calcular el Derecho por la Utilidad
Compartida (DUC) por periodo, se recurre a la siguiente expresién:

Derecho por la Utilidad Compartida; = 65% * (VAH; — Deducciéng,; 49, — DEXPH; —

—DEXTH,)
Donde:

Deduccidngy¢ 40, = Deducciones de los Costos Gastos e Inversiones (CGlyrt 40,)
enelperiodot

DEXTH; = Derecho de exploracion de hidrocarburos del periodo t

DEXPH,; = Derecho de exploracion de hidrocarburos del periodo t

VAH; = Valor Anual de los Hidrocarburos por periodo t

e Deduccibn;

Se obtiene mediante lo establecido el articulo 40 y 42 de la LISH. Para el caso del
articulo 40 son las fracciones | a lll las que establecen los montos deducibles:

1) Articulo 40 fraccion I: Establece que se deducira el 100% del monto original de las
inversiones realizadas para la exploracién, recuperacion secundaria y el
mantenimiento no capitalizable.

Dicho de otro modo “Costos, Gastos e Inversiones estipulados en el articulo 40”
(CGlara0). Para el caso de Trién, los CGlan4o corresponden a los montos Drillex, Capex
y Opex descritos en el “Estudio Econdémico”. De acuerdo con informacion
proporcionada por personal del IMP, las inversiones para exploraciéon y recuperacion
secundaria corresponden al 40% de los montos destinados para Drillex, cerca del 8%
de Capex y alrededor del 59% de Opex:

CGlyrt.a0 fracciont = 100% * [(40.022% * Drillex) + (7.80% * Capex) + (58.90% * Opex)]

En concreto, el 40.022% del monto correspondiente a Drillex se destina a actividades
de recuperacion secundaria. En otras palabras, de los 1,656.85 MMUSD (millones de
dolares) se destinan 663.10 MMUSD, dicho de otro modo:

Recuperacion secundaria = 40.022% * Drillex
~ Recuperacion secundaria = 663.10 MMUSD

Por lo cual, en cada periodo Pemex podra deducir del pago del DUC un 40.022% del
monto asignado a Drillex. Cosa parecida sucede con los montos relacionados a los
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gastos de capital Capex, a saber, los equipos en cubierta para inyeccion de agua y gas
gue ascienden a 252.52 MMUSD. En efecto, este valor representa el 7.80% de Capex
considerando que este Ultimo asciende a 3,235.70 MMUSD. Por este motivo, en cada
periodo se deduce un 7.80% del gasto destinado para Capex:

Equipos en cubierta para inyeccién de agua y gas = 7.80% * Capex

~ Equipos en cubierta para inyeccion de agua y gas = 252.52 MMUSD

Finalmente, el articulo 40 fraccion | considera motivo de deduccidn el “mantenimiento
no capitalizable”, es decir los gastos de operacion y mantenimiento. De acuerdo con
informacion del IMP, los equipos en cubierta para inyeccion de agua y gas (Opex) se
consideran como parte del “mantenimiento no capitalizable”. Para ser precisos, los
costos y conceptos que entran en la categoria “mantenimiento no capitalizable” son:

Costo en
Concepto UsD Porcentaje
Personal Operativo 234,474,303 11%
Logistica y consumibles 351,464,337 17%
Seguro 749,800,547 36%
Administracién y base de operaciones 730,509,097 35%
Total = 2,066,248,284 100%

Z Mantenimiento no capitalizable = 2,066.25 MMUSD

La suma total de los conceptos del “mantenimiento no capitalizable” representan el
58.90% del concepto de Opex:

~ Mantenimiento no capitalizable = 58.90% * Opex

Para resumir lo anterior, las deducciones por periodo que considera el Articulo 40
fraccion | son:

Recuperacion secundaria = 40.022% * Drillex
Equipos en cubierta para inyeccién de agua y gas = 7.80% * Capex
Mantenimiento no capitalizable = 58.90% * Opex

2) Articulo 40 fraccion II: Establece la deduccién del 25% del monto original de las
inversiones realizadas para desarrollo y extraccién. Para ser mas especificos, se
deduce el 25% del monto restante para Drillex y Capex que no fue deducido en la
fraccion | de este Articulo:
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CGlyrt.a0 fracciontn = 25% * [(59.98% * Drillex) + (92.20% * Capex)]

Por consiguiente, lo que Pemex puede deducir del pago del DUC por periodo se puede
expresar como:

DeduCCiénArtAOt = 100% = (CGIArtAO fraccion 1) + 25% = (CGIArt.40 fraccion II)

A continuacion, se calculan los Costos, Gastos e Inversiones estipulados en el articulo
40 de la LISH (CGlar40) deducibles del pago del Derecho por la Utilidad Compartida
para el caso de Trion:

> 2019
CGlart.ao fraccien1 = (40.022% « Drillex) + (7.80% * Capex) + (58.90% * Opex)

CGlyrt 40 fracciont = MMUSD[(40.022% = Drillex) + (7.80% * Capex) + (58.90% * Opex)]
“ CGlareao fraccien1 = 2.53 MMUSD
CGlyrt a0 fracciontn = MMUSD[(59.98% * 6.33) + (92.20% = 0.00)]
“ CGlare.ao fraccionn = 3.80 MMUSD
Finalmente se aplica el 100% y 25% respectivos:

DeduCCiénArtAOz()lg = MMUSD[(lOO% * CGlare.ao fracci(ml) + (25% * CGlare.a0 fraccion 11 )]

DeducciOngrs.a9,y,9 = MMUSD[(100% * 2.53) + (25% * 3.80)]
DeducciOngria0,9,9 = 3:48 MMUSD

> 2020
CGlyrt40 fraccisns = MMUSD[(40.022% * 27.54) + (7.80% * 334.50) + (58.90% * 0.00)]

 CGlare.a0 fracciont = 37.13 MMUSD
CGlare 40 fracciontn = [(59.98% * 27.54) + (92.20% * 334.50)] MMUSD
 CGlare.a0 fraccionn = 324.91 MMUSD

Deduccién,g,e = [(100% * $37.13 ) + (25% * $324.91)] MMUSD
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~ Deduccionyyt 40,0,, = 118.36 MMUSD

» 2021
CGlyre.a0 fraccionl = 240.02 MMUSD

CGlart.40 fracciennt = 1,788.26 MMUSD
DeducciOnyrt 40,0,, = [(100% * 240.02 ) + (25% * 1,788.26)] MMUSD
=~ Deducciongyt a0,,,, = 687.083 MMUSD

» 2022
CGlyrea0 fracciénl = 276.53 MMUSD

CGlartao0 fraccionnn = 1,286.06 MMUSD
DeducciOngrt.a0,,, = [(100% * $276.53 ) + (25% * $1,286.06)] MMUSD
~ Deduccionyye 40,0,, = 598.04 MMUSD

Antes de continuar, conviene mencionar que las deducciones de los Costos, Gastos e
Inversiones (CGlar.40) tienen un limite o Cost Cap de acuerdo con el articulo 41 fraccion
IV. Para un campo de aguas profundas este monto limite no debe ser superior al 60%
del Valor Anual de los Hidrocarburos del periodo. Dicho de otra manera, de acuerdo
con lo expresado en el Capitulo Il, para un periodo (t):

CGIAI‘tA»Ot = DeduCCi(')nArtAOt
Deducciongyeao, < (60% * VAH,)

En el caso contrario de que el monto de los CGlar.40 €xceda el limite establecido por el
articulo 41, se podra deducir en los ejercicios o periodos inmediatos posteriores. Es
decir, el monto remanente que exceda el VAH se deduce para el periodo siguiente
Deduccidny 49, Dicho de otro modo, la condicién que describe cuando la los CGlI

exceden el limite para ese periodo es:
Deducciongysao, > (60% x VAH,)

Por consiguiente, las deducciones para este segundo caso se aplican con la expresion
desarrollada en el Capitulo Il
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n
Deduccion (para el periodo siguiente) = Z CGlart.a0;

i=t

n
Deducciongy¢ a0, = Z CGlyre.ao;

i=t

La expresion anterior se aplica para los primeros periodos del Proyecto, es decir,
cuando el Campo todavia no genera ingresos debido a que el Proyecto se encuentra
en etapa de exploracion. No obstante, para los primeros periodos ya comienzan las
erogaciones por Costos, Gastos e Inversiones (CGlar40). Como consecuencia de lo
anterior, los primeros cuatro periodos se encuentran en el segundo caso, esto es,
cuando la desigualdad establece que los CGlao son mayores al 60% del VAH o al
monto maximo de deduccion. En tanto el Valor Anual de los Hidrocarburos (VAH) sea
igual a cero por ser una etapa exploratoria, no se podran ejercer las deducciones
debido a que rebasan el 60% del VAH o el monto maximo. Por lo tanto, los primeros
cuatro periodos entran en el segundo caso:

» 2019
DeducciOngriag,y,q = 3:48 MMUSD

VAH2019 = 000 MMUSD

Por lo tanto, se comprueba el segundo caso de la desigualdad

Deduccionyytaoyg,9 > (60% * VAH;19)

Consecuentemente la deduccion del 2019 se acumula para el siguiente periodo, por lo
tanto, se aplica la expresion correspondiente:

Deducciongre 40,50 = Z CGlarta0;

En consecuencia, la deduccion del 2020 incluye los Costos, Gastos e Inversiones del 2019
y2020:

2020

CGlarta0; = CGlartaoyg19 T CGlart.a0,070
i=2019

Se procede con el desarrollo de la sumatoria y se compara si es menor o mayor al Valor
Anual de los Hidrocarburos (VAH) del 202037%%0CGlarea0; =3.48 MMUSD +

118.36 MMUSD
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2020
Z CGlareao; =121.84 MMUSD

i=2019

~ Deduccionyye 40,0,, = 121.84 MMUSD

En el 2020 el VAH es igual a cero, por consiguiente, la Deduccion correspondiente todavia
es mayor al Iimite establecido:

Deduccionyyeao,q,, > (60% * VAH,050)

En vista de que el VAH es igual a cero hasta el periodo 2022, se puede afirmar que las
siguientes deducciones seran mayores que el 60% del VAH, tal como en 2020:

Deduccidngyea0,q,, > (60% * VAH;0;1)
Deduccionyyeao,g,, > (60% * VAH;0;,)

Llegados a este punto, la alternativa es acumular las deducciones hasta el afio 2023,
periodo donde se comienzan a generar ingresos y por consiguiente el VAH es una
mayor a cero Para tal fin, a partir del 2023 ademas de ejercer los montos de ese mismo
afo, también se ejercen las del 2019 y 2020 con la finalidad de no superar el limite de
deduccién permitido por la ley. Por consiguiente, los montos deducibles del 2021 se
ejercen hasta el 2024 junto con el monto respectivo para ese periodo y las del 2022
junto con las del afio 2025:

» 2023

De acuerdo con lo propuesto, en el periodo 2023 se deduce el monto de los CGI
acumulados del 2019, 2021 y 2023. Gracias a esta propuesta, no se rebasa el 60%
de los ingresos del 2023:

Deducciongyeao,q,3 < 583.00 MMUSD

2020

DeducciOnaye 49,5 = z CGlartao; + CGlartaoyg,s
i=2019

DeduCCionATtA-Ozozg = CGIATtA-OZ()lg + CGIATtA—OZOZO + CGIATt.4—02023

Deducciona e 40,5 = (348 + 118.36 + 354.31) MMUSD
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DeducciOngyea0,q,3 = 476.14 MMUSD

Se corrobora que efectivamente, los montos a deducir para el periodo 2023 cumplen con
la desigualdad:

Deduccionyysag,g,; < 60% * VAH,g,3

& MMUSD 476.14 < 583.00 MMUSD

Dicho brevemente, el monto final a deducir en el 2023 ese $476.14 MMUSD. En el
mismo orden de ideas, el periodo 2024 se deduce junto con lo del 2021. Cabe agregar
gue si se le adiciona lo correspondiente al 2022 se rebasaria el monto méximo:

> 2024
VAH,y,, = 2,040.59 MMUSD

60% * VAH,gy4 = 1,224.18 MMUSD

Deducciongyr 40,9y, < 1,224.18 MMUSD
DeduCCiénATt.402024 = CGIATt.402021 + CGIATt.402024

Deducciongri.a0,q,, = 687.08 MMUSD + 290.84 MMUSD
DeducciOngyea0,q,4 = 977.92 MMUSD
Lo siguiente es corroborar que no se rebasen el monto maximo de deduccion:
Deducciongyeaoygy, < 60% * VAH;024
977.92 MMUSD < 1,224.18 MMUSD

Con el arreglo anterior, efectivamente el monto a deducir para el 2024 es menor al limite
marcado por la LISH:

~ DeducciOnyyt 40,0,, = 977.92 MMUSD

» 2025

60% * VAH,o,s = 1,381.45 MMUSD
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Se debe cumplir que:

DeduccioNgria0,q,5 < 1,381.45 MMUSD

DeduCCiénATtA-Ozozs = CGIATtA—OzQZZ + CGIATt.402025
DeducciONyri.a0,q,5 = 598.04 MMUSD + 108.45 MMUSD

Deducciongrr.a0,9,5 = 706.49 MMUSD

Al comparar que el monto de deduccion no rebase el limite:
Deduccidongpzs < 60% * VAHg24
706.49 MMUSD < 1,381.45 MMUSD

~ Deduccionyyt 40,0,5 = 706.49 MMUSD

En sintesis, lo que se ha descrito tiene como finalidad calcular los elementos de la
expresion del Derecho por la Utilidad Compartida (DUC). En la siguiente tabla se
resumen las deducciones por afio que la petrolera puede ejercer:

Tabla 1lI-16 Deducciones de Pemex por periodo, de acuerdo con el articulo 40 de la Ley de Ingresos Sobre
Hidrocarburos, en millones de ddlares (MMUSD)

Valor Anual de los

ANo Hidrocarburos (VAH) SeelEeIeEs
2019 $0.00 $3.48
2020 $0.00 $118.36
2021 $0.00 $687.08
2022 $0.00 $598.04
2023 $971.66 $354.31
2024 $2,040.29 $290.84
2025 $2,302.42 $108.45
2026 $2,308.63 $162.22
2027 $2,293.70 $94.66
2028 $2,122.09 $104.34
2029 $1,942.74 $88.84
2030 $1,788.91 $193.11
2031 $1,645.09 $95.40
2032 $1,501.78 $85.18
2033 $1,373.07 $101.26
2034 $1,274.93 $160.38
2035 $1,184.19 $91.14
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Antes de continuar, conviene destacar que Pemex no esté obligada a pagar el DUC
durante los primeros cuatro periodos de vida del Proyecto debido a que no existe valor
de hidrocarburos extraidos (VAH). Por lo tanto, a partir del quinto periodo 2023, Pemex
comienza a erogar el pago por DUC.

» 2023
VAH,y,3 = 971.66 MMUSD
Deduccidngyeao,q,; = 476.14 MMUSD
DEXTH,4,3 = 89.25 MMUSD
DUCyp23 = 65% * (971.66 — 476.14 — 0.00 — 89.25)M MUSD

DUCyp23 = 65% * (406.27) MMUSD

e DUC2023 = 264‘.075 MMUSD

> 2024
VAH,g,, = 2,040.29 MMUSD

Deducciongyiaoygy, = 977.92 MMUSD
DEXTHyg,4 = 187.78 MMUSD
DUCy454 = 65% * (2,040.29 — 977.92 — 0.00 — 187.78) MMUSD
DUC5p24 = 65% * (874.59) MMUSD
s DUCygp4 = 568.48 MMUSD

» 2025

Deducciongyeao,q,5 = 70649 MMUSD
DEXTH,y,5 = 216.08 MMUSD

DUCyp25 = 65% * (2,302.42 — 706.49 — 0.00 — 216.08) MMUSD
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Avanzando en nuestro razonamiento, para todos los periodos restantes el pago del

DUCyp5 = 65% * (1,379.85) MMUSD

DUC se resume en la siguiente tabla:

CGlart.40

Tabla IlI-17 Derecho por Utilidad Compartida, montos en millones de délares MMUSD

Pago de

Derechos
(Total)

2019 $0.00 $0.00 $1.05 $0.00 $0.00 $1.05
2020 $0.00 $0.00 $1.05 $0.00 $0.00 $1.05
2021 $0.00 $0.00 $1.05 $0.00 $0.00 $1.05
2022 $0.00 $0.00 $1.05 $0.00 $0.00 $1.05
2023 $971.66 $476.14 $0.00 $89.25 $264.07 $353.32
2024 $2,040.29 $977.92 $0.00 $187.78 $568.48 $756.27
2025 $2,302.42 $706.49 $0.00 $216.08 $896.90 $1,112.98
2026 $2,308.63 $162.22 $0.00 $217.16  $1,254.01 $1,471.17
2027  $2,293.70 $94.66 $0.00 $216.58 $1,288.60 $1,505.18
2028 $2,122.09 $104.34 $0.00 $200.56 $1,181.17 $1,381.74
2029 $1,942.74 $88.84 $0.00 $184.12 $1,085.36  $1,269.48
2030 $1,788.91 $193.11 $0.00 $169.72 $926.95 $1,096.67
2031 $1,645.09 $95.40 $0.00 $155.95 $905.93 $1,061.89
2032 $1,501.78 $85.18 $0.00 $142.27 $828.31 $970.58
2033 $1,373.07 $101.26 $0.00 $130.03 $742.16 $872.19
2034 $1,27493 $160.38 $0.00 $120.70 $646.00 $766.70
2035 $1,184.19 $91.14 $0.00 $112.11 $637.61 $749.72
2036 $741.92 $84.27 $0.00 $70.22 $381.83 $452.05
2037 $700.06 $84.18 $0.00 $66.26 $357.25 $423.52
2038 $660.63 $207.26 $0.00 $62.54 $254.04 $316.58
2039 $623.70 $95.26 $0.00 $59.06 $305.09 $364.16
2040 $591.30 $84.04 $0.00 $56.01 $293.32 $349.33
2041 $561.13 $84.01 $0.00 $53.16 $275.57 $328.73
Total $26,628.25 $15,606.43
11.5.4. Impuesto Sobre la Renta (ISR)

De las expresiones deducidas en el Capitulo Il de este trabajo, es necesario recordar que
la que describe el ISR para un Proyecto de aguas profundas, ya sea en Asignacion o en

Contrato:
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Impuesto Sobre la Renta = 30% * Resultado Fiscal
ISR = 30%RF
e Deduccionesartss

Se trata de las mismas deducciones establecidas el articulo 40 de la LISH (DOF 15-
11-2016), en vista de que el articulo 46 de la LISR (DOF 30-11-2016) establece dichas
deducciones en sus fracciones | a lll:

Deducciongys a6, = fraccion ; + fraccion ;; + fraccion

i
Dyrtae, = Zfracci(mi

i=I

Dado que es un Impuesto Sobre la Renta, no se pude pagar hasta que el Campo
comience a generar ingresos. Por consiguiente, las deducciones se acumulan hasta el
2023 cuando la venta de hidrocarburos pueda generar ingresos. En sintesis, las
deducciones calculadas para el DUC son las mismas que para las del ISR.

e Utilidad Fiscal

Regulado por el articulo 9 de la Ley de Impuesto Sobre la Renta (LISR, DOF 30-11-
2016), tal como sefnalan las expresiones del Capitulo II:

Utilidad Fiscal = Ingresos Acumulables — Deduccion,; 46,

UF =14 — DAT‘t’.46
Siempre y cuando se cumpla:
Dprtao < IA

En vista de que este concepto no se puede calcular hasta generar ingresos el primer
pago por Utilidad Fiscal se calcula para el 2023. Por otro lado, los ingresos acumulables
significan los ingresos mensuales acumulados en un afio, es decir, los ingresos
anuales. Otro rasgo de la expresion de la Utilidad Fiscal es que los montos deducidos
aplican exclusivamente al afio correspondiente, no las acumuladas de afios anteriores.
A continuacion, se describe el calculo en millones de dolares para 2023 y 2024:

» 2023
DArt.462023 <IA

De la Tabla 111-16 se puede encontrar que las deducciones para el afio 2023 son:

Dart.465053 = 354.31 MMUSD
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1A = 971.66 MMUSD
MMUSD 354.31 < 971.66 MMUSD
UFy023 = 971.66 MMUSD — 354.31 MMUSD
« Utilidad Fiscalyyy; = 617.35 MMUSD

> 2024
Dprtao < 1A

Dyreae = 290.84 MMUSD
IA = 2,040.29 MMUSD
290.84 MMUSD < 2,040.29 MMUSD
UF, 024 = 2,040.29 MMUSD — 290.84 MMUSD

- Utilidad Fiscalyg,4 = 1,749.46 MMUSD

e Pérdida Fiscal

La pérdida fiscal son los montos de deduccion de periodos anteriores que no pudieron
ser ejercidos dado que aln no se registraban ingresos. Para ser mas especificos, los
montos de deduccién de los periodos 2019 a 2022.

Pérdida Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciong,; s,
PF =1A— DArt.46t
En tanto se cumpla:
Dyrtae, > 1A

Siempre que el monto de los ingresos anuales o ingresos acumulables sea menor que
la deduccién por periodo, se calcula la pérdida fiscal. Avanzando en nuestro
razonamiento, se puede afirmar que solo de 2019 a 2022 existe pérdida fiscal.

146 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién I EVALUACION DE PROYECTO

Finalmente, dado que los ingresos acumulables son igual a cero, el monto de pérdida
fiscal es el mismo que el de la deduccion por periodo:

> 2019
Dirta6ygio = 348 MMUSD

IA =0.00 MMUSD
MMUSD 3.48 > 0.00 MMUSD

Por consiguiente, la pérdida fiscal es aquel monto de deduccion que supera los ingresos
por periodo, o el VAH:

Pérdida Fiscal,p;9 = |0.00 — 3.48| MMUSD
«. PFy019 = 3.48 MMUSD
o PFy050 = 118.36 MMUSD
2 PFyy,, = 687.08

v PF,05, = 598.04 MMUSD
¢ Resultado fiscal Base Impuesto Anual
Con los datos calculados anteriormente, se tienen todos los elementos para calcular el
Resultado Fiscal.

Resultado Fiscal = Utilidad Fiscal — Pérdida Fiscali<1s ¢jercicios

RF = UF — PFi<15 ¢jercicios

Los primeros cuatro periodos poseen pérdida fiscal pero no Utilidad Fiscal, a diferencia

de todos los demés que si poseen su respectiva Utilidad Fiscal.

Segun la LISH (DOF 30-11-2016), la pérdida fiscal que se registre en un determinado
periodo se puede disminuir a un plazo maximo de 15 periodos siguientes. El resultado
fiscal es el monto base para el célculo del ISR, en correspondencia, se eroga a partir
del 2023.

> 2023
Resultado Fiscalygz3 = UF;023 — PFi<1s ejercicios
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RF2023 =617.35 MMUSD — PFtslS ejercicios

Las pérdidas fiscales de los periodos anteriores al 2023 pueden deducirse de forma
acumulada a partir del resultado fiscal 2023, siempre que estas no superen el
respectivo monto de Utilidad Fiscal. De acuerdo con el comportamiento del flujo de
efectivo, en tanto se deduzcan las pérdidas fiscales de los primeros periodos 2019 y
2020 se respetara la condicion anterior:

PFtSlS ejercicios < UF2023
PFy019 + PF020 < UF3023

Se podria objetar en que se puede adicionar la expresion anterior la pérdida fiscal 2021
(PF2021), Sin embargo, al ser esta de un monto de $687.08 MMUSD ya no se cumpliria
la desigualdad:

121.94 MMUSD < 617.35 MMUSD
Finalmente se obtiene que:
RF,4,3 = 617.35 MMUSD — 121.94 MMUSD
RF,p53 = 495.92 MMUSD
~ Resultado Fiscalyy,3 = 495.92 MMUSD

> 2024
Similar al periodo anterior, se presenta la posibilidad de poder deducir montos de
pérdida fiscal, esta vez correspondientes al 2021 y 2022.

Utilidad Fiscalyg,q = 1,749.46 MMUSD

Hay que mencionar que 2024 es el iiltimo periodo donde se disminuyen montos de pérdida
fiscal anteriores:

PF021 + PFy022 < UF3024

1,285.13 MMUSD < 1,749.46 MMUSD

Resultado Fiscalygz4 = UF024 — PFi<is ejercicios
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RF,054 = 1,749.46 MMUSD — 1,285.13 MMUSD

RF,04 = 464.33 MMUSD

~ Resultado Fiscal,y,4 = 464.33 MMUSD

Llegados a este punto, se cuentan calculadas todas las disminuciones de Pérdida
Fiscal del Campo ejercidas. En vista de que los periodos subsecuentes no cuentan con
Pérdida Fiscal, su Resultado Fiscal sera igual a la Utilidad Fiscal.

> 2025
UF;025 = 2,193.97 MMUSD

RF,5 = 2,193.97 MMUSD — 0.00 MMUSD

~ Resultado Fiscalyy,s = 2,193.97 MMUSD
e Impuesto Sobre la Renta (ISR)
Finalmente, se calcula el monto a pagar por impuesto o ISR causado, al aplicar la tasa
estipulada en el articulo 9 de la LISR (DOF 30-11-2016) al Resultado Fiscal (RF):

Impuesto Sobre la Renta = 30% * Resultado Fiscal

» 2023
ISR5023 = 30% * 495.92 MMUSD

o ISR2023 = 14865 MMUSD

» 2024

e ISR2024 = 13930 MMUSD

Dicho brevemente, los montos por concepto de ISR que Pemex como Asignatario tiene que
pagar a lo largo de la vida del Proyecto se muestran en la tabla siguiente.
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Tabla 1lI-18 Conceptos que componen el pago del ISR, en millones de doélares (MMUSD)

Ingresos nguc- Ut'ilidad Pérdida Res_ultado
ciones Fiscal Fiscal Fiscal
2019 $0.00 $3.48 $0.00 $3.48 $0.00 $0.00
2020 $0.00 $118.36 $0.00 $118.36 $0.00 $0.00
2021 $0.00 $687.08 $0.00 $687.08 $0.00 $0.00
2022 $0.00 $598.04 $0.00 $598.04 $0.00 $0.00
2023 $971.66 $354.31 $617.35 $0.00 $495.52 $148.65
2024 $2,040.29 $290.84 $1,749.46 $0.00 $464.33 $139.30
2025 $2,302.42 $108.45 $2,193.97 $0.00 $2,193.97 $658.19
2026 $2,308.63 $162.22 $2,146.41 $0.00 $2,146.41 $643.92
2027 $2,293.70 $94.66 $2,199.04 $0.00 $2,199.04 $659.71
2028 $2,122.09 $104.34 $2,017.76 $0.00 $2,017.76  $605.33
2029 $1,942.74 $88.84 $1,853.90 $0.00 $1,853.90 $556.17
2030 $1,788.91 $193.11 $1,595.80 $0.00 $1,595.80 $478.74
2031 $1,645.09 $95.40 $1,549.70 $0.00 $1,549.70 $464.91
2032 $1,501.78 $85.18 $1,416.59 $0.00 $1,416.59 $424.98
2033 $1,373.07 $101.26 $1,271.81 $0.00 $1,271.81 $381.54
2034 $1,274.93 $160.38 $1,114.55 $0.00 $1,114.55 $334.36
2035 $1,184.19 $91.14 $1,093.05 $0.00 $1,093.05 $327.91
2036 $741.92 $84.27 $657.65 $0.00 $657.65 $197.30
2037 $700.06 $84.18 $615.88 $0.00 $615.88 $184.76
2038 $660.63 $207.26 $453.37 $0.00 $453.37 $136.01
2039 $623.70 $95.26 $528.44 $0.00 $528.44 $158.53
2040 $591.30 $84.04 $507.27 $0.00 $507.27 $152.18
2041 $561.13 $84.01 $477.12 $0.00 $477.12 $143.13
Total  $26,628.25  $3,976.11  $24,059.11  $1,406.97 $22,652.14 $6,795.64
[11.5.5. Impuesto por la Actividad de Exploraciéon y Extraccion

de Hidrocarburos (IAEEH)

En referencia al IAEEH, para un periodo anual (t) se calcula como el producto de una cuota
en pesos mexicanos por el Area de Asignacion en km?:

IAEEH . = Cuota , * Area de Asignacién
~IAEEH ; = C;* AA
Esta cuota es variable y depende de la etapa en que se encuentren los trabajos, en tanto

el Campo se encuentre en etapa de exploracion este valor es:

Cuota gxproracisn = MXN 1,768.45 /km?
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Por otro lado, en tanto la produccion del Campo se mantenga en la etapa de extraccion, la
cuota es:

Cuota pxtraccisn = MXN 7,073.83 /km?

El pago que el Asignatario eroga por esta cuota es mensual, pero si se consideran periodos
anuales las erogaciones deben contemplar 12 pagos. En el mismo orden de ideas, es
necesario volver a destacar que los primeros cuatro periodos conforman la etapa
exploratoria del Campo y a partir del quinto periodo comienzan las actividades de
extracciéon. Conviene subrayar que el articulo 54 de la LISH (DOF 30-11-2016) estipula que,
para el calculo del impuesto, en el caso que el Area de Asignacion (AA) se encuentre
integrada por fraccion de kilbmetro cuadrado, se considerara hasta el centésimo. Esto
sucede con el caso de Trién, donde:

AA = 1,285.20 km?

> 2019
IAEEH 5919 = MXN 1,768.45 /km? = 1,285.203 km?

Al mes:

IAEEH 419 = 2,272,817.25 MXN
Anualmente y en millones de délares:

~ IAEEH 54,9 = 1.36 MMUSD

El monto anterior es la cantidad que tendra que pagar el Asignatario a lo largo de toda la
fase de exploracion, esto es, del 2019 al 2022. Para fase de exploracion para el periodo
2023y 2024

> 2023
IAEEH 54,3 = 7,073.83 MXN/km? * 1,285.203 km?

Al mes:

ITAEEH 54,3 = 9,091,307.54 MXN

Anualmente y en millones de délares:
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A IAEEH 2023 — MMUSD 5.45

> 2024
IAEEH 50, = MXN 7,073.83 /km? x1,285.203 km?

Al mes:

IAEEH 2024 — MXN 9,091,307.54
Anualmente y en millones de ddlares:
~ IAEEH 5434 = MMUSD 5.45

La cantidad por periodo para este impuesto es la misma para las etapas de extraccion
y produccién:

Tabla 111-19 Impuesto por la Actividad de Exploracién y Extraccion de Hidrocarburos, en millones de doélares

(MMUSD)

IAEEH IAEEH IAEEH

(Extraccién) (Exploracion) (Total)

2019 $1.36 $0.00 $1.36
2019 $1.36 $0.00 $1.36
2020 $1.36 $0.00 $1.36
2021 $1.36 $0.00 $1.36
2022 $1.36 $0.00 $1.36
2023 $0.00 $5.45 $5.45
2024 $0.00 $5.45 $5.45
2025 $0.00 $5.45 $5.45
2026 $0.00 $5.45 $5.45
2027 $0.00 $5.45 $5.45
2028 $0.00 $5.45 $5.45
2029 $0.00 $5.45 $5.45
2030 $0.00 $5.45 $5.45
2031 $0.00 $5.45 $5.45
2032 $0.00 $5.45 $5.45
2033 $0.00 $5.45 $5.45
2034 $0.00 $5.45 $5.45
2035 $0.00 $5.45 $5.45
2036 $0.00 $5.45 $5.45
2037 $0.00 $5.45 $5.45
2038 $0.00 $5.45 $5.45
2039 $0.00 $5.45 $5.45
2040 $0.00 $5.45 $5.45
2041 $0.00 $5.45 $5.45
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11.5.6.

Flujo de Caja

Llegados a este punto, se dispone de todos los elementos para construir el flujo de efectivo
del Proyecto bajo la alternativa de Asignacién. En la Tabla I111-20 se muestra el primer flujo
de caja, que refleja las ganancias gravables, Utilidad del Proyecto o Utilidad 1; con ayuda
de la expresién del Capitulo II:

Ganancias Gravables = Ingresos — Costos de Operaciéon — Intereses

Para el caso de Trién, la expresion del flujo de efectivos de la Tabla I11-20 es:

Ganancias Gravables = Ingresos — Inveresiones capex+priliex+0pex+Abex

~ Utilidad 1 = Ganancias Gravables

Tabla 111-20 Flujo de Caja 1 en millones de dolares (MMUSD)

Ingresos Egre§os Utilidad 1
(Inversiones)

2019 $0.00 $6.33 -$6.33
2020 $0.00 $362.04 -$362.04
2021 $0.00 $2,028.28 -$2,028.28
2022 $0.00 $1,562.59 -$1,562.59
2023 $971.66 $654.00 $317.66
2024  $2,040.29 $518.35 $1,521.94
2025  $2,302.42 $186.61 $2,115.81
2026  $2,308.63 $275.42 $2,033.21
2027  $2,293.70 $160.72 $2,132.98
2028  $2,122.09 $177.15 $1,944.94
2029  $1,942.74 $264.35 $1,678.39
2030  $1,788.91 $418.96 $1,369.95
2031  $1,645.09 $232.13 $1,412.96
2032  $1,501.78 $195.32 $1,306.45
2033  $1,373.07 $204.92 $1,168.15
2034  $1,274.93 $290.73 $984.19
2035  $1,184.19 $159.93 $1,024.26
2036 $741.92 $143.08 $598.84
2037 $700.06 $142.92 $557.14
2038 $660.63 $353.70 $306.92
2039 $623.70 $161.74 $461.96
2040 $591.30 $142.68 $448.62
2041 $561.13 $142.64 $418.49
Total $26,628.25  $8,784.61 $17,843.64
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En segunda instancia, el operador del Campo bajo un esquema de Asignacion tiene que
pagar Derechos por actividades de explotacién del Campo. De manera que se adicionan
los efectos del Pago de Derechos al flujo de efectivo anterior, a esta nueva utilidad se le

denomina Utilidad 2 o también Utilidad Antes de Impuestos (UAI)

Utilidad Antes de Impuestos = Ganancias Gravables — Pago de Derechos

Utilidad 2 = Ganancias Gravables — Pago de Derechos

Utilidad 2 = Utilidad 1 — Pago de Derechos

Tabla 11I-21 Flujo de caja 2. Pago de Derechos e Inversiones en millones de délares (MMUSD)

Egresos Pago de "

Ingresos (Invgrsiones) Dergechos il 2
2019 $0.00 $6.33 $1.05 -$7.38
2020 $0.00 $362.04 $1.05 -$363.09
2021 $0.00 $2,028.28 $1.05 -$2,029.33
2022 $0.00 $1,562.59 $1.05 -$1,563.64
2023 $971.66 $654.00 $353.32 -$35.66
2024 $2,040.29 $518.35 $756.27 $765.68
2025 $2,302.42 $186.61 $1,112.98 $1,002.83
2026 $2,308.63 $275.42 $1,471.17 $562.04
2027 $2,293.70 $160.72 $1,505.18 $627.80
2028 $2,122.09 $177.15 $1,381.74 $563.20
2029 $1,942.74 $264.35 $1,269.48 $408.91
2030 $1,788.91 $418.96 $1,096.67 $273.28
2031 $1,645.09 $232.13 $1,061.89 $351.08
2032 $1,501.78 $195.32 $970.58 $335.87
2033 $1,373.07 $204.92 $872.19 $295.96
2034 $1,274.93 $290.73 $766.70 $217.49
2035 $1,184.19 $159.93 $749.72 $274.54
2036 $741.92 $143.08 $452.05 $146.79
2037 $700.06 $142.92 $423.52 $133.62
2038 $660.63 $353.70 $316.58 -$9.66
2039 $623.70 $161.74 $364.16 $97.80
2040 $591.30 $142.68 $349.33 $99.30
2041 $561.13 $142.64 $328.73 $89.76
Total $26,628.25 $8,784.61 $15,606.43  $2,237.20
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Seguidamente, el ultimo flujo de efectivo corresponde a las Ganancias Netas o Utilidad

Después de Impuestos (UDI). En el Capitulo Il se propuso la expresion:

Ganancias Netas = Utilidad Antes de Impuestos — Impuestos

Utilidad 3 = Utilidad Antes de Impuestos — Impuestos

Tabla 1lI-22 Flujo de caja 3. Impuestos y Pago de Derechos Utilidad 3. En millones de délares (MMUSD)

Afo Utilidad 1 RGO ElE Impuestos  Utilidad 3
Derechos
2019 -$6.33 $1.05 $1.36 -$8.74
2020 -$362.04 $1.05 $1.36 -$364.45
2021 -$2,028.28 $1.05 $1.36 -$2,030.69
2022 -$1,562.59 $1.05 $1.36 -$1,565.00
2023 $317.66 $353.32 $154.11 -$189.77
2024 $1,521.94 $756.27 $144.75 $620.92
2025 $2,115.81 $1,112.98 $663.65 $339.18
2026 $2,033.21 $1,471.17 $649.38 -$87.34
2027 $2,132.98 $1,505.18 $665.17 -$37.37
2028 $1,944.94 $1,381.74 $610.78 -$47.58
2029 $1,678.39 $1,269.48 $561.63 -$152.71
2030 $1,369.95 $1,096.67 $484.19 -$210.92
2031 $1,412.96 $1,061.89 $470.36 -$119.29
2032 $1,306.45 $970.58 $430.43 -$94.56
2033 $1,168.15 $872.19 $387.00 -$91.04
2034 $984.19 $766.70 $339.82 -$122.33
2035 $1,024.26 $749.72 $333.37 -$58.83
2036 $598.84 $452.05 $202.75 -$55.96
2037 $557.14 $423.52 $190.22 -$56.59
2038 $306.92 $316.58 $141.47 -$151.12
2039 $461.96 $364.16 $163.99 -$66.18
2040 $448.62 $349.33 $157.64 -$58.34
2041 $418.49 $328.73 $148.59 -$58.83
Total $17,843.64 $15,606.43 $6,904.74 -$4,667.53

[11.6. Alternativa 2: Desarrollo de proyecto por Pemex y BHP Billiton
(Contrato)

En este apartado se presenta la evaluacion econdmica del Proyecto bajo el “Contrato CNH-
A1-TRION/2016” o “Contrato para la Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos en la
Modalidad de Licencia (Aguas Profundas) entre Comision Nacional de Hidrocarburos y
Pemex Exploraciéon y Produccién y BHP Billiton Petréleo Operaciones de México, S. de R.L.
de C.V.” (Consorcio original).
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Nuevamente se utilizara lo estipulado en la Ley de Ingreso Sobre Hidrocarburos (LISH, DOF
07-12-2016) que regula las contraprestaciones del Proyecto y la Ley de Impuesto Sobre la
Renta (LISR, (DOF 30-11-2016) para el pago de impuestos. Los costos del proyecto seran
los mismos que los del escenario de Asignacion. De acuerdo con el Capitulo | en un
Contrato de Licencia el tipo de contraprestacion que el Estado otorga a favor del Contratista
por extraer los hidrocarburos es en especie. A saber, “la transmisiéon onerosa de los
hidrocarburos”, es decir el Estado paga al Contratista con el petréleo que este mismo extrae
de Trién. Por consiguiente, la premisa es que después de “la transmision onerosa de los
hidrocarburos”, el Contratista inmediatamente comercializa o vende este petréleo mediante
transacciones dentro del territorio Nacional. De este modo, se puede proyectar la aplicacién
del Impuesto Sobre la Renta (ISR) a los ingresos producto de ésta transaccion.

En ese sentido, el Contrato estipula un término denominado Valor Contractual de los
Hidrocarburos (VCH), definido como el volumen de hidrocarburos producido en Trion
multiplicado por su precio de mercado. Similar al caso de la Asignacion, el precio del barril
que se considera para la evaluacion econémica es tomado de la Opinién Técnica, realizado
por Pemex y publicado por la CNH.

111.6.1. Bono alafirma

La SENER lo define como el 10% del monto propuesto de desempate que BHP Billiton pago
durante la licitacion. Por consiguiente, para fines de una evaluacién econdmica se considera
gue el bono a la firma se eroga en el primer periodo.

Bono ala Firma = 10% % Monto Propuesto de Desempate por el Ganador
BF =10% * MPDG
BF = 10% * (USD 624,000,000.00 )
BF = USD 62,400,000.00
En millones de délares el bono a la firma queda como:

~ BF = MMUSD 62.40

[11.6.2. Cuota Contractual para la Fase Exploratoria (CCFE)
Es una erogacion mensual a favor del Estado, regulador por el articulo 23 de la LISH (DOF

07-12-2016). El Contrato establece las tarifas para esta contraprestacion en su Anexo 3
numeral 4.2:

Cuota Contractual para la Fase Exploratoria = Pago Menusal * Area Contractual
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CCFE = PM * AC
Donde:
PM= Pago mensual anual, en millones de dolares ($MMUSD)
AC= Area contractual en kilometros cuadrados km?
Dado que son pagos mensuales, estos se multiplican por doce (12) para obtener el monto
anual. Existen dos cantidades estipuladas en el Contrato que dependen del tiempo de la

duracion de la fase exploratoria. La primera considera que durante los primeros 60 meses,
la cuota de la fase exploratoria en moneda mexicana sera:

Pago Mensual;<go meses = 1,175.42 $/km2
La segunda estipula que a partir del mes 61, la cuota sera:
Pago Mensual;s¢1 meses = 2,810.70 $/km2

En el caso particular de Tridn, similar al caso de la Asignacion, en este trabajo se contempla
que la etapa exploratoria durara 4 afios 6 48 meses, por este motivo, el monto que el
contratista tiene que pagar corresponde al primer caso:

Pago Mensual;<go meses = 1,175.42 $/km2

> 2019-2022
CCFE, = 1,175.42$/km? x1,285.203 km?

El monto mensual se multiplica por 12 para obtener la cantidad por periodo:
CCFE, = $1,510,653.31 MXN * 12
Al calcular en millones de ddlares:
~ CCFE5519 = $0.91 MMUSD

La etapa exploratoria culmina en el 2022, por tanto, la CCFE es igual a cero para los
periodos siguientes:
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Tabla 11I-23 Cuota Contractual para la Fase Exploratoria (CCFE), en millones de délares MMUSD

Vensoal  Asignacion  CCFE

NIXN (km?) (MMUSD)
2019 $1,175.42 1,285.20 $0.91
2020 $1,175.42 1,285.20 $0.91
2021 $1,175.42 1,285.20 $0.91
2022 $1,175.42 1,285.20 $0.91

[11.6.3. Regalias

El articulo 24 de la LISH (DOF 07-12-2016) define a las regalias como la multiplicacion
del valor de los hidrocarburos por una tasa, de acuerdo con el Capitulo Il de este trabajo
se expresa como:

Regalia = Valor Contractual de los Hidrocarburos * Tasa para Regalia

R = VCH * Ty
Donde:

VCH= Ingresos o Valor Contractual de los Hidrocarburos, en millones de délares (MMUSD)
AC= Area contractual en kilémetros cuadrados km?
Tr= Tasa de la regalia aplicable al VCH definida en el articulo 24 de la LISH

Las regalias dependen del precio del petroleo puesto que la expresion de la tasa esta en
funcién de esta variable. Esta tasa cambia de valor en tanto el precio del petréleo por barril
sea mayor o menor que los $48.00USD. En vista de que las proyecciones de Pemex sobre
los precios por barril para la produccién estimada en Tribn nunca son menores a los
$48.00USD, la expresion a utilizar para es:

Tasagegveuss usp as = [(0.125 * Precio del Petréleo) + 1.5]1%

Donde:

Tasa de regalia, en porcentaje
Precio del Petrdleo, en ddlares estadounidenses $USD

Esta contraprestacion se pagara a partir del 2023 donde el consorcio efectuara el pago de
las regalias. Basicamente, esta tasa es la misma que la del Derecho de Extraccién de
Hidrocarburos para el caso de una asignacion.

» 2023
Precio por barril = USD 61.48

=~ Precio por barril > USD 48.00
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Tasag = [(0.125 * USD 61.48) + 1.5] %

~ Tasap = 9.19 %

De acuerdo con la Tabla 111-21 los ingresos o Valor Contractual de los Hidrocarburos
en MMUSD para el 2023 son:

VCH,gz, = MMUSD 971.66

Ry024 = MMUSD 971.66 * 9.19 %

x R2024 = MMUSD 8925

> 2024
Precio por barril = USD 61.63

~ Precio por barril = USD 48.00

Tasag = [(0.125 * USD 61.63) + 1.5] %

~Tasap = 9.20 %

De la misma manera que en el periodo anterior, los ingresos (Valor Contractual de los
Hidrocarburos) en MMUSD para el 2024 son:

oo R2024 = MMUSD 18778

En resumen, en la siguiente tabla se muestran los montos de las regalias para todos los
periodos del Proyecto.
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Tabla IlI-24 Regalias, en millones de doélares (MMUSD)

VCH Precio del barril T EELEUETS
(MMUSD) (USD/Barril) KA 24 (MMUSD)
2022 $0.00 $61.12 0.00% $0.00
2023 $971.66 $61.48 9.19% $89.25
2024 $2,040.29 $61.63 9.20% $187.78
2025 $2,302.42 $63.08 9.39% $216.08
2026 $2,308.63 $63.25 9.41% $217.16
2027 $2,293.70 $63.54 9.44% $216.58
2028 $2,122.09 $63.61 9.45% $200.56
2029 $1,942.74 $63.82 9.48% $184.12
2030 $1,788.91 $63.90 9.49% $169.72
2031 $1,645.09 $63.84 9.48% $155.95
2032 $1,501.78 $63.79 9.47% $142.27
2033 $1,373.07 $63.76 9.47% $130.03
2034 $1,274.93 $63.74 9.47% $120.70
2035 $1,184.19 $63.74 9.47% $112.11
2036 $741.92 $63.72 9.47% $70.22
2037 $700.06 $63.72 9.47% $66.26
2038 $660.63 $63.73 9.47% $62.54
2039 $623.70 $63.76 9.47% $59.06
2040 $591.30 $63.78 9.47% $56.01
2041 $561.13 $63.79 9.47% $53.16

[11.6.4. Contraprestacién en funciéon de una tasa al Valor
Contractual de los Hidrocarburos (CVCH)

También denominada Contraprestacion como porcentaje del Valor Contractual de los
Hidrocarburos. Estipulado en el Anexo 3 del Contrato, “Procedimientos para determinar las
contraprestaciones del Estado”, la expresion para calcular el monto, de acuerdo con el
Capitulo 11

CVCH = VCH=* Tt

Donde:

VCH = Ingresos o Valor Contractual de los Hidrocarburos en el periodo t, en millones de délares
(MMUSD)

Tt= Tasa aplicable al VCH estipulada en el Contrato como parte del mecanismo de ajuste, de
1%

En el mismo orden de ideas, esta contraprestacion se ajustara de conformidad con un
mecanismo de ajuste establecido en el numeral 4.3 del anexo 3 del Contrato. Por tanto, la
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tasa aplicable al VCH ademas de depender del 4% también depende de un factor de ajuste
trimestral:

Tt = 4% + AR,

Donde AR, se define como el factor de ajuste aplicable a los meses que conforman el
trimestre n. Este factor es igual a 0% cuando el Factor de Rentabilidad al cierre del trimestre
inmediato anterior (FRn.1) sea menor que 2:

AR, = 0%

Si

FR,_; < 2%

Adicionalmente, el Factor de Rentabilidad depende de impuestos, contraprestaciones, valor
de los activos ubicados en el &rea contractual, valor de hidrocarburos extraidos y costos
incurridos por trimestre. Dado que no se conocen por completo estos montos, el personal
del Instituto Mexicano del Petroleo (IMP) recomienda un Factor de Rentabilidad igual a 1.
Por esta situacién, la tasa aplicable al VCH es del 4%:

~Tt=4%

Del mismo modo que otras contraprestaciones dependientes del VCH, el Contratista
comienza a erogar el CVCH a partir del 2023, periodo donde comienza a percibir ingresos:

» 2023

o CVCH 2023 — MMUSD 3887
> 2024

CVCH 5004 = MMUSD 2,040.29 * 4%

o CVCH 2024 — MMUSD 2,04029

En resumen, la Contraprestacion como porcentaje del Valor Contractual de los
Hidrocarburos (CVCH) que el consorcio BHP Billiton/Pemex tendra que pagar cada afio del
Proyecto se resumen a continuacion:
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Tabla IlI-25 Contraprestacién como porcentaje del Valor Contractual de los Hidrocarburos, en millones de
dolares (MMUSD)

Tr CVCH
Wl (i) (Contrato) (MMUSD)

2019 $0.00 4% $0.00
2020 $0.00 4% $0.00
2021 $0.00 4% $0.00
2022 $0.00 4% $0.00
2023 $971.66 4% $38.87
2024 $2,040.29 4% $81.61
2025 $2,302.42 4% $92.10
2026 $2,308.63 4% $92.35
2027 $2,293.70 4% $91.75
2028 $2,122.09 4% $84.88
2029 $1,942.74 4% $77.71
2030 $1,788.91 4% $71.56
2031 $1,645.09 4% $65.80
2032 $1,501.78 4% $60.07
2033 $1,373.07 4% $54.92
2034 $1,274.93 4% $51.00
2035 $1,184.19 4% $47.37
2036 $741.92 4% $29.68
2037 $700.06 4% $28.00
2038 $660.63 4% $26.43
2039 $623.70 4% $24.95
2040 $591.30 4% $23.65
2041 $561.13 4% $22.45

Finalmente, las Contraprestaciones que se tienen que pagar por afio se resumen en la
siguiente tabla. Estos son, la Cuota Contractual para la Fase Exploratoria (CCFE), Regalias
y finalmente la Contraprestacion como Porcentaje del Valor Contractual de los
Hidrocarburos (CVCH), tal como se muestra en la siguiente tabla siguiente.
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Tabla 111-26 Contraprestaciones del Contrato, en millones de délares (MMUSD)

- Bono ala

Afo firma CCFE EELEUETS CVCH Total

2019 $62.40 $0.91 $0.00 $0.00 $0.91

2020 $0.00 $0.91 $0.00 $0.00 $0.91

2021 $0.00 $0.91 $0.00 $0.00 $0.91

2022 $0.00 $0.91 $0.00 $0.00 $0.91

2023 $0.00 $0.00 $89.25 $38.87 $128.11
2024 $0.00 $0.00 $187.78 $81.61 $269.40
2025 $0.00 $0.00 $216.08 $92.10 $308.18
2026 $0.00 $0.00 $217.16 $92.35 $309.50
2027 $0.00 $0.00 $216.58 $91.75 $308.33
2028 $0.00 $0.00 $200.56 $84.88 $285.45
2029 $0.00 $0.00 $184.12 $77.71 $261.83
2030 $0.00 $0.00 $169.72 $71.56 $241.28
2031 $0.00 $0.00 $155.95 $65.80 $221.76
2032 $0.00 $0.00 $142.27 $60.07 $202.35
2033 $0.00 $0.00 $130.03 $54.92 $184.95
2034 $0.00 $0.00 $120.70 $51.00 $171.70
2035 $0.00 $0.00 $112.11 $47.37 $159.48
2036 $0.00 $0.00 $70.22 $29.68 $99.90
2037 $0.00 $0.00 $66.26 $28.00 $94.26
2038 $0.00 $0.00 $62.54 $26.43 $88.96
2039 $0.00 $0.00 $59.06 $24.95 $84.01
2040 $0.00 $0.00 $56.01 $23.65 $79.66
2041 $0.00 $0.00 $53.16 $22.45 $75.61

[11.6.5. Impuesto por la Actividad de Exploraciéon y Extraccion
de Hidrocarburos (IAEEH)

De acuerdo con el Contrato, las obligaciones de caracter fiscal se encuentran reguladas por
la Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos (LISH, DOF 07-12-2016) y la Ley de Impuesto
Sobre la Renta (LISR, DOF 30-11-2016). Precisamente, en la clausula 21 del Contrato
confiere a la LISH la aplicacion de impuestos al Contratista en favor del Estado.
Concerniente al IAEEH, se regula por el articulo 54 de la LISH, misma que regula este
impuesto para el caso de la Asignacion. Por esta razén, se repite la expresion aplicada para
el caso de Asignacion con la diferencia de que la superficie del Campo recibe por nombre
Area Contractual:

IAEEH , = Cuota . * Area de Contractual
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~IAEEH , = C;* AC
Donde:

Cuota= Pagos anuales, en pesos mexicanos MXN por periodo (t),
Area de Contractual= Superficie que ocupa Trion, en kilometros cuadrados en km?

En el analisis de la alternativa de la Asignacién, se llegd a la conclusién que la cuota que
establece la LISH es:

Cuota gxproracion = 1,768.45 $/km?

De la igual forma, el pago que el Contratista eroga por esta cuota es mensual, pero si se
consideran periodos anuales, las erogaciones deben contemplar 12 pagos. En el mismo
orden de ideas, los primeros cuatro periodos del Proyecto corresponden con la etapa
exploratoria del Campo, a partir del quinto periodo comienzan las actividades de extraccion
y cambia de valor la tarifa para la cuota.

> 2019
IAEEH = 1,768.45 $/km? * 1,285.203 km?

Como resultado, la tarida del [AFEH por mes es la siguiente:
IAEEH = $2,272,817.25 MXN
Anualmente y en millones de délares (MMUSD):
~ IAEEH 54,9 = MMUSD 1.36

El monto anterior es la cantidad que tendra que pagar el Contratista a lo largo de toda
la fase de exploracion, esto es, del 2019 al 2022. Avanzando en el tema, para el 2023
0 quinto periodo inicia la etapa de extraccion, por consiguiente, la cuota para esta etapa
es:

Cuota oyeraccion = 7,073.83 $/km?

IAEEH = 7,073.83 $/km? * 1,285.20 km?

Al mes:

IAEEH = $9,091,307.54 MXN
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Anualmente y en millones de ddlares a partir del quinto periodo (2023):

= IAEEH 59,3 = MMUSD 5.45

El monto por pagar por IAEEH tanto para exploraciébn como para extraccion es el mismo a
lo largo de los periodos del Proyecto. En conclusién, los montos por erogar para los periodos
subsecuentes del Proyecto seran los mismos que los del 2023:

Tabla IlI-27 Impuesto por la Actividad de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos, en millones de dolares

(MMUSD)

ARO IAEEITI’ IAEEH_ ’ IAEEH

(Extraccion) (Exploracion) (Total)
2019 $1.36 $0.00 © $1.36
2020 $1.36 $0.00 $1.36
2021 $1.36 $0.00 $1.36
2022 $1.36 $0.00 $1.36
2023 $0.00 $5.45 $5.45
2024 $0.00 $5.45 $5.45
2025 $0.00 $5.45 $5.45
2026 $0.00 $5.45 $5.45
2027 $0.00 $5.45 $5.45
2028 $0.00 $5.45 $5.45
2029 $0.00 $5.45 $5.45
2030 $0.00 $5.45 $5.45
2031 $0.00 $5.45 $5.45
2032 $0.00 $5.45 $5.45
2033 $0.00 $5.45 $5.45
2034 $0.00 $5.45 $5.45
2035 $0.00 $5.45 $5.45
2036 $0.00 $5.45 $5.45
2037 $0.00 $5.45 $5.45
2038 $0.00 $5.45 $5.45
2039 $0.00 $5.45 $5.45
2040 $0.00 $5.45 $5.45
2041 $0.00 $5.45 $5.45

[11.6.6. Impuesto Sobre la Renta (ISR)

Para el régimen de contratos, la LISH (DOF 07-12-2016) estipula en su articulo 32 que el
contratista debe pagar ISR. Al mismo tiempo, para la determinacion del ISR, la Ley de
Impuesto Sobre la Renta (LISR, DOF 30-11-2016) establece ciertos conceptos deducibles
al pago de ISR en sus articulos 33 y 34. No obstante, en el articulo 32 de la LISH estipula
gue para disminuir el pago de este impuesto, se deben aplicar los porcentajes de deduccion
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estipulados en ese mismo articulo (Deduccionesaricuos2) Y NO los de la LISR. Gracias a esto
ultimo, el Contratista (Pemex/BHP Billiton) puede deducir gastos e inversiones de Trién con
cargo al pago del ISR a lo largo de la vida del Proyecto.

Sin embargo, durante los primeros cuatro periodos el Proyecto se encuentra en la etapa de
exploracion razon por la cual alin no se extraen hidrocarburos y no existen ingresos sujetos
a pagar ISR. No obstante, el Contratista tiene el derecho de acumular las deducciones de
los gastos de aquellos cuatro primeros periodos y poder ejercerlos en los siguientes
periodos cuando deba pagar ISR.

Esto es, cuando el Proyecto se encuentra en la etapa de extraccion de hidrocarburos y por
consiguiente pueda generar los primeros ingresos sujetos a pago de ISR. Para acumular
las deducciones en los periodos siguientes, se utiliza la expresion de la Pérdida Fiscal que
se abordara mas adelante. Por el momento, si lo que se pretende es resumir el calculo de
este impuesto, a continuacion, se muestran las siguientes expresiones tomadas del
Capitulo II:

Deduccidngyss,, = fraccion ; + fraccion ;; + fraccion

Utilidad Fiscal = Ingresos Acumulables — Deduccion,, s,,
Pérdida Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciony, 3,,
Resultado Fiscal = Utilidad Fiscal — Pérdida Fiscali<1s ¢jercicios

Impuesto Sobre la Renta = 30% * Resultado Fiscal

~ ISR =30% * RF
e Deduccionesarts

En las fracciones | a lll del Articulo 32 de la LISH se establecen los diferentes
porcentajes sujetos a deduccién con la finalidad de calcular el ISR. De la misma manera
gue en el calculo de las deducciones para el Derecho por la Utilidad Compartida (DUC)
en el caos de la Asignacion, para el Contrato participan solo las deducciones
estipuladas de las fracciones | y Il

1

w Dpreza = Z fraccion;

i=1
~ Deducciones,ticuio 32 = fraccion ; + fraccion

1) Articulo 32 fraccion |: Establece el100% del monto original de las
“inversiones realizadas para la exploracion, recuperacién secundaria y el
mantenimiento no capitalizable”. Estas inversiones corresponden a la exploracién y
recuperacion secundaria incluidos en los montos destinados por concepto de Drillex
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y Capex. Tal como se abord6 con anterioridad, las deducciones de los costos en el
Contrato son las mismas que para la Asignacién, puesto que para la explotacion del
Campo se utilizan los mismos procedimientos y tecnologias utilizadas para la
explotacién.

Por consiguiente, de acuerdo con la Tabla 1lI-12 Resumen de la cronologia de las
inversiones e ingresos, la inversion para Drillex es de $1,656.85 MMUSD (millones
de dolares). De los cuales de acuerdo con el Instituto Mexicano del Petréleo (IMP)
se destina el 40.022%, esto es, $663.10 MMUSD para exploracion y recuperacion
secundaria. En el mismo orden de ideas, los equipos en cubierta representan 7.80%
del Capex, lo que equivale a $252.52 MMUSD de un total de $3,235.70 MMUSD.

fraccion; = 100% * [(40.022% * Drillex) + (7.80% * Capex)]

2) Articulo 32 fraccion Il: Estipula que se puede deducir el 25% del monto
original de las inversiones para el desarrollo y explotacién de yacimientos. Es la
proporcion del monto restante para Drilex y Capex que no fue deducido en la fraccion
| del Articulo 32.

fraccion; = 25% * [(59.98% = Drillex) + (92.20% * Capex)]

El ISR aun no se pude pagar hasta que el Campo comience a generar ingresos, por
este motivo, las deducciones se acumulan hasta que el Campo genere tales ingresos.
A continuacién, se muestra el calculo de las deducciones para los periodos 2019 y 2020
en millones de délares (MMUSD), posteriormente, dichas deducciones se acumularan
para ser ejercidos en los ejercicios o periodos correspondientes mediante la Pérdida
Fiscal:

» 2019

fraccion; = 100% * [(40.022% * Drillex,419) + (7.80% * Capex,p19)]

fraccién; = MMUSD 100% x [(40.022% x $6.33) + (7.80% * $0.00)]

fraccion; = MMUSD 100% * [$2.53 + $0.00]

~ fraccién; = MMUSD 2.53

fraccion;; = 25% * [(59.98% * Drillex,919) + (92.20% * Capexz919)]

fraccién;; = MMUSD 25% * [(59.98% x 6.33) + (92.20% * 0.00)]

fraccion;; = MMUSD 25% * [3.80 + 0.00]
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~ fraccion; = MMUSD 0.95
Deducciongyszz,4, = fraccion ; + fraccion
Deduccidngyiss g9 = MMUSD 2.53 + MMUSD 0.95
Para el primer periodo:
Deduccidngrizz,g,9 = MMUSD 2.77
» 2020

fraccion; = 100% * [(40.022% * Drillex,q,0) + (7.80% * Capexzqz0)]

fraccion; = 100% * [(40.022% * $27.54) + (7.80% * 334.50)]MMUSD
fraccion; = MMUSD 100% * [11.02 + 26.10]
~ fraccion; = MMUSD 37.13

fraccion;; = 25% * [(59.98% * Drillex,q,0) + (92.20% * Capex,g,)]
fraccion;; = MMUSD 25% * [(59.98% * 27.54) + (92.20% * 334.50)]
fraccion;; = MMUSD 25% = [16.52 + 308.40]
~ fraccion;; = MMUSD 81.23
Deducciongrizz,0,, = MMUSD 37.13 + MMUSD 81.23
Para el segundo periodo:

~ Deduccionyy 32,0, = MMUSD 118.36

En la siguiente tabla, se resumen todos los montos que BHP Billiton y Pemex podran
deducir:
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Tabla 11I-28 Deduccion de los gastos estipulados en el articulo 32 de la Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos
por periodo, en millones de doélares (MMUSD)

Afio Fracciéon | Fraccion Il Deduccion
2019 $2.53 $0.95 $3.48
2020 $37.13 $81.23 $118.36
2021 $240.02 $447.07 $687.08
2022 $276.53 $321.52 $598.04
2023 $272.34 $81.96 $354.31
2024 $234.97 $55.87 $290.84
2025 $102.81 $5.64 $108.45
2026 $162.22 $0.00 $162.22
2027 $94.66 $0.00 $94.66
2028 $104.34 $0.00 $104.34
2029 $88.84 $0.00 $88.84
2030 $193.11 $0.00 $193.11
2031 $95.40 $0.00 $95.40
2032 $85.18 $0.00 $85.18
2033 $101.26 $0.00 $101.26
2034 $160.38 $0.00 $160.38
2035 $91.14 $0.00 $91.14
2036 $84.27 $0.00 $84.27
2037 $84.18 $0.00 $84.18
2038 $207.26 $0.00 $207.26
2039 $95.26 $0.00 $95.26
2040 $84.04 $0.00 $84.04
2041 $84.01 $0.00 $84.01

e Utilidad Fiscal

Tal como sefalan las expresiones del Capitulo I, la Utilidad Fiscal se encuentra
regulado por el articulo 9 de la Ley de Impuesto Sobre la Renta (LISR, DOF 30-11-
2016). El Proyecto comienza a generar ingresos para el Contratista a partir del afio
2023, por consiguiente, la Utilidad Fiscal se calcula a partir del 2023 y no desde que
inicia el Proyecto (2019).

Utilidad Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciongy;s,,

UF = IA - DATt.32

Siempre y cuando se cumpla que la deduccion sea menor que los Ingresos Acumulables:
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Dyprezz <14

Los Ingresos Acumulables descritos en la expresion anterior hacen referencia a los
ingresos mensuales acumulados de un afio entero, es decir, ingresos anuales. Otro
rasgo de la expresion de la Utilidad Fiscal es que los montos deducidos son
exclusivamente los correspondientes al afio en cuestion, no las acumuladas de afios
anteriores. Continuando con el asunto, en vista de que este concepto no se puede
calcular hasta generar ingresos, el Contratista debe calcular el pago por Utilidad Fiscal
a partir del 2023. A continuacion, se calcula la Utilidad Fiscal para el periodo 2023 en
millones de dolares (MMUSD):

> 2023
Dyresp < 1A

Sea:
Dyprtzz = MMUSD 277.20
IA = MMUSD 971.66

Ingresos Acumulables = MMUSD 971.66

De Ia Tabla IlI-28 que resume las deducciones de los gastos permitidos por la LISR, se
tiene que la Deduccion para el 2023 debe ser menor que los Ingresos Acumulados para

ese afo:
MMUSD 354.31 < MMUSD 971.66
UF,923 = MMUSD 971.66 — MMUSD 354.31
~ Utilidad Fiscal,g,3 = MMUSD 617.35
» 2024

Dyrez2 = 14

Dyre3s = MMUSD 290.84

[A = MMUSD 2,040.29

MMUSD 290.84 < MMUSD 2,040.29

UF;024 = MMUSD 2,040.29 — MMUSD 290.84
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- Utilidad Fiscal,y,, = MMUSD 1,749.46
e Pérdida Fiscal

Consecuentemente, se procede con la Pérdida Fiscal que son los montos de deduccién
de gastos del Proyecto de periodos anteriores. Hay que recordar que la Pérdida Fiscal
es un concepto gue se refiere a deducciones de gastos que no pudieron ser ejercidos
en su momento. Para el caso de Tridn se trata de los periodos donde aun no existen
ingresos, pero existen gastos e inversiones. Para ser mas especificos, los montos de
deduccién de los periodos 2019 a 2022.

Pérdida Fiscal = Ingresos Acumulables — Deducciones  ticuio 40

PF = 1A — DATII.32

En tanto se cumpla:

Dyre32 > 1A

Los unicos periodos del Proyecto donde existe pérdida fiscal son de 2019 a 2020.
Finalmente, dado que los ingresos anuales acumulables son igual a cero en la etapa
de exploracién, el monto de pérdida fiscal es el mismo que el monto de deduccién por
periodo:

> 2019
Dyresy = MMUSD 3.48

IA = MMUSDO0.00

MMUSD 3.48 > MMUSD 0.00

Elvalor absoluto de la pérdida fiscal para el 2019 es:

Pérdida Fiscal,y,9 = MMUSD ]0.00 — 3.48|

o PF2019 = MMUSD 348

Similar al 2019, para los otros periodos de la etapa exploratoria:

o PFZOZO = MMUSD 11836

o PFZOZl = MMUSD 68708
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oo PFZOZZ = MMUSD 598.04‘

e Resultado Fiscal Base Impuesto Anual

Con los datos calculados anteriormente, se tienen todos los elementos para calcular el
Resultado Fiscal. El Resultado Fiscal es el monto base para el célculo del ISR, en
correspondencia, se eroga a partir del 2023.

Resultado Fiscal = Utilidad Fiscal — Pérdida Fiscali<is ¢jercicios
RF = UF — PFi<q5 ejercicios

Llegados a este punto, a partir del quinto periodo en adelante el Contratista tiene que
calcular Utilidad Fiscal por cada afio. Por otro lado, los primeros cuatro periodos no
poseen Utilidad Fiscal pero si Pérdida Fiscal. De acuerdo con la LISH, la Pérdida Fiscal
gue se registre en un determinado periodo se puede disminuir a un plazo maximo de
quince periodos siguientes.

> 2023
Resultado Fiscalygy3 = UF023 — PFi<is ejercicios

RF;023 = $617.35 — PFi<15 ejercicios

De manera similar a la Asignacion, las pérdidas fiscales de los periodos anteriores se
acumulan para deducirse a partir del Resultado Fiscal 2023. Lo anterior siempre y
cuando la Pérdida Fiscal no sea mayor que el monto de Utilidad Fiscal. En 2023 ya no
hay Pérdida Fiscal pero si un Resultado Fiscal, puesto que los hidrocarburos
comienzan a ser extraidos y comercializados. Avanzando con nuestro razonamiento,
se propone deducir los periodos 2019 y 2020 en el 2023 de tal manera que la suma de
ambos periodos retrasados no supere la Utilidad Fiscal del 2023:

PFi<15 ejercicios < UF2023
PF019 + PF2020 < UF3023
Por consiguiente, se cumple la condicion anterior:
$121.94 MMUSD < $617.35 MMUSD
Finalmente se obtiene que:

RF,53 = MMUSD 617.35 — MMUSD 121.94
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RF,453 = MMUSD 495.92
~ Resultado Fiscal,y,3 = MMUSD 495.92

> 2024
Para el afio 2024 se deducen los montos de pérdida fiscal correspondientes al 2021 y
2022. Hay que mencionar que 2024 es el ultimo periodo donde se disminuyen montos

de Pérdida Fiscal anteriores:

Al considerar que

Utilidad Fiscalygya = MMUSD 1,749.46
PF3021 + PFp022 < UF3024
MMUSD 1,285.13 < MMUSD 1,749.46
RF5024 = MMUSD 1,749.46 — MMUSD 1,285.13
RFygp4 = MMUSD 464.33
~ Resultado Fiscalyy,, = MMUSD 464.33

Por lo tanto, se encuentran ejercidas todas las disminuciones de pérdida fiscal del
Proyecto. En vista de que a partir del 2023 los periodos no cuentan con Pérdida Fiscal,
su Resultado Fiscal seréd igual a la Utilidad Fiscal como se muestra a continuacion.

> 2025
UF5025 = MMUSD 2,193.97

Resultado Fiscal = Utilidad Fiscal — Pérdida Fiscali<1s ¢jercicios
RF,9,5 = MMUSD 2,193.97 — MMUSD 0.00
~ Resultado Fiscalyy,5 = MMUSD 2,193.97
Y asi sucesivamente para los demds periodos.
e Impuesto Sobre la Renta (ISR)

Finalmente, se calcula el monto a pagar por impuesto o ISR causado, al aplicar la tasa
estipulada en el articulo 9 de la LISR (DOF 30-11-2016) por el Resultado Fiscal (RF)
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Impuesto Sobre la Renta = 30% * Resultado Fiscal

> 2023

ISR,023 = 30% % MMUSD 495.92

% ISRy023 = MMUSD 148.65

En resumen, la Tabla IlI-29 muestra los montos por ISR que el Contratista debe pagar a lo
largo de la vida del Proyecto.Se incluyen los conceptos que componen el pago de dicho
impuesto, en millones de doélares (MMUSD):

Tabla 11I-29 Conceptos que componen el pago del ISR, en millones de délares (MMUSD)

Utilidad

Pérdida Resultado

Deducciones . : . ISR
Fiscal Fiscal Fiscal

2019 $0.00 $3.48 $0.00 $3.48 $0.00 $0.00

2020 $0.00 $118.36 $0.00 $118.36 $0.00 $0.00

2021 $0.00 $687.08 $0.00 $687.08 $0.00 $0.00

2022 $0.00 $598.04 $0.00 $598.04 $0.00 $0.00

2023 $971.66 $354.31 $617.35 $0.00 $495.52 $148.65
2024  $2,040.29 $290.84 $1,749.46  $0.00 $464.33  $139.30
2025 $2,302.42 $108.45 $2,193.97 $0.00 $2,193.97 $658.19
2026 $2,308.63 $162.22 $2,146.41 $0.00 $2,146.41 $643.92
2027 $2,293.70 $94.66 $2,199.04 $0.00 $2,199.04 $659.71
2028 $2,122.09 $104.34 $2,017.76 $0.00 $2,017.76 $605.33
2029 $1,942.74 $88.84 $1,853.90 $0.00 $1,853.90 $556.17
2030 $1,788.91 $193.11 $1,595.80 $0.00 $1,595.80 $478.74
2031 $1,645.09 $95.40 $1,549.70 $0.00 $1,549.70 $464.91
2032 $1,501.78 $85.18 $1,416.59 $0.00 $1,416.59 $424.98
2033 $1,373.07 $101.26 $1,271.81 $0.00 $1,271.81 $381.54
2034  $1,274.93 $160.38 $1,11455 $0.00 $1,114.55 $334.36
2035 $1,184.19 $91.14 $1,093.05 $0.00 $1,093.05 $327.91
2036 $741.92 $84.27 $657.65 $0.00 $657.65 $197.30
2037 $700.06 $84.18 $615.88 $0.00 $615.88 $184.76
2038 $660.63 $207.26 $453.37 $0.00 $453.37 $136.01
2039 $623.70 $95.26 $528.44 $0.00 $528.44  $158.53
2040 $591.30 $84.04 $507.27 $0.00 $507.27 $152.18
2041 $561.13 $84.01 $477.12 $0.00 $477.12  $143.13

Del mismo modo, los impuestos que el Contratista deberd pagar por explotar el Campo son:
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Tabla 111-30 Impuestos de Trién en modalidad Contrato: Impuesto por la Actividad de Exploracion y Extraccion
de Hidrocarburos (IAEEH) e Impuesto Sobre la Renta (ISR) en millones de délares (MMUSD)

Afo IAEEH ISR Total

2019 $1.36 $0.00 $1.36

2020 $1.36 $0.00 $1.36

2021 $1.36 $0.00 $1.36

2022 $1.36 $0.00 $1.36

2023 $5.45 $148.65 $154.10
2024 $5.45 $139.30 $144.75
2025 $5.45 $658.19 $663.64
2026 $5.45 $643.92 $649.37
2027 $5.45 $659.71 $665.16
2028 $5.45 $605.33 $610.78
2029 $5.45 $556.17 $561.62
2030 $5.45 $478.74 $484.19
2031 $5.45 $464.91 $470.36
2032 $5.45 $424.98 $430.43
2033 $5.45 $381.54 $386.99
2034 $5.45 $334.36 $339.81
2035 $5.45 $327.91 $333.36
2036 $5.45 $197.30 $202.75
2037 $5.45 $184.76 $190.21
2038 $5.45 $136.01 $141.46
2039 $5.45 $158.53 $163.98
2040 $5.45 $152.18 $157.63
2041 $5.45 $143.13 $148.58

[11.6.7. Flujo de Caja

El flujo de caja en la alternativa del Contrato es parecido al de la Asignacién puesto que se
presentan tres diferentes utilidades. La primera de ellas corresponde a las ganancias
gravables o0 a las ganancias producto de descontar los costos de operacién o de las

inversiones. Esto es:

Ganancias Gravables = Entradas — Costos de Operacién — Intereses

De particular relevancia, es que el primer flujo de efectivo que describe la Utilidad 1 de la
Asignacion, es la misma que para la alternativa del Contrato puesto que se trata de la
Utilidad del Proyecto, ver Tabla I11-31.:
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Ganancias Gravables = Entradas — Inveresiones capex+prillex+0pex+Abex

~ Utilidad 1 = Ganancias Gravables

Tabla 1I-31 Flujo de Caja 1, en millones de dolares (MMUSD)

Ingresos o Egresos

VCH (Inversiones) St &
2019 $0.00 $6.33 -$6.33
2020 $0.00 $362.04 -$362.04
2021 $0.00 $2,028.28 -$2,028.28
2022 $0.00 $1,562.59 -$1,562.59
2023 $971.66 $654.00 $317.66
2024 $2,040.29 $518.35 $1,521.94
2025 $2,302.42 $186.61 $2,115.81
2026 $2,308.63 $275.42 $2,033.21
2027 $2,293.70 $160.72 $2,132.98
2028 $2,122.09 $177.15 $1,944.94
2029 $1,942.74 $264.35 $1,678.39
2030 $1,788.91 $418.96 $1,369.95
2031 $1,645.09 $232.13 $1,412.96
2032 $1,501.78 $195.32 $1,306.45
2033 $1,373.07 $204.92 $1,168.15
2034 $1,274.93 $290.73 $984.19
2035 $1,184.19 $159.93 $1,024.26
2036 $741.92 $143.08 $598.84
2037 $700.06 $142.92 $557.14
2038 $660.63 $353.70 $306.92
2039 $623.70 $161.74 $461.96
2040 $591.30 $142.68 $448.62
2041 $561.13 $142.64 $418.49
Total $26,628.25 $8,784.61 $17,843.64

Seguido de esto, a diferencia de la Asignacion en esta alternativa no existen los montos por
Pago de Derechos porque la LISH maneja el concepto de Contraprestaciones. Al descontar
las Contraprestaciones de las Ganancias Gravables, se obtiene la Utilidad 2 o Utilidad Antes
de Impuestos (UAI):

Utilidad 2 = Ganancias Gravables — Contraprestaciones

Utilidad Antes de Impuestos = Ganancias Gravables — Contraprestaciones
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Tabla 111-32 Flujo de caja 2. Contraprestaciones e Inversiones, en millones de délares (MMUSD)

((33?2\72[;':38 Contraprestaciones Utilidad 2
2019 -$6.33 $63.31 -$69.64
2020 -$362.04 $0.91 -$362.95
2021 -$2,028.28 $0.91 -$2,029.19
2022 -$1,562.59 $0.91 -$1,563.50
2023 $317.66 $128.11 $189.55
2024 $1,521.94 $269.40 $1,252.55
2025 $2,115.81 $308.18 $1,807.63
2026 $2,033.21 $309.50 $1,723.70
2027 $2,132.98 $308.33 $1,824.65
2028 $1,944.94 $285.45 $1,659.50
2029 $1,678.39 $261.83 $1,416.56
2030 $1,369.95 $241.28 $1,128.67
2031 $1,412.96 $221.76 $1,191.20
2032 $1,306.45 $202.35 $1,104.11
2033 $1,168.15 $184.95 $983.20
2034 $984.19 $171.70 $812.49
2035 $1,024.26 $159.48 $864.78
2036 $598.84 $99.90 $498.94
2037 $557.14 $94.26 $462.88
2038 $306.92 $88.96 $217.96
2039 $461.96 $84.01 $377.95
2040 $448.62 $79.66 $368.96
2041 $418.49 $75.61 $342.88
Total $17,843.64 $3,640.75 $14,202.89

Posteriormente, el dltimo flujo de efectivo describe las Ganancias Netas o Utilidad Después
de Impuestos (UDI) denominada Utilidad 3. Para el caso que nos ocupa, la depreciacion
esta implicita en las inversiones y en su lugar se sustituye por las Contraprestaciones:

Ganancias Netas = Utilidad Antes de Impuestos — Impuestos — Constrapretaciones

Utilidad 3 = Utilidad Antes de Impuestos — Impuestos - Constrapretaciones
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Tabla 111-33 Flujo de caja 3. Impuestos y Contraprestaciones Utilidad 3. En millones de délares (MMUSD)

Ganancias

Gravables Contraprestaciones Impuestos Utilidad 3
2019 -$6.33 $63.31 $1.36 -$71.00
2020 -$362.04 $0.91 $1.36 -$364.31
2021 -$2,028.28 $0.91 $1.36 -$2,030.55
2022 -$1,562.59 $0.91 $1.36 -$1,564.86
2023 $317.66 $128.11 $154.11 $35.44
2024 $1,521.94 $269.40 $144.75 $1,107.79
2025 $2,115.81 $308.18 $663.65 $1,143.99
2026 $2,033.21 $309.50 $649.38 $1,074.33
2027 $2,132.98 $308.33 $665.17 $1,159.48
2028 $1,944.94 $285.45 $610.78 $1,048.71
2029 $1,678.39 $261.83 $561.63 $854.93
2030 $1,369.95 $241.28 $484.19 $644.48
2031 $1,412.96 $221.76 $470.36 $720.84
2032 $1,306.45 $202.35 $430.43 $673.67
2033 $1,168.15 $184.95 $387.00 $596.20
2034 $984.19 $171.70 $339.82 $472.67
2035 $1,024.26 $159.48 $333.37 $531.41
2036 $598.84 $99.90 $202.75 $296.19
2037 $557.14 $94.26 $190.22 $272.66
2038 $306.92 $88.96 $141.47 $76.49
2039 $461.96 $84.01 $163.99 $213.96
2040 $448.62 $79.66 $157.64 $211.33
2041 $418.49 $75.61 $148.59 $194.29
Total  $17,843.64 $3,640.75 $6,904.74 $7,298.15

I11.7. Indicadores econdmicos

En este apartado se mostraran los indicadores economicos relacionados a los flujos de
efectivo de cada alternativa: Asignacion y Contrato. Hay que recordar que las alternativas
corresponden al mismo proyecto, pero bajo esquemas juridicos diferentes, por lo tanto, son
alternativas mutuamente excluyentes. Se consideran tres utilidades:

1. Utilidad antes de Pago de Derechos o Contraprestaciones e impuestos (Utilidad 1).

2. Utilidad después de Pago de Derechos o Contraprestaciones y antes de impuestos
(Utilidad 2).

3. Utilidad después de Pago de Derechos o Contraprestaciones e impuestos (Utilidad
3).
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Es necesario recalcar que, tanto para el Contrato como para la Asignacion los indicadores
de la Utilidad 1 tienen el mismo valor, dado que se trata de la utilidad que genera el Proyecto
los flujos de efectivo asociadas a esta utilidad son los mismaos, tal como se resume en la
Tabla 111-20 y Tabla I11-31.

I11.7.1. Tasa de descuento o TREMA

Por recomendacion del personal del IMP, para calcular la equivalencia de los flujos de
efectivo futuros del proyecto en el tiempo cero, se utilizara una TREMA del 10% para la
etapa de exploracion y produccion. Es decir, a lo largo de los 22 afios de duracién del
proyecto. Igualmente, ésta tasa se puede encontrar en otros casos a nivel internacional, por
ejemplo, se sabe es utlizada por la compafia estatal indonesia BP Migas para sus
proyectos petroleros costa afuera en aguas profundas'®. En vista de que las evaluaciones
economicas de las alternativas (Asignacion y Contrato) no contemplan la inflacién dentro
del horizonte de planificacion, la tasa tampoco la considera:

TREMA = CPPC + Riesgo Pais + Puntuacién de Riesgo
o TREMATri(')n = 10%
[1I.7.2. Tasa Interna de Retorno (TIR)

En primer lugar, se calcula la tasa de la Utilidad 1, la cual también el nombre de EBITDA,
un acronimo en inglés que significa Earning Before Interest, Taxes, Depreciation and
Amortization. En espafiol, Ganancias Antes de Intereses, Impuestos, Depreciaciones y
Amortizaciones.

La TIR de la Utilidad 1 no cambia para ambas alternativas, por el contrario, esto no sucede
con la TIR de la Utilidad 2 ni de la Utilidad 3 porque éstas toman en cuenta las erogaciones
estipuladas tanto en el Contrato como en la Asignacion. Por consiguiente, la tasa de
descuento que reduce a cero el valor del flujo de caja del proyecto antes de impuestos y
pago de derechos o de la Utilidad 1:

22
FNE,

o
£ (1+TIR)

TIR(U1) = 29.070%

~ TIR(U1) > TREMA

En conclusion, antes de estar sujeto a las erogaciones establecidas en el Contrato y en la
Asignacion el proyecto posee de manera intrinseca una TIR del 29%.

168 (Zarpani, 2016)
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e Alternativa 1: Asignacion

La TIR para la Utilidad 2 de la Asignacion considera el pago de derechos en los flujos de
efectivo, por lo tanto, resulta ya menor a la TREMA.

TIR(U2) = 6%
Consecuentemente, si la TIR es menor a la TREMA el proyecto no se debe aceptar:
TIR(U2) < TREMA

En el mismo orden de ideas, no se puede obtener una TIR para la Utilidad 3 debido a que
todos los flujos de efectivo son negativos, tal como se resume en la Tabla 111-22:

TIR(U3) = No aplica

En resumen:
Utilidad 1
TIRAsignacién = Utllldad 2
Utilidad 3

29
TIRAsignaci()n = 6 } %

No Aplica

e Alternativa 2: Contrato

De manera similar a la Asignacion, se tiene que la TIR de la Utilidad 1 es la misma, sin
embargo, la TIR de las otras utilidades no solo se mantiene positiva, sino que ademas
supera a la TREMA del proyecto:

TIR(U1) = 29%

Cuando a los flujos de efectivo se les descuentan las Contraprestaciones que el proyecto
paga al Estado:

TIR(U2) = 24%
Cuando se les descuentan los impuestos:

TIR(U3) = 15%

Si TREMAqpyisn = 10%

TIR(U2) > TREMA
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TIR(U3) > TREMA

Por consiguiente, cuando el proyecto es ejecutado bajo la alternativa del Contrato, la tasa
que reduce a cero el valor presente de los flujos de efectivo del proyecto muestra que dicha
alternativa es viable y supera a la alternativa de la Asignacion.

29
TIRcontrato = {24 (%
15

[11.7.3. Valor Presente Neto (VPN)

De la misma manera que la TIR, primeramente, se calcula el Valor Presente Neto de la
Utilidad 1 que aplica para ambas alternativas.

VPN = FNE +i FNE,
S £ (1+ TREMA)!

El primer desembolso ocurre en el denominado periodo cero, esto es en el afio 2019, las
cifras son en millones de doélares (MMUSD):

FNEy, = — 6.33 MMUSD

A partir del segundo periodo que es 2020 hasta el 2041:

< FNE, ~362.04  —2,028.28 418.49

£: (1 +0.10)¢ S 70100 T @d+o10? ta+o10)2

22
FNE,

—— _ —5211.75 MMUSD
(1+ 0.10)¢

t=1

VPN(U1) = (- 6.33 + 5,211.75 ) MMUSD

~ VPN(U1) = 5,205.42 MMUSD

VPN(U1) > 0 por lo tanto, se acepta la inversion
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e Alternativa 1: Asignacion

Se procede con el célculo del Valor Presente Neto de la Utilidad 2, esto es, la Utilidad 1 o
EBITDA después de Pago de Derechos:

VPN(U2) = (—7.38 — 601.89) MMUSD
VPN(U2) = —609.27 MMUSD

De particular relevancia, es que con el Pago de Derechos las salidas de efectivo son
mayores que las entradas tal como se muestra en la Tabla IlI-21 En consecuencia, el
proyecto se debe rechazar dado los flujos futuros negativos genera:

~ VPN(U2) < 0,se rechaza la inversién

Finalmente, cuando al flujo de caja se le disminuye los impuestos tal como se resume en la
Tabla 111-22, el Valor Presente Neto de la Utilidad 3 muestra que el proyecto alcanza un
déficit de miles de millones de délares:

VPN(U3) = —8.74 MMUSD — 3,155.59 MMUSD
~ VPN(U3) = —3,164.33 MMUSD

En resumen:

VPNAsignaCién = JUtilidad 2

{Utilidad 1}
Utilidad 3

5,205.42
2 VPNsignacion = { —609.27 }MMUSD
—3,164.33

En la siguiente tabla se resumen los flujos de efectivo a Valor Presente Neto de cada una
de las utilidades de la Asignacion.

182 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién l EVALUACION DE PROYECTO

Tabla 11I-34 Resumen de los flujos netos de efectivo de las utilidades a Valor Presente Neto del Proyecto en
Asignacion. En millones de dolares (MMUSD)

VPN VPN VPN

Utilidad 1 Utilidad 2 Utilidad 3
2019 -$6.33 -$7.38 -$8.74
2020 -$329.13 -$330.08 -$331.32
2021 -$1,676.26  -$1,677.13  -$1,678.26
2022 -$1,174.00 -$1,174.78  -$1,175.81
2023 $216.97 -$24.36 -$129.62
2024 $945.01 $475.42 $385.54
2025 $1,194.32 $566.07 $191.46
2026 $1,043.36 $288.41 -$44.82
2027 $995.05 $292.87 -$17.43
2028 $824.85 $238.85 -$20.18
2029 $647.09 $157.65 -$58.88
2030 $480.16 $95.78 -$73.92
2031 $450.21 $111.86 -$38.01
2032 $378.43 $97.29 -$27.39
2033 $307.61 $77.94 -$23.97
2034 $235.61 $52.07 -$29.28
2035 $222.91 $59.75 -$12.80
2036 $118.48 $29.04 -$11.07
2037 $100.21 $24.03 -$10.18
2038 $50.18 -$1.58 -$24.71
2039 $68.67 $14.54 -$9.84
2040 $60.62 $13.42 -$7.88
2041 $51.41 $11.03 -$7.23
Total $5,205.42 -$609.27  -$3,164.33

e Alternativa 2: Contrato

Para el caso del Contrato, en la siguiente tabla se resumen los flujos de efectivo por periodo
a Valor Presente Neto de las utilidades de cada uno de los periodos. Por consiguiente, al
utilizar la siguiente expresion y aplicandola a los flujos de la columna Utilidad 3 de la Tabla
[1-33:

VPN = FNE +i FNE
Core £ (1+ TREMA)!
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Tabla 11I-35 Resumen de los flujos netos de efectivo de las utilidades a Valor Presente Neto del Proyecto en
Contrato. En millones de délares (MMUSD)

VPN VPN VPN
Utilidad 1 Utilidad 2  Utilidad 3
2019 -$6.33 -$69.64 -$71.00
2020 -$329.13  -$329.95  -$331.19
2021 -$1,676.26 -$1,677.01 -$1,678.14
2022 -$1,174.00 -$1,174.68 -$1,175.70
2023 $216.97 $129.46 $24.20
2024 $945.01 $777.73 $687.85
2025 $1,194.32  $1,020.36  $645.75
2026 $1,043.36  $884.53 $551.30
2027 $995.05 $851.21 $540.91
2028 $824.85 $703.79 $444.76
2029 $647.09 $546.14 $329.61
2030 $480.16 $395.59 $225.88
2031 $450.21 $379.55 $229.68
2032 $378.43 $319.82 $195.14
2033 $307.61 $258.91 $157.00
2034 $235.61 $194.50 $113.15
2035 $222.91 $188.20 $115.65
2036 $118.48 $98.71 $58.60
2037 $100.21 $83.25 $49.04
2038 $50.18 $35.64 $12.51
2039 $68.67 $56.18 $31.80
2040 $60.62 $49.86 $28.56
2041 $51.41 $42.12 $23.87
Total $5,205.42  $3,764.30  $1,209.23

~ VPN(U1) = 5,205.42 MMUSD

« VPN(U2) = 3,764.30 MMUSD

~ VPN(U3) = 1,209.23MMUSD

Por consiguiente, dado que el Valor Presente Neto de las utilidades es mayor acero y
supera a los de la alternativa de la Asignacion. Por lo tanto, econémicamente el proyecto
es viable y se tiene que elegir sobre la alternativa de la Asignacion.
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ll1.7.4.  Valor Anual Equivalente

El Valor Anual Equivalente para la Utilidad 1 considera la suma del Valor Presente Neto de
los flujos de efectivo de la Utilidad 1 en millones de dolares (MMUSD) desde el 2019 al

2041:

VAE = VPN(UL [TREMA(l + TREMA)"]
- U (1+ TREMA)" — 1
VPN (Uilidadl) = 5,205.42 MMUSD

0.10(1 + 0.10)%2
(1+0.10)22 -1

VAE = (5,205.42) [ ]MMUSD

VAE = (5,205.42)[0.114] MMUSD
«~ VAE = 593.44 MMUSD

~ VAE > 0 El proyecto es factible

Dado que la comparacién es entre dos alternativas de proyecto excluyentes, se procede a

calcular VAE y encontrar cual ofrece el mayor ingreso equivalente.

e Alternativa 1: Asignacion

Para la utilidad después del Pago de Derechos o Utilidad 2 la suma de los flujos de efectivo
a valor presente de todos los periodos tiene como resultado un valor negativo como se
muestran en la Tabla llI-21. Por lo tanto, se podria descartar el proyecto con sin necesidad

de obtener el VAE:

TREMA(1 + TREMA)”]

VAE(U2) = VPN(U2) [ (1+ TREMA)" —1

0.10(1 + 0.10)22
(1+0.10)22 -1

VAE(U2) = (—$609.27) [ ]MMUSD

~ VAE(U2) = —69.46 MMUSD

~ VAE(U3) = —360.75 MMUSD

185 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién I EVALUACION DE PROYECTO

Por consiguiente, del mismo modo que el VPN, el VAE muestra que el proyecto después
del Pago de Derechos es inviable, mas aun, después de impuestos (Utilidad 3).

593.44
VAEusignacion = | —69.46 { MMUSD
—360.75

e Alternativa 2: Contrato

De igual forma que la Asignacion, para el Contrato se obtiene la Utilidad 2 y Utilidad 3:

0.10(1 + 0.10)?%?
(1+0.10)22 -1

VAE(U2) = (3,764.27) [ ] MMUSD

~ VAE(U2) = 429.15 MMUSD

~ VAE(U3) = 137.86 MMUSD

El VAE asociado a cada utilidad es mayor a cero y mayor a la alternativa de la
Asignacién. Por lo tanto, de acuerdo con este indicador se debe de elegir esta
alternativa.

593.44
VAEcontrato = | 429.15 { MMUSD
137.86

[11.7.5. Periodo de Recuperacién de Capital o inversion

Para este indicador, se debe satisfacer la siguiente expresion:

t=ny

0 = —FNE, + Z FNE ¢
B 0 £ (1+TREMA)!

Para obtener dicho periodo, es necesario obtener los valores cumulados de los flujos de
efectivo actualizados por utilidad. En la siguiente tabla, se resumen estos valores
acumulados.
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Tabla 111-36 Valores de Flujo Neto de Efectivo Acumulado a VPN de los flujos de efectivo de la Utilidad 1. En
millones de délares (MMUSD)

Periodo . VPN Acum.
t Utilidad 1
0 2019 -$6.33
1 2020 -$335.46
2 2021 -$2,011.72
3 2022 -$3,185.72
4 2023 -$2,968.75
5 2024 -$2,023.75
6 2025 -$829.43
7 2026 $213.93
8 2027 $1,208.98
9 2028 $2,033.83

10 2029 $2,680.92
11 2030 $3,161.08
12 2031 $3,611.29
13 2032 $3,989.72
14 2033 $4,297.33
15 2034 $4,532.94
16 2035 $4,755.85
17 2036 $4,874.33
18 2037 $4,974.53
19 2038 $5,024.72
20 2039 $5,093.39
21 2040 $5,154.01
22 2041 $5,205.42

De la tabla anterior, muestra que para la Utilidad 1, el Gltimo periodo con un flujo de efectivo
neto acumulado a VPN corresponde con el del 2025 o periodo 6. Para ser concretos, el
valor absoluto de este periodo es de 829.43 MMUSD, mientras que el valor del periodo
siguiente (2026) de los flujos netos de efectivo sin actualizar es de 1,043.36 MMUSD (Ver
Tabla I1I-35). Por consiguiente, el periodo de recuperaciéon de capital para la Utilidad 1 es:

_ ¢, 82943 MMUSD
" = O T 1043.36 MMUSD

~n,(U1) = 6.8 periodos
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En este caso, los periodos son de 1 afio, por consiguiente, en 6.8 afios se recuperara el
capital en los flujos netos de efectivo actualizados. Dicho de otro modo, a finales del afio
2025, por lo tanto, a manera de comprobacion, este periodo satisface la expresion:

t=6.8
FNE,

0 = —FNE, + Z —_—
0 £ (1+TREMA)!

El segundo término del segundo miembro de la expresidn anterior se desarrolla como:

t=6.8 t=6 t=6.8
FNE, FNE, FNE,

= + _—_—
L (U+TREMAY ~ £y (1+TREMAY £ (1+TREMA)"

De acuerdo con la Tabla 111-37 el acumulado de la Utilidad 1 a VPN hasta el periodo 6 (2019
— 2025) mas los ingresos de 0.795 veces el periodo 6 al 7 (2026):

t=6.795
FNE, FNE,

t=6
0 = —FNE, + Z —_—— ¢ —_—
0 £i(1+TREMA)' ~ £s (1+TREMA)!

0 =—6.33 + (—823.10 + 829.43)

Donde se cumple la igualdad:
0=0

De la misma manera en que se obtuvo el PRC para la Utilidad 1 o Utilidad del Proyecto, se
calculan los de la Utilidad 2 y Utilidad 3 de cada alternativa.

e Alternativa 1: Asignacion

Los impuestos y Pago de Derechos propician que los flujos de efectivo acumulados a Valor
Presente Neto sean negativos en todos los periodos. Esto se puede apreciar en la Tabla
1-37.
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Tabla 111-37 Valores de Flujo Neto de Efectivo Acumulado a VPN de las utilidades bajo la Asignacién. En
millones de délares (MMUSD)

Periodo VPN Acum. VPN Acum.
t Utilidad 2 Utilidad 3
0 2019 -$7.38 -$8.74
1 2020 -$337.45 -$340.06
2 2021 -$2,014.58 -$2,018.31
3 2022 -$3,189.36 -$3,194.12
4 2023 -$3,213.72 -$3,323.74
5 2024 -$2,738.30 -$2,938.19
6 2025 -$2,172.23 -$2,746.73
7 2026 -$1,883.81 -$2,791.55
8 2027 -$1,590.94 -$2,808.98
9 2028 -$1,352.09 -$2,829.16
10 2029 -$1,194.43 -$2,888.04
11 2030 -$1,098.65 -$2,961.96
12 2031 -$986.79 -$2,999.97
13 2032 -$889.50 -$3,027.36
14 2033 -$811.56 -$3,051.34
15 2034 -$759.50 -$3,080.62
16 2035 -$699.75 -$3,093.42
17 2036 -$670.71 -$3,104.49
18 2037 -$646.67 -$3,114.67
19 2038 -$648.25 -$3,139.38
20 2039 -$633.71 -$3,149.22
21 2040 -$620.30 -$3,157.10
22 2041 -$609.27 -$3,164.33

De acuerdo con la Tabla 111-38, los flujos netos de efectivo acumulados son negativos tanto
para la Utilidad 2 y la Utilidad. Por lo tanto, los egresos superan a los ingresos y nunca se
recuperara el capital invertido. En concreto, de acuerdo con la Gréfica IlI-6 se muestra en
el eje de las ordenadas las cantidades en millones de délares (MMUSD) y en abscisas los
periodos del proyecto.

6.8
Nysignacion = No se recupera;periodos
No se recupera

La interpretacion geométrica es que una curva de utilidades que interseca con el eje de las
abscisas antes de finalizar la vida del proyecto es sefial de la existencia de recuperacion de
capital. Sin embargo, en este caso, se puede apreciar que las curvas de las utilidades no
intersecan con el eje de las abscisas durante el periodo de vida del proyecto:
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Flujo de Efectivo Acumulado a VPN en Asignacion
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Grafica lll-6 Flujo de Caja de las Utilidades de Pemex bajo la Asignacion a VPN

e Alternativa 2: Contrato

Tabla 111-38 Valores de Flujo Neto de Efectivo Acumulado a VPN de las utilidades bajo el Contrato

Periodo t Afio VPN Acum. VPN Acum.

Utilidad 2 Utilidad 3
0 2019 -$69.64 -$71.00
1 2020 -$399.59 -$402.19
2 2021 -$2,076.60 -$2,080.33
3 2022 -$3,251.28 -$3,256.03
4 2023 -$3,121.82 -$3,231.83
5 2024 -$2,344.08 -$2,543.98
6 2025 -$1,323.72 -$1,898.23
7 2026 -$439.19 -$1,346.93
8 2027 $412.02 -$806.02
9 2028 $1,115.81 -$361.26
10 2029 $1,661.96 -$31.65
11 2030 $2,057.55 $194.24
12 2031 $2,437.10 $423.92
13 2032 $2,756.92 $619.06
14 2033 $3,015.83 $776.05
15 2034 $3,210.33 $889.21
16 2035 $3,398.53 $1,004.86
17 2036 $3,497.25 $1,063.46
18 2037 $3,580.50 $1,112.50
19 2038 $3,616.14 $1,125.01
20 2039 $3,672.32 $1,156.81
21 2040 $3,722.18 $1,185.37
22 2041 $3,764.30 $1,209.23
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Posteriormente, se calcula para la Utilidad 2:
Ultimo periodo con flujo de efectivo acumulado negativo = 7, es decir 2026. (Tabla I11-39)
Valor absoluto del Gltimo flujo de caja acumulado negativo = $439.19 (Tabla I11-39).

Valor del flujo de caja del periodo siguiente = $851.21 (Tabla I11-36). Por consiguiente:

439.19 MMUSD

mp(U2) =7+ ge1 31 MMUSD

n,(U2) = 7.5 periodos

Como resultado, en 7.5 afios o periodos se recuperara el capital invertido en el proyecto
con las contraprestaciones erogadas. Finalmente, al descontar los impuestos a la Utilidad
2 se obtiene el periodo de recuperacion de la Utilidad 3:

31.65 MMUSD

225.88 MMUSD

n,(U3) = 10 +

n,(U3) = 10.1 periodos

En resumen:
6.8
Ncontrato = § 7.5 { periodos
10.1
Flujo de Efectivo Acumulado a VPN en Contrato
$6,000.00
= $5,000.00 —@— Utilidad 1
9 $4,000.00 —#— Utilidad 2
3 $2,000.00
1]
S $1,000.00
T
2 $0.00 > 4B S G R e S g
§ -$1,000.00
= -$2,000.00
= -$3,000.00
-$4,000.00
D QO N NVIHY L OAN D O QO NN S OAN D0 QN
LN ZBKA VRQ VA VARIQ VA VIR VR VA VA VA VARSI, TR0 Mo ML TR B ML ML ML ML MDA VA
AR A I VR R A AR R A ARV VARV VAR S VA
Aiio

Grafica lll-7 Flujo de Caja de las Utilidades de las empresas participantes Pemex y BHP Billiton bajo el
Contrato a VPN
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En consecuencia, la alternativa bajo el esquema de Contrato garantiza la recuperacion del
capital después de impuestos y Contraprestaciones. Esto se representa en la Gréfica lll-7,
donde se puede observar que las curvas de los flujos de caja asociadas a cada utilidad
intersecan el eje de las abscisas lo que significa que en ese momento el capital invertido a
VPN se recupera.

11.7.6. Beneficio — Costo

Finalmente, se procede con el calculo del Beneficio — Costo, que, a diferencia de los
indicadores anteriores no se calculara por tipo de utilidad. La razon es que los flujos de
efectivo necesarios para la construccion de este indicador incluyen acumulados de
diferentes tipos de utilidades.

e Alternativa 1: Asignacion

Se utiliza el Valor Presente Neto de los beneficios, contrabeneficios, inversiones tanto de
costos de operacion como mantenimiento de la infraestructura del proyecto:

B VPN(B) — VPN(O y M) — VPN(C)
Cc VPN(I)

Respecto a los beneficios, se consideran los ingresos anuales brutos del proyecto, es decir,
el Valor Anual de los Hidrocarburos los cuales estan resumidos en la Tabla IlI-17. Por lo
tanto, el VPN de los beneficios es:

VPN (Beneficios) = 10,266.82 MMUSD

En cuanto al Valor Presente de las Inversiones, se toma en cuenta los flujos erogados para
Drillex, Capex, Opex y Abex de los cuatro primeros periodos debido a que el proyecto ain
no percibe ingresos:

VPN (Inversiones) = 3,185.72 MMUSD

Posterior a los cuatros primeros periodos, estos mismos conceptos se consideran costos
de operacién y mantenimiento puesto que el proyecto ya comienza a percibir ingresos:

VPN(OyM) = 1,875.69 MMUSD

Por otro lado, para los contrabeneficios se considera la suma del Pago de Derechos y los
impuestos de todos los afios o periodos del proyecto. Por consiguiente, el Valor Presente
Neto de estos los flujos es:

VPN (Contrabeneficios) = 8,369.75 MMUSD

Finalmente, al aplicar la expresion se obtiene:
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B (10,266.82 —1,875.69 — 8,369.75) MMUSD

C 3,185.72 MMUSD

B—00067
C_ O

El indicador Beneficio — Costo arroja un resultado menor a 1, por consiguiente,
econdémicamente no es viable y se rechaza:

B
~ =< 0,serechaza la inversion

e Alternativa 2: Contrato

B VPN(B) - VPN(O y M) — VPN(C)
Cc VPN(I)

B (10,266.82 —1,875.69 — 1,441.12) MMUSD

C 3,185.72 MMUSD

'B—2182
=2

B
I > 1, se acepta la inversion
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1.7.7. Resumen de indicadores

e Utilidad 1: Utilidad del Proyecto, EBITDA o utilidad antes de pago de Regalias,
impuestos, Contraprestaciones o Pago de Derechos e impuestos

Tabla 111-39 Resumen de indicadores econémicos en Utilidad 1 o EBITDA del proyecto

VPN TIR PRC VAE

MMUSD % anos MMUSD
Utilidad 1 $5,205.42 29.07% 6.8 $593.44

e Utilidad 2: Utilidad después de Regalias y Contraprestaciones (Contrato) y
después de Pago de Derechos (Asignacién)

Tabla IlI-40 Resumen de indicadores econdmicos en Utilidad 2 de las alternativas

Indicador TIR PRC VAE

Asignacion -$609.27 6% No aplica -$69.46

Contrato $3,764.30 24% 7.5 $429.15

e Utilidad 3: Utilidad después de impuestos

Tabla IlI-41 Resumen de indicadores econdémicos en Utilidad 3 de las alternativas

Indicador VPN TIR PRC VAE B/C (1)
Alternativ (MMUSD) (%) (afios) (MMUSD)

Asignacion -$3,164.33 | No Aplica | No aplica | -$360.75 0.0067
Contrato $1,209.23 15% 10.1 $137.86 2.182
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IV. PLANIFICACION ESTRATEGICA

Mediante un analisis FODA, se compararan las ventajas y desventajas que tiene la
ejecucion del proyecto bajo la modalidad de Asignacion y el Contrato para el Estado
mexicano. Las consideraciones que se toman en cuenta para la eleccion de la mejor
alternativa en Tridn son las utilidades para el Estado y el valor agregado. No obstante, se
abordaran las utilidades econdmicas de la ejecucién de Trién bajo el Contrato y la
Asignacion para cada una de las empresas participantes y el Estado mexicano.
Posteriormente, se proponen estrategias para que Pemex puede tener la capacidad
tecnoldgica suficiente para ejecutar un proyecto en aguas profundas. Por ultimo, se
concluird cual es la mejor alternativa para México al tomar en cuenta las consideraciones
anteriores.

IV.1.Perspectivas econdmicas del Contrato y Asignacion

En este apartado, se describiran los ingresos de los actores involucrados en el Proyecto de
Trién tanto bajo ambas alternativas. Estas entidades son Pemex, BHP Billiton y el Estado
mexicano.

IV.1.1. Perspectivade Pemex Exploraciony Produccion

En primera instancia, se abordara los ingresos que percibiria Pemex como asignatario y
posteriormente como contratista o socio no operador.

e Asignaciéon de Derechos de Exploracion y Produccion

A continuacion, se muestra una grafica que indica la proporcién de los impuestos y Pago
de Derechos (P. de D.) respecto con la Utilidad 1 o ganancias gravables de Pemex. Esto
es, la utilidad que resulta de restar a los ingresos obtenidos por venta de hidrocarburos las
inversiones correspondientes (Drillex, Opex, Capex y Abex). Si no existieran impuestos ni
P. de D. las ganancias gravables representarian ingresos directos de Pemex.

o Porcentaje Utilidad 1 Pemex (Asignacion)

160%
140%
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Grafica IV-1 Porcentaje de Pago de Derechos e Impuestos respecto de los Flujos Netos de Efectivo de la
Utilidad 1 de Pemex bajo la Asignacion
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Respecto a la Gréfica IV-1, conviene destacar que las curvas comienzan a partir del afio
2023 cuando el Asignatario comienza a percibir ingresos. De acuerdo con estas curvas, el
porcentaje de P. de D. respecto con la Utilidad 1 tiene como limite inferior el 50% y como
maximo alrededor del 111%. En segunda instancia, se tiene la curva de los impuestos que
considera el Impuesto Sobre la Renta (ISR) y el Impuesto por Actividad de Exploracion y
Extraccion de Hidrocarburos (IAEEH). En ella podemos apreciar un comportamiento
negativo donde la curva cae desde el 49% al 10% en torno al afio 2024, este Ultimo valor
representa el limite inferior de la curva. Posteriormente, hacia el afio 2025 la tendencia de
la curva es positiva donde permanece con fluctuaciones menores durante el periodo de vida
del Proyecto.

En tercer lugar, se encuentra la curva que representa la suma de los P. de D. e Impuestos
la cual asciende a un limite superior del orden del 160% de la Utilidad 1 para 2023. Seguido
de esto la curva cae a un minimo que representa 59% en 2024. Finalmente, con excepcion
del afio 2038, el comportamiento de dicha curva se mantiene relativamente estable durante
el resto de la vida del Proyecto.

De acuerdo con los resultados del flujo de efectivo representados en el comportamiento de
las curvas, es un gran reto para Pemex lidiar con la carga tributaria que el Estado mexicano
le imponia tanto de impuestos como de P. de D. En vista de este motivo, econémicamente
en el momento de la investigacion (2019) no era viable que Pemex explote un campo aguas
profundas en del Golfo de México bajo los esquemas contables vigentes. Mas aun, la suma
de impuestos y P. de D. representan méas del 100% de la utilidad gravable de la petrolera
mexicana, esto significa que Pemex tiene que perder capital para terminar de explotar
cualquier campo petrolero en aguas profundas. Precisamente, la utilidad anual de Pemex
después de impuestos y P. de D. arroja resultados negativos tal como lo muestra la Tabla
[11-21 del Capitulo IlI.

Finalmente, para fines de comparacion de proporciones, se retoma el valor presente de la
Utilidad 1, EBITDA o utilidad gravable y el valor presente de los egresos que la empresa
paga al Estado (Impuestos y Pago de Derechos). Por consiguiente, en millones de dolares
(MMUSD):

VPN (Utilidad 1) pemey, = MMUSD 5,205.42

VPN (Erogaciones)pemex = VPN(P. de D.+Impuestos)pemex

VPN (Erogaciones)pemey = MMUSD 8,369.75

De acuerdo con los indicadores anteriores, si Pemex decide explotar Trion bajo una
Asignacion, a Valor Presente Neto tendria un déficit de 3,164.33 MMUSD. Este déficit
conocido como Utilidad 3, es aquella de disminuir a la Utilidad 1 las erogaciones por Pago
de Derechos e impuestos. Como resultado, la alternativa de Asignacion es una “utilidad
negativa” para Pemex:

VPN (Utilidad 3) pemex = VPN (Utilidad 1)pemex — VPN (ETogaciones) pemex

« VPN (Utilidad 3) pemey = —MMUSD 3,164.33
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o Contrato parala Exploracion y Extracciéon de Hidrocarburos bajo la modalidad
de Licencia en Aguas Profundas

Conviene recordar que en este trabajo se propone que los hidrocarburos extraidos son
comercializados dentro del pais. Por esta razon, el Contratista (BHP Billiton y Pemex
Exploracion y Produccién) esté obligado a efectuar el pago de ISR, sin embargo, el Contrato
no lo obliga a comercializar o vender los hidrocarburos dentro de México. De acuerdo con
el Capitulo 11, la naturaleza de un Farm — Out es que las empresas perciben ingresos o
regalias a favor de acuerdo con su interés de participacion. En el Contrato se establece
60% de las utilidades para BHP Billiton y 40% para Pemex Exploracién y Produccion (PEP).

De manera similar ocurre con la parte proporcional de las erogaciones que ejerce el
consorcio. Respecto a las erogaciones de Pemex, el porcentaje de estas Ultimas respecto
de sus utilidades es descrito mediante las siguientes curvas:

Porcentaje de la Utilidad 1 Pemex (Contrato)
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Grafica IV-2 Porcentaje de Contraprestaciones e Impuestos respecto del Flujo Neto de Efectivo de la Utilidad
1 para Pemex bajo modalidad del Contrato

En el periodo 2023 Pemex como Contratista percibe pocas utilidades, por este motivo, la
suma de las Contraprestaciones e impuestos ascienden a casi un 90% del valor de la
Utilidad 1. Posteriormente la curva se estabiliza a lo largo de la vida del Proyecto hasta que
esta tendencia se interrumpe en el 2038, puesto que los ingresos llegan a su minimo
historico. Finalmente, podemos apreciar que en promedio los impuestos representan un
34% de la Utilidad 1, mientras que las Contraprestaciones el 18%. En general el
comportamiento de la curva es estable, con excepcion tanto de los primeros periodos como
del 2038 tal y como ocurre en la alternativa donde Pemex es Asignatario.
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VPN (40%Utilidad 1) pemey = MMUSD 2,082.17
VPN (Erogaciones) pemex = MMUSD 1,573.51
VPN (Utilidad 3) pemex = VPN (40%Utilidad 1)pemex — VPN (Erogaciones) pemex
= VPN (Utilidad 3)pemex = MMUSD 508.65

Respecto con la Utilidad 3, a pesar de poseer un interés de participacion minoritaria en el
Contrato, Pemex goza de un margen de utilidad operativa en la explotacién del Campo.
Aungue en la alternativa de Asignacion Pemex percibe mas del doble de ingresos en
términos de VPN, en la alternativa de Contrato Pemex al obtener menos ingresos obtiene
excedentes que se traducen en utilidades. La razén es que las erogaciones destinadas al
Estado representan alrededor del 73% en oposicion a la Asignacion, donde los pagos a
favor del Estado hacienden al 153% del VPN de la Utilidad 1, es decir, mas del doble que
en Contrato.

IV.1.2. Perspectiva de BHP Billiton

e Contrato para la Exploracion y Extraccién de Hidrocarburos bajo la
modalidad de Licencia en Aguas Profundas

El comportamiento econdémico de los ingresos y egresos de la empresa australiana es
similar al de Pemex bajo el esquema de Contrato. la Unica diferencia es que su porcentaje
de interés de participacion en el Contrato es del 60%.

Porcentaje de la Utilidad 1 BHP Billiton

100%
90% —O= Contraprestaciones

80% Impuestos
70% ~{F— Contraprestaciones + Impuestos
60%
50%
40%
30%
20%
10%
0%

Porcentaje del FNE Utilidad 1

&
v

g & S 3 & 5
NV v N Y

Ano

Grafica IV-3 Porcentaje de Contraprestaciones e Impuestos respecto de la Utilidad 1para BHP Billiton

198 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura

Petroleraen Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Trién | PLANIFICACION ESTRATEGICA

Por consiguiente, el comportamiento de las curvas que describen la proporcion de los
egresos de BHP Billliton respecto de sus utilidades es similar al de la participacion de
Pemex en el Contrato. Se puede apreciar que, en ambos casos, el porcentaje respecto a la
Utilidad 1 que las empresas pagan de Contraprestaciones es menor que el respectivo para
los impuestos. Para calcular el valor presente neto (VPN) que BHP Billiton obtiene por
ejecutar Trién se resta al VPN de la Utilidad 1 el VPN de la suma de las Contraprestaciones
e impuestos (Erogaciones):

VPN (Utilidad 1) gyp gittiton = VPN (60%Hidrocarburos extraidos)

VPN (60%Utilidad 1)gup piniicon = MMUSD 3,123.25

VPN (Erogaciones.)gyp gittiton = MMUSD 2,422.67

Por lo tanto, el Valor Presente Neto de la utilidad final de BHP Billiton:

VPN (Utilidad 3)yp ititon = VPN (60%Utilidad 1)pyp piniton — VPN (ETogaciones)pyp pintiton

= VPN (Utilidad 3)gup pititon = MMUSD 700.58

e Contrato parala Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos bajo la modalidad
de Licencia en Aguas Profundas: Sin comercializacion de hidrocarburos en
México

Otra alternativa importante es tomar en cuenta si los hidrocarburos extraidos por BHP
Billiton no son vendidos dentro del pais. Para tal fin, se considera un escenario donde la
compafia australiana decide no comercializar el petréleo en México después de la
transmisién onerosa de los hidrocarburos. Incluso podria no comercializarlos en ninguna
parte del mundo dado que los puede utilizar para producir otros productos.

Los hidrocarburos en especie que BHP Billiton posee tienen un valor monetario, para poder
calcularlo solo basta con restar el valor de los hidrocarburos en el mercado menos el capital
que la empresa australiana tuvo que invertir para extraerlos (Capex, Drillex, Opex y Capex).
Esto equivale precisamente a la Utilidad 1 o utilidad gravable menos Contraprestaciones e
impuestos:

« VPN (Utilidad 1)gyp pinicon = MMUSD 3,123.25

Las Contraprestaciones a favor del Estado por parte de BHP Billiton a Valor Presente Neto
suman:

VPN (Contrap.)gup ittiron = MMUSD 889.63

Asimismo, BHP Billiton no pagaria ISR dado que no comercializa los hidrocarburos en
México, por lo tanto, el valor presente neto (VPN) de la suma de sus impuestos solo toma
en cuenta el pago de IAAEEH:
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VPN (60% ISR) yp pintiton = MMUSD 0.00

VPN (60%IAEEH) gup pinsiton = MMUSD 23.42

VPN (Impuestos)gyp gittiton = MMUSD 23.42

En este escenario, el VPN de las erogaciones que BHP Billiton paga al Estado mexicano
durante todo el Proyecto es igual a la suma de impuestos mas la suma de las
Contraprestaciones a Valor Presente Neto:

VPN (Erogaciones)gup piiton = VPN (Impuestos)gup giniton + VPN (Contrap.)gup piiton

VPN (Erogaciones)gup pinicon = MMUSD 23.42 + MMUSD 889.63

~ VPN (Erogaciones)gyp gititon = MMUSD 913.06

La Utilidad 1 menos el Valor Presente Neto de las erogaciones de la empresa australiana
es igual a la Utilidad Total, que representa el valor del petréleo en especie de BHP Billiton:

VPN (Utilidad Total )gyp gintiton = VPN (Utilidad 1) gyp gittiton — VPN (Erogaciones)gyp pittiton

VPN (Utilidad Total )gup pititon = MMUSD 3,123.25 — MMUSD 913.06

= VPN (Utilidad Total ) gup pinicon = MMUSD 2,210.20

Finalmente, en la siguiente grafica podemos apreciar que BHP paga impuestos menores al
3% de la Utilidad 1 o del valor de los hidrocarburos en especie en USD. Cuando se suma
la curva de impuestos a la de Contraprestaciones, la curva resultante es muy préxima a la
de Contraprestaciones puesto que el porcentaje de impuestos que paga la australiana es
infimo.

Al mismo tiempo, el porcentaje de las Contraprestaciones respecto de la Utilidad 1
permanece igual que las de la curva del escenario anterior. Los periodos dénde mas
Contraprestaciones e impuestos tiene que pagar la australiana como porcentaje de la
Utilidad 1 son en 2023 (42%) y 2038 (31%). En sintesis, para este escenario el porcentaje
de las erogaciones que BHP Billiton paga al Estado no llegan ni al 50% de la utilidad
gravable.

Aparentemente este escenario es el que convendria mas a BHP Billiton, sin embargo, no
se tiene informacién de las pretensiones de la petrolera australiana para los hidrocarburos
extraidos en Trion. Mas aun, tratdndose de aceite o petroleo ligero como el que se
encuentra en Tridn, es posible que los hidrocarburos se aprovechen para transformarlos en
productos o materiales de valor agregado mayor.
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BHP Billiton (Hidrocarburos en especie)
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Grafica IV-4 Porcentaje de Impuestos y Contraprestaciones respecto al valor de los hidrocarburos en especie
(Utilidad 1)

IV.1.3. Perspectiva del Estado (FMPED+SHCP)

Los siguientes puntos abordan la perspectiva del Estado mexicano respecto a los ingresos
gue percibe por cada alternativa. Para este propoésito, se considera Estado mexicano a la
suma de los ingresos del Fondo Mexicano del Petrdleo para la Estabilizacion y el Desarrollo
(FMPED) mas los de la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico (SHCP).

e Asignacidon de Derechos de Exploracion y Produccion

Los egresos por concepto de Impuestos y Pago de Derechos (P. de D.) que tiene que erogar
Pemex por ejecutar TriGn representan ingresos para el Estado. Estos ingresos a Valor
Presente Neto en millones de délares (MMUSD) son:

VPN (Impuestos)pemex = MMUSD 2,555.06

VPN (Pago de Derechos)pemex = MMUSD 5,814.69
z VPN(Utilidad) gseqqo = MMUSD 8,369.75

Por consiguiente, durante los 23 afios del proyecto, el Estado percibira a valor presente en
promedio $363.90 MMUSD por afio. Habria recalcar que, para que Pemex pague esta
cantidad tendria que endeudarse o recurrir a reservas de capital propias puesto que los
ingresos del proyecto no le serian suficientes.
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e Contrato de Licencia para la Exploracién y Extracciéon de Hidrocarburos

Para el caso del Contrato, los ingresos del Estado provienen de las erogaciones que las
Empresas Firmantes pagan, es decir, impuestos y Contraprestaciones. En conjunto, el VPN
que las Empresas Firmantes pagan al Estado:

VPN (Erogaciones)pemex = MMUSD 1,573.51

VPN (Erogaciones)gyp pitiiton = MMUSD 2,422.67
Z VPN (Erogaciones) pemex+sup giltiton = MMUSD 3,996.18

Como resultado, los ingresos del Estado es la suma del Valor Presente Neto de las
erogaciones anteriores:

Z VPN (Utilidad) gsrqqo = MMUSD 3,996.18

IV.1.4. Perspectiva de México (FMPED+SHCP+Pemex)

Para este punto, se considera que la union de ingresos del Estado mexicano sumados a
los de su Empresa Productiva (Pemex) conforman los intereses de una entidad denominada
México.-Por lo tanto, se consideran ingresos de México la suma de los del Fondo Mexicano
del Petréleo para la Estabilizacion y el Desarrollo (FMPED), la Secretaria de Hacienda y
Crédito Publico (SHCP) y Pemex Exploracién y Produccion (PEP).

e Asignaciéon de Derechos de Exploracidon y Produccion.

Las erogaciones de Pemex, como los impuestos que se destinan a la SHCP y Pago de
Derecho destinados al FMPED, son ingresos del Estado y por consiguiente ingresos de
México. Pero si Pemex forma parte de México, la reflexion conlleva a considerar que los
ingresos de México son los mismos que los de Pemex antes de impuestos y Pago de
Derechos. Por lo tanto, México posee ingresos equiparables a la Utilidad 1 de Pemex bajo
la alternativa de la Asignacion:

VPN (Utilidad 1) pemey = MMUSD 5,205.42

Se podria descontar a la Utilidad 1 los impuestos y Pago de Derechos (erogaciones) que
tiene que enterar Pemex al Estado mexicano. En consecuencia, dicho capital que egresa
de Pemex se suma a los ingresos del Estado. Sin embargo, desde el punto de vista de una
entidad que suma los intereses de Pemex y los del Estado, dicho flujo de capital se integra
nuevamente asi mismo. Por este motivo, bajo la Asignacion, lo que ingresa a Pemex como
Utilidad 1 se considera ingreso integro de México:

VPN(Utllldad )México (Asignacién) = MMUSD 5,20542
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e Contrato de Licencia para la Exploracién y Extracciéon de Hidrocarburos

De acuerdo con el porcentaje de participacion del Contrato, Pemex junto con el Estado
perciben el 40% del valor de la Utilidad 1:

VPN (Utilidad 1) pemey = MMUSD 2,082.17

De la misma manera, se consideran como ingresos las Contraprestaciones e impuestos
(Erogaciones) que el Operador de Tribn BHP Billiton esta obligado a pagar, en resumen:

VPN (Erogaciones)gyp pitiiton = MMUSD 2,422.67

La suma de los hidrocarburos extraidos por Pemex (menos sus respectivos costos por
exploracién y extraccion) mas las Contraprestaciones e impuestos provenientes de BHP
Billiton generan al pais:

Z VPN (Utilidad) yexico (contratoy = MMUSD 4,504.84

o Contrato parala Exploracion y Extracciéon de Hidrocarburos bajo la modalidad
de Licencia. BHP Billiton no comercializa los hidrocarburos dentro de México

Nuevamente se contempla un escenario donde BHP Billiton decide no comercializar los
hidrocarburos extraidos dentro del pais. Esto significa que el Estado deja de percibir
ingresos por concepto de ISR provenientes de BHP Billiton. Dado que los intereses del
Estado junto con los de Pemex conforman los mismos intereses, la totalidad de la Utilidad
1 de Pemex en el Contrato representa los ingresos de México:

VPN (Utilidad 1) pemex = MMUSD 2,082.17

De igual manera, en vista de que los hidrocarburos no son comercializados dentro del pais,
BHP Billiton solo debe pagar el Impuesto por la Actividad de Exploracién y Extraccién de
Hidrocarburos (IAEEH) y sus respectivas Contraprestaciones:

VPN (COTltTap.)BHp Billiton — MMUSD 88963
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Por lo tanto, México percibe para el segundo escenario del Contrato:

Z VPN (Utilidad) ysxico (contratozy = MMUSD 2,995.22

IV.1.5. Resumen de las alternativas

En la siguiente tabla se muestran las utilidades de Pemex y BHP Billiton por escenario
(Asignacién o Contrato) junto con sus respectivas erogaciones hacia el Estado. Del mismo
modo, se muestran las utilidades que perciben en con junto tanto el Estado como México
por cada alternativa.

Tabla IV-1 Utilidades de las partes interesadas de acuerdo con los escenarios planteados, en millones de
dolares (MM USD)

Esquema Entidad ——
Utilidad 1  Erogaciones Utilidad Total
Pemex $5,205.42 $8,369.75 -$3,164.33
Asignacién Estado $8,369.75 N/A $8,369.75
México $5,205.42 $0.00 $5,205.42
BHP Billiton  $3,123.25 $2,422.67 $700.58
Pemex $2,082.17 $1,573.51 $508.65
Contrato
Estado $3,996.18 N/A $3,996.18
México $4,504.84 N/A $4,504.84
Contrato. BHP BHP Billiton  $3,123.25 $913.06 $2,210.20
no Pemex $2,082.17 $1,573.51 $508.65
comercializa Estado $2,486.57 N/A $2,486.57
hidrocarburos México $2,995.22 $0.00 $2,995.22

De la tabla anterior se deduce que el Estado mexicano sin considerar a Pemex es el que
mas rendimientos ostenta en modalidad de Asignacion. En contraste, cuando el Estado
mexicano considera los flujos negativos de Pemex en su balanza de ingresos, en
consecuencia los rendimientos son menores (México).

En contraste, el Estado mexicano sin considerar a Pemex no es la entidad que tiene los
mejores rendimientos bajo el Contrato de Licencia. No obstante, el escenario se modifica
cuando se suman los ingresos de la petrolera mexicana a sus rendimientos. Sin embargo,
pese a que en el Contrato de Licencia el Estado mexicano més la Pemex (México) es la
que mejores rendimientos se lleva, estos no son tan atractivos como en la modalidad de
Asignacion.

Finalmente, en el caso de que BHP Billiton no comercialice los hidrocarburos en especie
dentro de México, el valor de los rendimientos para el Estado sin considerar a Pemex
disminuye. Pero cuando se le suman las ganancias de Pemex, huevamente es la entidad
gue ostenta los mayores rendimientos. De particular relevancia es que BHP Billiton tendria
poco mas de cuatro veces de valor que su socio Pemex.
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Grafica IV-5 Curvas del comportamiento del Flujo Neto de Efectivo a VPN de las empresas participantes en el
Contrato y de Pemex bajo la Asignacién

En la Gréfica V-5 se resume el flujo de caja de cada una de las empresas para cada
escenario. La mayor area bajo la curva corresponde a las utilidades de BHP Billiton cuando
decide no comercializar los hidrocarburos (N.C.H.) dentro de México. En contraste, la
empresa que tiene menos utilidades es Pemex bajo el escenario de la Asignacion.

Por su parte, la Grafica IV-6 muestra el comportamiento del flujo de caja a Valor Presente
Neto del Estado tanto para la Asignacion como para el Contrato. Como ya se ha descrito
antes, la Utilidad del Estado bajo el contrato posee una menor area bajo la curva cuando
se compara con la curva de la Asignacion. La Utilidad 1, EBITDA o Flujo de Caja del
Proyecto muestra que, al comienzo del Proyecto, los cuatro primeros periodos
corresponden a inversiones, no obstante, las curvas de las utilidades del Estado muestran
comportamientos positivos.

De particular relevancia, es que la diferencia es casi nula entre las curvas de Utilidad para
el Estado bajo la Asignacion y la del Proyecto. En concreto, bajo este escenario se alcanza
a apreciar que el Estado se lleva casi todas las ganancias de la Asignacion, mas aun,
durante los periodos negativos del Proyecto el Estado posee curvas positivas.

Por consiguiente, esta consideracion conlleva a deducir que Pemex tiene que desembolsar
al Estado recursos no provenientes del Proyecto y no tiene mucho margen para recuperar
dicho capital. A diferencia de las curvas del Contrato, cuyas empresas firmantes tienen un
margen de utilidad para recuperar el capital que se eroga al Estado.
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Gréfica V-6 Utilidades del Estado por escenario comparado con el Flujo de Caja del Proyecto o Utilidad 1

IV.2.Fortalezas, Oportunidades, Debilidades y Amenazas (FODA)

Llegados a este punto, se cuenta con elementos para comparar ventajas y desventajas de
la ayuda de una matriz FODA de cada alternativa con. En este apartado, se describiran
lineas de accidn que puede seguir Pemex para alcanzar una paridad tecnoldgica
competitiva con BHP Billiton bajo el escenario de la Asignacién. Por otro lado, para el caso
del Contrato se enuncian estrategias que puede seguir México para abonar en su desarrollo
tecnolégico y econémico

IV.2.1. Fortalezas

e Asignacion
1. Mayores ingresos para el Estado y a nivel de pais.

2. Independencia de un socio operador, o bien, autonomia considerable para
la produccion de hidrocarburos.

3. La Asignacién es una oportunidad para generar experiencia en aguas
profundas para explotar el resto del Golfo de México inclusive en otras
latitudes.

e Contrato

1. Pemex posee una utilidad a favor del orden del 27% respecto de la Utilidad
1 e ingresos en el corto y mediano plazo.
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2. Los riesgos se distribuyen entre dos socios y Pemex genera experiencia en
aguas profundas.

3. Las clausulas relacionadas a la transferencia de tecnologia representan un
nicho de oportunidad para que México desarrolle una Estrategia de
Transferencia ya sea del tipo nacional o mixta.

IV.2.2. Oportunidades (externo)

e Asighacion

1. Celebrar asignaciones futuras para los otros bloques en aguas profundas del
Golfo de México.

2. Participar en proyectos de aguas profundas en colaboracion con otras
compaiiias y en otras latitudes.

3. Vender la tecnologia a otros paises en vias de desarrollo.

4. Latecnologia operativa (ingenieria de yacimientos y conocimientos técnicos
relacionados con la perforacion y terminacion de pozos) no es dificil de
desarrollar.

° Contrato

1. LaAsociacién con BHP Billiton podria representar el inicio de una largar serie
de colaboraciones en futuros proyectos alrededor del mundo.

2. La Asociacion podria incrementar la confianza y por consiguiente la oferta
de empresas petroleras que desean invertir en México.

3. Los ingresos que México obtiene suman a valor presente neto MMUSD
5,243.44 siempre que BHP comercialice los hidrocarburos dentro del
territorio nacional. Es decir, en el corto y mediano plazo s recibiria el 84% de
la alternativa mas atractiva de la Asignacién (MMUSD $6,237.10).

IV.2.3. Debilidades

e Asignacién

1. Representa una pérdida econémica para Pemex debido a la carga tributaria
(153% de la Utilidad 1). Es probable que Pemex necesite adquirir deuda para
poder terminar el proyecto de Trién.

2. No se incentiva fiscalmente a Pemex para que explote campos en aguas
profundas.

3. Aprender a extraer en aguas profundas es una alternativa de largo plazo
debido al tiempo que toma la transferencia y su aplicacion.

4. Laregulacion de contratos para transferencia de tecnologia podria ser dificil
por motivo de la poca experiencia, capacidad y plataforma tecnol6gica del
pais.
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e Contrato

1. En caso de que el regulador de las actividades petroleras no posea
capacidad adecuada de supervision para actividades de extracciéon, BHP
Billiton podria sub reportar los hidrocarburos extraidos y pagar menos
impuestos.

2. Pemex posee menos de la mitad del porcentaje de participacion del Contrato
(40%).

3. Es el esquema que representa menos ingresos para México puesto que no
ofrece mejor escenario al compararlo con la Asignacion.

4. La transferencia de tecnologia no es uno de los objetivos centrales sino el
financiamiento y los riesgos compartidos.

IV.2.4. Amenazas (externo)

e Asignacion

1. Debido al riesgo de ejecutar una asignacion en aguas profundas, es probable
gue la calificaciéon crediticia de Pemex disminuya por motivo de su poca
experiencia.

2. Para una asignacién, es posible que la tecnologia para aguas profundas
disponible en el mercado no sea la méas actualizada. O bien, con la finalidad
de no transferir tecnologia de vanguardia el propietario prefiera invertir en la
organizacién receptora (Pemex) mediante ejecucion de proyectos integrados
o inversiéon directa. En el caso contrario que es adquirir tecnologia de
vanguardia en el mercado de transferencia, ésta podria exigir mano de obra
y una plataforma industrial mas actualizada.

. Contrato

1. El Contrato no obliga a BHP Billiton a comercializar los hidrocarburos dentro
de México, esto significa el escenario mas desfavorable para México en
términos de ingresos. Por un lado, BHP percibiria en especie MMUSD
2,715.69 que es el 77% de los MMUSD 3,521.4MMUSD que ingresarian al
pais. Del mismo modo, en términos de Valor de los Hidrocarburos, BHP
Billiton obtiene ganancias de cuatro veces las de su asociado Pemex.

2. Respecto a la transferencia de tecnologia, es probable que BHP Billiton no
ofrezca la mas actualizada o bien, podria consistir solo de elementos
auxiliares de conocimientos y habilidades. Por otro lado, la transferencia
podria consistir en otorgar un contrato de licencia para el uso de la tecnologia
durante un determinado periodo de tiempo.

3. Al considerar que las condiciones de mercado son adversas, BHP Billiton
podria cancelar el Contrato. Ante esta situacion, tiene la obligacion de
terminar con el Programa Minimo de Trabajo (exploracion y evaluacion) y
ejecutar tanto el primero como segundo periodo de exploracion adicional (en
caso de existir). De lo contrario, al no terminar con las actividades antes
estipuladas debera pagar una indemnizacién medida en unidades de trabajo
que asciende a 403.2MMUSD.
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IV.2.5. Estrategias Asighacion

A continuacion, se abordaran las estrategias derivadas del andlisis FODA en el escenario
de una Asignacion para Trion.

e Estrategias Fortalezas/Oportunidades

F1 — O1: Planificar un programa donde las asignaciones exploten la mayor parte de los
campos en aguas profundas o aquéllos con mayores recursos.

F1 — O.: Posterior a la transferencia de tecnologia, desarrollar programas nacionales
con la finalidad de mejorar la tecnologia operativa para aguas profundas.

F> — O3: Comenzar una Estrategia de Transferencia Mixta, que permita en el largo plazo
tener la capacidad de exportar desde México la tecnologia de aguas profundas hacia
otros paises en vias de desarrollo.

Fs; — Os: Con la experiencia generada, Pemex puede participar en licitaciones para
campos en aguas profundas en otros paises.

e Estrategias Fortalezas/Amenazas

F1 — A;: Con mayores ingresos gracias a la Asignacion, se podria hacer frente a la
deuda que tiene Pemex.

F1 — A,: Capacitar mano de obra especializada y fortalecer la plataforma industrial para
desarrollar la tecnologia de produccion después de la transferencia.

Fs — A1 La experiencia, la presencia internacional y los activos organizacionales
generados en aguas profundas ofreceria una sefial a los mercados para ser mas
flexibles en cuanto a la calificacion crediticia de Pemex.

o Estrategias Debilidades/Oportunidades

D: — O2: Regular las obligaciones de Pemex para explotar aguas profundas fuera de
México e incentivar la participacion de Pemex en el extranjero.

D, — O:: Crear incentivos fiscales para Pemex con la finalidad de desarrollar proyectos
en aguas profundas dentro del pais.

Ds; — O1: Posponer las licitaciones hasta que Pemex pueda competir como operador en
aguas profundas. Esta medida debe ser ejecutada con cautela dado que es posible que
existan presiones extranjeras.

D; — O2: Planificar y programar la participacion de aguas profundas en otros paises
donde Pemex pueda intervenir.

D4 — O4: Mejorar la plataforma tecnoldgica y el marco juridico a mediano plazo para
desarrollar la tecnologia operativa en aguas profundas.

o Estrategias Debilidades/Amenazas

D; — A1: Disminuir la carga fiscal y el Pago de Derechos a Pemex para aumentar su
capacidad de pago de deuda o bien, tener mayor posibilidad de adquirirla en caso de
ser necesario.

Ds; — A;: Disefiar un programa econdmico y financiero para una transferencia de
tecnologia mixta a largo plazo.

D4 — A1: Una primera etapa de la Estrategia de Transferencia Mixta podria consistir en
contratos para la obtencion tecnologias maduras y ejecucion de proyectos conjuntos.
Ds — A, Optar por una Estrategia de Transferencia Mixta para obtener tecnologia
madura podria reducir el tiempo que tarda en efectuarse la transferencia puesto que se
trata de tecnologia conocida.
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Ds — A1 Elegir tecnologias maduras o ampliamente conocidas implica una plataforma
industrial menos exigente. Eventualmente se podria evaluar mejorar esta tecnologia o
decidir si es mejor no hacerlo.

IV.2.6. Estrategias Contrato

o Estrategias Fortalezas/Oportunidades

F1 — O1: Utilizar el Contrato como el primer nodo de una cadena de planes y programas
para una Estrategia de Transferencia de Tecnologia.

F2 — Os: Invertir las utilidades en planes y programas de transferencia de tecnologia,
especialmente en transferencia mixta para disminuir los riesgos al maximo.

Fs; — O1: Mas alla de la exploracién y produccion de un solo campo, poder acceder al
mercado de tecnologia de BHP Billiton para expandir la capacidad tecnoldgica y de
cobertura geogréfica de Pemex.

Fs; — O2: El incremento de oferta se puede aprovechar como mayor oferta tecnolégica
donde los Contratos deben enfocarse en la transferencia de tecnologia mas que en la
produccion.

e Estrategias Fortalezas/Amenazas

F1 — Ai: De acuerdo con los intereses de México, los contratos para exploracion y
extraccion deben contener clausulas para comercializar preferentemente los recursos
extraidos dentro del pais. De lo contrario, prever que posiblemente los socios externos
no comercialicen dentro del pais.

F1— As: Contar con un eventual escenario de cancelacién de Contrato por parte de BHP
Billiton. Precisamente, también prever la cancelacion de los futuros contratos de
exploracién y extracciéon. En estos casos, reestructurar los contratos con el objetivo de
generar experiencias o mejorar las clausulas de transferencia de tecnologia.

F. — A Licitar campos con un nivel de dificultad de ejecucién considerable para
aprovechar los riesgos y amortiguar los bajos ingresos para el Estado.

F. — As: Generar experiencia con tecnologia madura y al mismo tiempo tener una
produccion compartida de hidrocarburos, de este modo se podria incrementar la oferta
de entidades que deseen cooperar en el pais en materia de I+D.

Fs — A1 Enfocar los Contratos en Areas con menores reservas de hidrocarburos con la
finalidad de generar experiencia y utilidades sin tener que agotar reservas estratégicas.
Fs — A2: Planificar la realizaciébn de programas integrales de transferencia con BHP
Billiton, asi como con las compaifiias que formen parte del mercado de esta Gltima.

o Estrategias Debilidades/Oportunidades

D;: — O2: Fortalecer a la CNH y la CRE para mejorar la capacidad de supervision
relacionada con la medicion y extraccion de los recursos tanto en el &rea contractual
como en el punto de medicién.

D.- Ogs: En el futuro, los contratos deberan tener un porcentaje de participacion mayor
para Pemex dada la experiencia y certidumbre generadas en Trion.

Ds;— Og:: Invertir una parte de los ingresos generados por el Contrato en un fondo para
financiar una eventual Estrategia de Transferencia donde BHP Billiton también pueda
participar.

Ds — O1: La CHN puede impulsar un acuerdo con BHP Billiton para una cooperacion
estratégica en materia de |+D al tomar como antecedente la asociacion en Trién.
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e Estrategias Debilidades/Amenazas

D1 — Ai: La CNH debera verificar minuciosamente los hidrocarburos extraidos que
reporte el Contratista. Paralelamente, es conveniente que establezca instalaciones o
equipos de medicion propios y ser capaz de auditar los volimenes transferidos en
particular a BHP Billiton.

D, — Az Dentro del marco contractual de Trién, la CNH debe aprobar aquellos
programas de transferencia cuyo alcance sea la informacion y capacitacion para la
utilizacion de herramientas o maquinarias en aguas profundas.

D, — Az Una eventual cancelacion total del Contrato propicia el disefio de otros
contratos donde actividades de exploracién y produccidon queden sujetas a programas
de transferencia de tecnologia mas estrictos. Al mismo tiempo, dichos programas
pueden formar parte de una Estrategia de Transferencia de Tecnologia.

Ds — A1 Aprovechar los factores de produccidon generados en Trion para negociar
futuras licencias o transferencias de tecnologia con BHP o con otras compaifiias.

Ds; — As: Con la indemnizacién a favor del Estado por parte del Contratista (aunque
Pemex pague el 40%), Pemex podria redisefiar un contrato més favorable a sus
intereses con un Area explorada y evaluada.

D4 — As: Los gastos que se ahorra Pemex por el financiamiento de Triébn se pueden
invertir en capacidad para volverse un receptor de tecnologia dentro del marco de una
Estrategia de Transferencia.
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IV.3.Matriz FODA Asignacion

Asignacion de Derechos

EXTERNOS

Oportunidades

Amenazas

O1: Celebrar asignaciones futuras para los otros bloques en aguas profundas
del Golfo de México.

O2: Participar en proyectos de aguas profundas en colaboracion con otras
compafiias y en otras latitudes.

Os: Vender la tecnologia a otros paises en vias de desarrollo.

O4: La tecnologia operativa (ingenieria de yacimientos y conocimientos
técnicos relacionados con la perforacion y terminacion de pozos) no es dificil
de desarrollar.

Ai:. Debido al riesgo de ejecutar una asignacion en aguas profundas, es
probable que la calificacion crediticia de Pemex disminuya por motivo de su
poca experiencia.

A»: Para una asignacion, es posible que la tecnologia para aguas profundas
disponible en el mercado no sea la mas actualizada. O bien, con la finalidad de
no transferir tecnologia de vanguardia el propietario prefiera invertir en la
organizacion receptora (Pemex) mediante ejecucion de proyectos integrados o
inversion directa. En el caso contrario que es adquirir tecnologia de vanguardia
en el mercado de transferencia, esta podria exigir mano de obra y una
plataforma industrial mas actualizada.

Fortalezas Estrategias FO Estrategias FA
F1: Mayores ingresos para el Estado y a nivel de F; — Os: Planificar un programa donde las asignaciones exploten la mayor Fi;— Ai: Con mayores ingresos gracias a la Asignacion, se podria hacer frente
pais. parte de los campos en aguas profundas o aquellos con mayores recursos. a la deuda que tiene Pemex.

F2: Independencia de un socio operador, o bien,
autonomia considerable para la produccién de
hidrocarburos.

Fs: La Asignacion es una oportunidad para
generar experiencia en aguas profundas y de
este modo explotar los recursos no solo del
resto del Golfo de México sino en otros lugares
del mundo.

F1 — O4: Posterior a la transferencia de tecnologia, desarrollar programas
nacionales con la finalidad de mejorar la tecnologia operativa para aguas
profundas.

F. — Os: Comenzar una Estrategia de Transferencia Mixta, que permita en el
largo plazo tener la capacidad de exportar desde México la tecnologia de
aguas profundas hacia otros paises en vias de desarrollo.

Fs — Os: Con la experiencia generada, Pemex puede participar en
licitaciones para campos en aguas profundas en otros paises.

F1 — Az Capacitar mano de obra especializada y fortalecer la plataforma
industrial para desarrollar la tecnologia de produccion después de la
transferencia.

F3 — A1 La experiencia, la presencia internacional y los activos
organizacionales generados en aguas profundas ofreceria una sefial a los
mercados para ser mas flexibles en cuanto a la calificacion crediticia de Pemex.

Debilidades

Estrategias DO

Estrategias DA

D:: 1. Representa una pérdida econdémica
para Pemex debido a la carga tributaria (153%
de la Utilidad 1). Es probable que Pemex
necesite adquirir deuda para poder terminar
Trion.

D2: No se incentiva fiscalmente a Pemex para
gue explote campos en aguas profundas.

Ds: Aprender a extraer en aguas profundas es
una alternativa de largo plazo debido al tiempo
que toma la transferencia y su aplicacion.

Ds: La regulacion de contratos para
transferencia de tecnologia podria ser dificil por
motivo de la poca experiencia, capacidad y
plataforma tecnologica del pais.

D; — O2: Regular las obligaciones de Pemex para explotar aguas profundas
fuera de México e incentivar la participacion de Pemex en el extranjero.

D, — O1: Crear incentivos fiscales para Pemex con la finalidad de desarrollar
proyectos en aguas profundas dentro del pais.

Ds; — O1: Posponer las licitaciones hasta que Pemex pueda competir como
operador en aguas profundas. Esta medida debe ser ejecutada con cautela
dado que es posible que existan presiones extranjeras.

D3 — O2: Planificar y programar la participacion de aguas profundas en otros
paises donde Pemex pueda intervenir.

D4 — O4: Mejorar la plataforma tecnologica y el marco juridico a mediano
plazo para desarrollar la tecnologia operativa en aguas profundas.

D; — A;: Disminuir la carga fiscal y el Pago de Derechos a Pemex para aumentar
su capacidad de pago de deuda o bien, tener mayor posibilidad de adquirirla en
caso de ser necesario.

Ds; — A:: Disefiar un programa econdmico y financiero para una transferencia
de tecnologia mixta a largo plazo.

D4 — A1 Una primera etapa de la estrategia de transferencia podria consistir en
contratos para tecnologias maduras y ejecucion de proyectos conjuntos.

Ds — Az Optar por una Estrategia de Transferencia Mixta para obtener
tecnologia madura podria reducir el tiempo que tarda en efectuarse la
transferencia puesto que se trata de tecnologia conocida.

Ds — A1 Elegir tecnologias maduras o ampliamente conocidas implica una
plataforma industrial menos exigente. Eventualmente se podria evaluar mejorar
esta tecnologia o decidir si es mejor no hacerlo.
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IV.4.Matriz FODA Contrato

Contrato de Licencia

Fortalezas

Oportunidades

EXTERNOS
Amenazas

O:: 1. La Asociacion con BHP Billiton podria
representar el inicio de una largar serie de
colaboraciones en futuros proyectos alrededor del
mundo.

O2: La Asociacion podria incrementar la confianza
y por consiguiente la oferta de empresas
petroleras que desean invertir en México.

Os: Los ingresos que México obtiene suman a
valor presente neto MMUSD 5,243.44 siempre que
BHP comercialice los hidrocarburos dentro del
territorio nacional. Es decir, en el corto y mediano
plazo s recibiria el 84% de la alternativa mas
atractiva de la Asignacion (MMUSD $6,237.10).

Ai: El Contrato no obliga a BHP Billiton a comercializar los hidrocarburos dentro de México, esto significa el
escenario mas desfavorable para México en términos de ingresos. Por un lado, BHP percibiria en especie
MMUSD 2,715.69 que es el 77% de los MMUSD 3,521.4MMUSD que ingresarian al pais. Del mismo modo,
en términos de Valor de los Hidrocarburos, BHP Billiton obtiene ganancias de cuatro veces las de su asociado
Pemex-

A2: Respecto a la transferencia de tecnologia, es probable que BHP Billiton no ofrezca la mas actualizada o
bien, podria consistir solo de elementos auxiliares de conocimientos y habilidades. Por otro lado, la
transferencia podria consistir en otorgar un contrato de licencia para el uso de la tecnologia durante un
determinado periodo de tiempo.

As: Al considerar que las condiciones de mercado son adversas, BHP Billiton podria cancelar el Contrato.
Ante esta situacion, tiene la obligacién de terminar con el Programa Minimo de Trabajo (exploracion y
evaluacion) y ejecutar tanto el primero como segundo periodo de exploracion adicional (en caso de existir).
De lo contrario, al no terminar con las actividades antes estipuladas debera pagar una indemnizacion medida
en unidades de trabajo que asciende a 403.2MMUSD.

Estrategias FO

Estrategias FA

F1: Pemex posee una utilidad a favor del
orden del 27% respecto de la Utilidad 1 e
ingresos en el corto y mediano plazo.

F2: Los riesgos se distribuyen entre dos
socios y Pemex genera experiencia en
aguas profundas.

Fs: 1.  Las clausulas relacionadas a la
transferencia de tecnologia representan
un nicho de oportunidad para que México
desarrolle una Estrategia de
Transferencia ya sea del tipo nacional o
mixta.

F1 — O1: Utilizar el Contrato como el primer nodo
de una cadena de planes y programas para una
Estrategia de Transferencia de Tecnologia.

F, — Os: Invertir las utilidades en planes y
programas de transferencia de tecnologia,
especialmente en transferencia mixta para
disminuir los riesgos al méaximo.

Fs; — O1: Mas alla de la exploracién y produccion de
un solo campo, poder acceder al mercado de
tecnologia de BHP Billiton para expandir la
capacidad tecnoldgica y de cobertura geogréafica
de Pemex.

Fs — Oz El incremento de oferta se puede
aprovechar como mayor oferta tecnoldgica donde
los Contratos deben enfocarse en la transferencia
de tecnologia mas que en la produccion.

F1 — A1: De acuerdo con los intereses de México, los contratos para exploracion y extraccion deben contener
clausulas para comercializar preferentemente los recursos extraidos dentro del pais. De lo contrario, prever
gue posiblemente los socios externos no comercialicen dentro del pais.

F1 — As: Contar con un eventual escenario de cancelacion de Contrato por parte de BHP Billiton.
Precisamente, también prever la cancelacion de los futuros contratos de exploracién y extraccion. En estos
casos, reestructurar los contratos con el objetivo de generar experiencias o mejorar las clausulas de
transferencia de tecnologia.

F.> — A1 Licitar campos con un nivel de dificultad de ejecucién considerable para aprovechar los riesgos y
amortiguar los bajos ingresos para el Estado.

F» — As: Generar experiencia con tecnologia madura y al mismo tiempo tener una produccion compartida de
hidrocarburos, de este modo se podria incrementar la oferta de entidades que deseen cooperar en el pais en
materia de 1+D.

Fs — A1: Enfocar los Contratos en Areas con menores reservas de hidrocarburos con la finalidad de generar
experiencia y utilidades sin tener que agotar reservas estratégicas.

Fs — Az: Planificar la realizacion de programas integrales de transferencia con BHP Billiton, asi como con las
compaiiias que formen parte del mercado de esta Ultima.

Debilidades

Estrategias DO

Estrategias DA

D.: Sino se posee capacidad adecuada
de supervision para actividades de
extraccion, BHP Billiton podria sub
reportar los hidrocarburos extraidos y
pagar menos impuestos.

D,: Pemex posee menos de la mitad del
porcentaje de participacion del Contrato
(40%).

Ds: Es el esquema que representa menos
ingresos para México puesto que no
ofrece mejor escenario al compararlo con
la Asignacion.

D.: La transferencia de tecnologia no es
uno de los objetivos centrales sino el
financiamiento y los riesgos compartidos.

D, — O.: Fortalecer ala CNH y la CRE para mejorar
la capacidad de supervision relacionada con la
medicién y extraccion de los recursos tanto en el
area contractual como en el punto de medicion.
D, — Os: En el futuro, los contratos deberan tener
un porcentaje de participacion mayor dada la
experiencia y certidumbre generadas en Trion.

Ds — Oai: Invertir una parte de los ingresos
generados por el Contrato en un fondo para
financiar una eventual Estrategia de Transferencia
donde BHP Billiton también pueda participar.

D4 — O1: CHN puede impulsar un acuerdo con BHP
Billton para una cooperacion estratégica en
materia de I[+D al tomar como antecedente la
asociacion en Trion.

D: — A:: La CNH debera verificar minuciosamente los hidrocarburos extraidos que reporte el Contratista.
Paralelamente, es conveniente que establezca instalaciones o equipos de medicidén propios y ser capaz de
auditar los volumenes transferidos en particular a BHP Billiton.

D, — Az: Dentro del marco contractual de Trion, CHN debe aprobar aquellos programas de transferencia cuyo
alcance sea la informacion y capacitacion para la utilizacion de herramientas 0 maquinarias en aguas
profundas.

D, — As: Eventual cancelacion total del Contrato propicia el disefio de otros contratos donde actividades de
exploracién y produccién queden sujetas a programas de transferencia de tecnologia mas estrictos. Al mismo
tiempo, dichos programas pueden formar parte de una Estrategia de Transferencia de Tecnologia.

Ds — A1 Aprovechar los factores de produccion generados en Tribn para negociar futuras licencias o
transferencias de tecnologia con BHP o con otras compaifiias.

D3 — As: Con la indemnizacion a favor del Estado por parte del Contratista (aunque Pemex pague el 40%),
Pemex podria redisefiar un contrato mas favorable a sus intereses con un Area explorada y evaluada

D4 — As: Los gastos que se ahorra Pemex por el financiamiento de Trion se pueden invertir en capacidad para
volverse un receptor de tecnologia dentro del marco de una Estrategia de Transferencia.
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IV.5.Programa de Acciones

IV.5.1. Asignacion

De acuerdo con las estrategias de la matriz FODA relacionadas con la Asignacién, se
podrian seguir dos ejes de accion. El primero relacionado a los ajustes fiscales y juridicos
de los proyectos para aguas profundas. Mientras que el segundo versa sobre un Programa
de Transferencia de Tecnologia para Pemex:

e Acciones fiscales

De acuerdo con la Estrategia D, — O1, se pueden crear incentivos fiscales para la produccion
y desarrollo de proyectos en aguas profundas dentro del pais. Ya sea a través de una tasa
impositiva preferencial sobre las utilidades en materia de ISR o disminuciones al IAAEH por
area o barriles extraidos. Es posible que se tenga que reformar no solo la Ley de Ingresos
Sobre Hidrocarburos LISH, sino también, ademas la Ley del Impuesto Sobre la Renta
(LISR).

De la misma manera, reducir la carga fiscal en cuestion de Pago de Derechos, con esto
Pemex Exploracién y Produccion podria canalizar recursos para un fondo destinado a la
adquisicion de transferencia de tecnologia en aguas profundas. De la misma manera, los
recursos deben fortalecer la capacitacion factores de produccion necesarios para la
transferencia, tal como lo establece la Estrategia F1 — A;. De este modo, se fortalece la
capacidad industrial en aguas profundas del receptor (Estrategia D; — A1), en este caso
Pemex Exploracion y Produccion (PEP).

Con una Estrategia de Transferencia de Tecnologia, en el largo plazo Pemex puede
ejecutar con autonomia considerable proyectos en aguas profundas. Mas aun, puesto que
se incrementarian las reservas de hidrocarburos que posee Pemex, se podria reestructurar
su deuda con una mejor calificaciéon crediticia tal como lo enuncia la Estrategia F; — Ax. Lo
anterior se refuerza con las reducciones impositivas para proyectos en aguas profundas,
de este modo Pemex tiene mejor capacidad para pagar su deuda, tal como lo establece la
Estrategia D1 — A;.

Adicionalmente, se podria iniciar una proyeccién internacional de Pemex para colaborar en
proyectos fuera de México tal como lo enuncia la Estrategia F; — Os. Para tal fin, es
necesario preparar a la petrolera mexicana con enfoques de mediano y largo plazo. Tal
como lo indica la Estrategia D3 — Oy, posponer las licitaciones previstas de campos en aguas
profundas del Golfo de México. De este modo, sustituir dichas licitaciones enfocadas a
exploracién y produccién por licitaciones que persigan objetivos diferentes. La finalidad de
estos esquemas debe ser la transferencia gradual de tecnologia y la obtencién de
informacion de los recursos prospectivos del Golfo de México Profundo. Esta informacion
servira para elegir si es mejor dominar la tecnologia para aguas profundas o bien, optar por
un cierto nivel de transferencia en caso de que los volimenes prospectivos indiquen que es
poco viable una estrategia de este tipo.

Una vez llevado a cabo la Estrategia de Transferencia, Pemex podria participar en
licitaciones de campos fuera del pais y competir por més reservas. Desde luego que estas
participaciones deben evaluarse para incluirse en un plan de negocios, o bien, formar parte
de un programa estructurado de expansion, tal como lo sefiala la Estrategia Ds — O.

Respecto a este tema, tenemos que la Estrategia D; — O, establece la preparacion de un
marco regulatorio para explotar aguas profundas fuera de México e incentivar la
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participacion de Pemex en el extranjero. Tanto el marco juridico como el arreglo institucional
deben respaldar este esfuerzo. Precisamente la Ley de Petr6leos Mexicanos establece que
las actividades industriales de Pemex se podran llevar a cabo en el extranjero. Ademas,
dicha Ley dictamina el comportamiento al cual se debe atener Pemex ante controversias
tratAndose de actos juridicos o contratos fuera del territorio nacional. No obstante Pemex
no puede celebrar contratos con terceros salvo con la intermediacion de la CNH al menos
en México.

Por consiguiente, la Ley de Pemex no impide su participacién en otras latitudes, al contrario,
de cierta manera prevé arreglos contractuales en el extranjero. En el mismo orden de ideas,
por su misma naturaleza, la Ley de Hidrocarburos solo se limita a regular las actividades de
la cadena de valor de hidrocarburos dentro del pais. Del mismo modo sucede con la Ley de
Ingresos Sobre Hidrocarburos, cuyo alcance solo es nacional. En sintesis, desde las leyes
no esta muy definida una estrategia de internacionalizacion. En el Plan de Negocios 2019-
2023 solo existe un parrafo destinado al analisis de viabilidad para realizar actividades
exploratorias fuera del pais. Por consiguiente, disefiar una estrategia integral para la
participacion internacional de PEP adn es un nicho de oportunidad.

e Acciones para la transferencia de tecnologia

Autores como Ameri Feisal sefialan que, en el caso de paises en vias de desarrollo, son
los Estados quienes deben organizar programas para crear la capacidad tecnoldgica
necesaria. Por ejemplo, mejorar la educacion lo cual eventualmente ayudara a mejorar la
plataforma tecnolégica para las aguas profundas (Estrategia D4 — O4). Al mismo tiempo, se
debe tener presente el disefio de un plan de inversiones a largo plazo. Desde luego, se
debe ser precavidos con la adquisicion de deuda por aquello de la capacidad de
endeudamiento de Pemex.

En segunda instancia, sera necesario asociarse con entidades externas para asegurar un
éxito en las operaciones o al menos la disminucién de sus riesgos. Este movimiento de
prevencion o disminucién de riesgos podria significar que la calificacion crediticia de Pemex
no resulte afectada tal como lo sefiala la Estrategia D4 — Ai. No hay que olvidar que la
industria valora los métodos tradicionales o conocidos puesto que el sector de exploracion
y extraccion tiene como naturaleza actividades técnicas y experimentales.

Lo importante es que Pemex tenga la posibilidad tanto de desarrollar la tecnologia de
acuerdo con sus necesidades, como de decidir no hacerlo. No solo las petroleras pueden
participar en la transferencia y desarrollo junto con Pemex (Estrategia F1 — O4) sino también
institutos de investigacién, universidades e instituciones gubernamentales extranjeras. Los
esfuerzos podrian ser descentralizados, y contar con empresas y academia para capacitar
mano de obra especializada y fortalecer la plataforma industrial (Estrategia F1 — A,). Esta
asociacion institucional representa una solucién para una transferencia de tecnologia
exitosa, tal y como lo plantean diversos autores. Por consiguiente, estariamos frente una
Estrategia Mixta.

En cuanto al tipo de tecnologia, no necesariamente tiene que ser la mas avanzada, ya que
de acuerdo con Ameri Feisal, las compafias petroleras podrian resistirse a firmar contratos
para su transferencia. El objetivo puede ser la tecnologia “madura” tal como lo indica la
Estrategia Ds — A1. Eso implicaria una menor complejidad de manejo para el receptor, en
este caso Pemex Exploracién y Produccién (PEP). No solo se podrian disminuir riesgos o
costos, sino también el tempo que toma adquirir dichas habilidades o técnicas y su posterior
aplicacion como lo sefiala la Estrategia Ds — As.
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Respecto a la planificacion de un programa de proyectos a la que hace referencia la
Estrategia F1 — Oy, el Estado como propietario debe tomar la iniciativa. Por un lado, la CNH
y la CRE como reguladores de las actividades de exploracion y extraccién. Por el otro,
Pemex como Empresa Productiva del Estado. De particular relevancia son los datos que la
CNH publicé en el 2020 un documento titulado Recursos Prospectivos de México: Area
Perdido, Cordilleras Mexicanas y Cuenca Salina, aguas profundas de México. En este
documento se expone que la suma de las reservas probadas, probables y posibles
(reservas 3P) ascienden a 195.74 MMbpce, esto es, menor que el mismo tipo de reservas
localizadas en Trién para el afio 2017 que ascendian a 483.72 MMbpce'®.

Sin embargo, habria que tomar en cuenta no solo las reservas 3P, sino también los recursos
prospectivos “totales media”, que de acuerdo con la CNH se estimaron en 23,928 millones
de barriles de petréleo crudo equivalente (MMbpce). Este es el tipo de volumen considerado
como suficiente para descubrir y desarrollar un proyecto exploratorio. Hay que recordar que
los volimenes prospectivos no son sinbnimos de una tasa de descubrimiento o futura
produccién. Precisamente, falta completar estudios y evaluaciones en del Golfo de México
Profundo. Hasta la fecha en que se redacta el presente trabajo, solo se han evaluado el
Area Perdido, la porcion septentrional de Cordilleras Mexicanas Norte y la porcion central
de la Cuenca Salina Centro. El resto de la informacion que cubre la provincia petrolera se
encuentra en actualizacioén por parte de la CNH. El éxito de perforacion exploratoria en
areas de aguas profundas es del 65% para el Area Perdido, 70% para Cordilleras
Mexicanas y 61% para Cuenca Salina.

En igual forma, para aguas profundas el volumen recuperable descubierto respecto al total
medio de hidrocarburos pronosticado es del 35% para aceite, pero de un 85% para gas.
Esto quiere decir que, existe un 58% de probabilidad de éxito de que los volimenes de
pronosticados en aguas profundas sean confirmados como existentes. Esta informacion
podria orientar que los esfuerzos institucionales se dirijan a una politica energética nacional,
en aras de una Estrategia de Transferencia de Tecnologia estructurada!’®. Bajo el modelo
de una asignacion se podria desencadenar una mejora de la aplicaciéon de la tecnologia en
aguas profundas. Por consiguiente, su extraccién puede incentivar la competitividad de
Pemex (Estrategia F; — O3).

Con estas estrategias, se termina por exponer brevemente un esbozo de las implicaciones
de una asignacion en un campo como el de Trién. En el siguiente punto se abordaran las
estrategias que podria seguir el consorcio liderado por BHP Billiton para hacer frente a las
debilidades y amenazas que supone el Contrato vigente que gobierna las actividades en
Trién.

IV.5.2. Contrato

Respecto a las lineas de accién del Contrato, las estrategias no contemplan modificaciones
fiscales dado que se trata de un Acto Juridico que actualmente ya esta firmado y en
operacion. Como resultado, queda por describir las lineas de accién relacionadas con la
transferencia de tecnologia.

169 (CNH, 2014)
170 (CNH, 2019)
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e Acciones para la transferencia de tecnologia

Utilizar el Contrato como el primer nodo de una serie de contratos que correspondan a
planes y programas de transferencia de tecnologia, tal como lo sefiala la Estrategia F1 — O1.
Con la finalidad de poseer tecnologia para proyectos en aguas profundas, se podria hacer
del Contrato un soporte para una Estrategia de Transferencia. Al mismo tiempo, este primer
contrato en aguas profundas puede incrementar la oferta de entidades que deseen cooperar
en el pais en materia de 1+D. El operador del campo podria participar en este esfuerzo al
contar con un contrato ya firmado en aguas profundas con Pemex. Mas aln, la capacitacion
y el programa de transferencia de tecnologia estipulados en el Contrato podrian fungir como
ventana para un programa mas amplio. Recordemos que el tema de la transferencia apenas
merece unos renglones en el Contrato vigente (Estrategia D4 — O1). Por consiguiente, la
CNH podria aprobar programas con el objetivo de que Pemex posea conocimientos y
habilidades para utilizar herramientas o maquinarias en aguas profundas (Estrategia D, —
A). En ese sentido, se aprovecharian al maximo los factores de produccién generados por
el programa de transferencia de tecnologia, que BHP Billiton esta obligado a cumplir de
acuerdo con el Contrato (Estrategia Dz — A1).

Respecto a la Estrategia D; — O4, dentro del marco del Contrato el Fondo Mexicano del
Petroleo para la Estabilizacién y el Desarrollo (FMPED) puede proporcionar financiamiento
para un programa de transferencia de tecnologia. Sin embargo, un inconveniente podria
ser que BHP Billiton no esté interesado en seguir con el proceso. En ese caso, el
antecedente y la experiencia generadas en Tridn pueden servir como carta de presentacion
para acordar programas de transferencia con otras entidades externas.

Finalmente, se debe considerar una posible cancelacién total del Contrato por parte del
socio operador. En ese sentido, se podrian ampliar y volver mas precisas las clausulas de
transferencia de tecnologia tal como lo sefiala la Estrategia D> — A3 del andlisis FODA.

En este escenario, el Estado contaria con un campo en aguas profundas listo para producir,
tal como lo sefala la Estrategia Dz — As. Ademas, el capital que Pemex se ahorraria por su
parte proporcional de financiar Trion lo podria invertir en un fondo destinado para aumentar
su capacidad tecnoldgica dentro del marco de una Estrategia de Transferencia (Estrategia
Ds — As) Consecuentemente, se podria disefiar un nuevo contrato con la finalidad de
prevenir las debilidades y amenazas del anterior.

Por otro lado, un socio como BHP Billiton (operador original del Contrato) podria tener su
propio mercado de tecnologia, en el gue Pemex puede acceder para expandir su capacidad
y cobertura geogréfica tal como lo establece la Estrategia F; — O1. Para ello se pueden
planificar programas integrales de transferencia y con las compafiias que formen parte del
mercado de esta Ultima, tal como lo plantea la Estrategia F; — A,. Por otro lado, en caso de
que los campos mexicanos en aguas profundas se vuelvan cada vez mas complejos, los
Farm — Out permiten compartir riesgos. Por consiguiente, la CNH podria optar por seguir
con las licitaciones bajo este acto juridico para las areas con un considerable nivel de
dificultad (Estrategia F> — A:). De este modo, para acumular mas experiencia, donde las
reservas mas abundantes se podrian restringir para el momento en que Pemex tenga la
capacidad necesaria en aguas profundas (Estrategia Fs — Aa).

Sobre futuros contratos, los objetivos de estos deben ser la transferencia de tecnologia mas
gue produccion y exploracion conjunta de hidrocarburos (Estrategias Fz — Oz y F1 — As3) tal
como en las propuestas para la Asignacién. De este modo se genera experiencia con
tecnologia aguas profundas, aunque ésta sea madura. Con mayores volumenes explorados
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y mayor experiencia, México se vuelve mas atractivo para las entidades externas que
deseen cooperar en materia de |1+D (Estrategia F2> — Az).

De la misma manera, estipular en la Clausula 21 (que hace referencia a las obligaciones
del contratista) una tasa o cuota sobre el Valor de los Hidrocarburos Extraidos a favor del
Estado cuando el socio operador del campo pretenda no comercializar los recursos
extraidos dentro del pais. De este modo, compensar los ingresos por ISR que dejaria de
percibir el Estado. En ese sentido, también se tendrd que fortalecer el 6rgano encargado
de supervisar y auditar las actividades de extraccion in situ (Estrategia D2 — Os3). De lo
contrario, se debe prever que posiblemente los socios externos no comercialicen los
hidrocarburos transferidos dentro del pais (Estrategia F1 — A1). Precisamente, para evitar
que se sub reporten hidrocarburos en las zonas de medicion, se tiene que fortalecer a la
CNH como regulador operativo y la CRE. Esto es mejorar la capacidad de supervision
relacionada con la medicion y extraccion de los recursos tanto en el area contractual como
en el punto de medicion (Estrategia D1 — Oz y D1 — Ay).

IV.5.3. ¢Asignacion o Contrato?

Finalmente, tenemos un cuadro comparativo entre ambas alternativas, que mide la mejor
opcion para el pais de acuerdo con el programa de acciones y los resultados de la
evaluacion economica. La medicién se hace bajo los siguientes términos: Econdmicos,
transferencia de tecnologia (valor agregado), tiempo y riesgos:

Tabla IV-2 Cuadro comparativo Asignacién/Contrato

Contrato Asignacion Ventaja

Resultados en el mediano o
Resultados en el corto plazo a

. : 4 Contrato
Tiempo partir de la fase de produccion I&';lrgo plazg, podr_la_ tomar mas
e ocho afios su inicio.
3,996.18 MMUSD
Utilidad Si BHP Billiton no . .,
para el comercializa los Asignhacion

Estado hidrocarburos dentro del pais: 8,369.75 MMUSD

2,486.57 MMUSD

¢ Desarrollo de tecnologia de
aguas profundas para
Pemex con autonomia

e Experiencia en aguas
profundas por
colaboracién con socio

Valor experimentado. con3|der_able Asignacion
agregado . " e Oportunidad de explorar y
e Nivel de capacitacion y
. . extraer los recursos
transferencia de tecnologia
ara Pemex poco claros re§ta_mtes en del Golfo de
P ' México Profundo.
* Se distribuyen los riesgos e Es la alternativa con mayor
Riesgos entre Pemex y su socio. riesgo Contrato

El Socio Operador podria
cancelar el contrato.

218 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petrolera en Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Tri6n | CONCLUSIONES

V. CONCLUSIONES

En este trabajo se analiz6 la evaluacién econémica de un proyecto petrolero en aguas
profundas mediante dos alternativas contempladas en la Ley de Ingresos Sobre
Hidrocarburos: Contrato y Asignacion.

e Conclusiones de las evaluaciones econémicas

Los resultados de este ejercicio indicaron que, aunque en esencia el proyecto es
exactamente el mismo, existen variaciones de los beneficios. El método del flujo de caja
permitié observar el comportamiento de la eficacia econdmica entre dos alternativas, desde
luego, en la realidad el comportamiento puede cambiar. Las variables econdmicas
obtenidas muestran que, en términos de eficiencia, el modelo de Contrato es mas eficiente
que la Asignacion.

Respecto a la Asignacién, parece ser que el marco juridico impide que Pemex, aunque
posea la tecnologia, sea capaz de emprender iniciativas exploratorias o productoras en
aguas profundas. Lo anterior debido a las altas tasas impositivas y de Pago de Derechos
que el Estado mexicano impone en la legislacion utilizada en este trabajo. No importa si los
volimenes de reservas en teoria vuelven redituable al proyecto. En este trabajo, se
encontré que la utilidad después de impuestos y Pago de Derechos de Pemex es de 160%
de la utilidad antes de impuestos y gastos de operacion en el cuarto periodo del proyecto
(2023). De la misma manera 149% en el afio 2038, mientras que en el Contrato es del 89%
y 75% para los mismos periodos.

En términos contables una Asignacion es desfavorable para Pemex mientras que un
Contrato en asociacion le es méas conveniente. Al considerar que por el momento Pemex
no puede ejecutar proyectos en aguas profundas, es posible que el Estado haya legislado
tasas impositivas mucho menores para los contratos que para las asignaciones. Se
concluye que un contrato representa inmediatez de ingresos en comparaciéon con una
asignacion que llevaria afios iniciar dado que la tecnologia ain no esta disponible en
México. La captacion de ingresos del Estado en el corto plazo podria ser la razén de optar
por celebrar contratos en lugar de asignaciones en aguas profundas. Se puede asegurar
también que el enfoque del Estado sobre las aguas profundas durante la reforma energética
era obtener ingresos inmediatos. Lo anterior contrasta con la opcion de esperar unos afios,
de manera que, al planificar el desarrollo de infraestructura y tecnologia se permite obtener
mayores ingresos mediante la explotacién del Golfo de México Profundo.

No obstante, la carga impositiva vigente a mediados del afio 2019 para las asignaciones en
aguas profundas no incentiva a Pemex ejecutar este tipo de proyectos, salvo por cuenta y
riesgo de perder capital. En contraste, tal como se aprecia en la Tabla IV-2, paralelamente
el propio Estado percibe mayores utilidades bajo la Asignacion que bajo el Contrato, aunque
a costa de los nimeros rojos de Pemex.

Respecto al Contrato, el Estado tiene ingresos considerables en el mediano plazo siempre
y cuando los hidrocarburos se comercialicen dentro del pais. No obstante, esta sujeto a que
BHP Billiton no comercialice los recursos extraidos dentro del pais y de esta manera no
pagar ISR lo cual supone una considerable pérdida de ingresos para el Estado.

Al considerar a México como la suma de intereses de la SHCP, el FMPED y Pemex en la
modalidad de Asignacion ostenta las mayores ganancias de acuerdo con la Tabla IV — 1.
Un hecho interesante es que el Estado percibe mas ingresos que México
(SHCP+FMPED+Pemex) debido a que el factor Pemex involucra nimeros rojos por la
ejecucion de Trién como asignatario. Aln con estos resultados, al restar los flujos negativos

219 de 231



Evaluacién Econdémica para el desarrollo de Infraestructura
Petrolera en Aguas Profundas en México, Caso de Estudio: Tri6n | CONCLUSIONES

de Pemex a los rendimientos del Estado, México tiene el mejor escenario de los tres. Se
podria pensar que, al Estado le conviene ejecutar Tribn aunque Pemex tenga como
resultado un flujo negativo, sin embargo, para el entorno general de las aguas profundas,
no es viable que Pemex adquiera mas deuda solo porque el Estado tenga mejores
rendimientos en un solo proyecto. Habria que ajustar las tasas impositivas y de pago de
derechos para Pemex no opere un proyecto en aguas profundas con nimeros rojos.

En cuanto al Contrato, Pemex es el que percibe menos utilidades debido a su porcentaje
de participacién, no obstante, bajo este mismo esquema el Estado percibe mas ingresos
que Pemex y BHP Billiton juntos. La ventaja del Contrato es que Pemex no opera con
numeros rojos y posee cierto margen de utilidad.

En este trabajo también se considero el escenario donde BHP Billiton no comercializa los
hidrocarburos dentro del pais. En este caso, la petrolera australiana posee una Utilidad
Total similar a la del Estado y casi cuatro veces la de Pemex. En general, tanto México
como el Estado perciben mayores ingresos en una Asignacion que en un Contrato.

Al ponderar factores tales como: Tiempo, utilidad para México, valor agregado y los riesgos
de la Tabla IV — 2, ambas alternativas ofrecen el mismo numero de ventajas. Por
consiguiente, de acuerdo con las estrategias del analisis FODA la eleccion radica en cuanto
tiempo se necesita explotar los recursos de las aguas profundas, es decir, el enfoque se
resume en el largo o corto plazos.

Por lo tanto, si lo que se pretende es contar con ingresos inmediatos, la alternativa de un
Contrato es el camino para seguir. Representa ingresos en el corto plazo y un riesgo que
se distribuye entre un socio experimentado y en la petrolera mexicana. Mas aln, en caso
de que el Socio Operador cancele dicho Contrato, se contaria con un area explorada.

e Conclusiones de acuerdo con las estrategias del andalisis FODA

De igual modo, se tiene la incertidumbre de contar con una transferencia efectiva de
tecnologia por parte del socio operador del Contrato, BHP Billiton, dado que su objetivo es
la exploracion y produccién. No obstante, el Estado puede emprender algunas lineas de
accion para aprovechar de mejor manera el Contrato. Por ejemplo, utilizarlo como elemento
de negociacion para programas de transferencia de tecnologia mas completos con la
petrolera australiana. Del mismo modo, fortalecer a la CNH en su capacidad para auditar
los hidrocarburos extraidos.

Otra estrategia es que los futuros Contratos de Licencia impongan impuestos al Valor Anual
de los Hidrocarburos en caso de que el contratista decida no comercializarlos dentro de
México. Del mismo modo, que las clausulas de transferencia de tecnologia tengan mayor
alcance y mayor certidumbre.

En la misma linea de pensamiento de la eleccidn de las alternativas, la Asignacion es una
alternativa atractiva en términos de ingresos y valor agregado sino existe urgencia por la
extraccion de los hidrocarburos. No obstante, para ejecutar un Campo como Trién bajo una
Asignacion, se tendria que planificar su inicio en un periodo de ocho afios que podria durar
la transferencia de tecnologia.

Del mismo modo, se tiene que tomar en cuenta si es viable que las actividades sean
ejecutadas completamente por Pemex o con una autonomia considerable. Ademas, el
riesgo de operaciones de un campo en aguas profundas por parte exclusivamente de
Pemex es mayor que el de un Contrato de Licencia. Por consiguiente, se concluye que,
para poder ejecutar la Asignacion, el Estado debe seguir estrategias cuyas principales
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lineas de accidn son transferencia de tecnologia y flexibilizacién del régimen fiscal. Por
ejemplo, la disminucién de las tasas al Derecho a la Utilidad Compartida, asi como de
impuestos para proyectos en aguas profundas. Tal es el caso del Impuesto por la Actividad
de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos (IAEEH). Del mismo modo, preparar el marco
juridico para que Pemex pueda colaborar en proyectos fuera de México. Para quienes
piensen que la comparacion de la evaluacion econémica de Tridén bajo ambas alternativas
no es equitativa debido a que no se incluy6 el pago del desempate que efectué BHP Billiton
durante la licitacion del Contrato, se tendria que contrastar también lo que Pemex pagé
previamente en los estudios preliminares. Para ser precisos, el pago de desempate supuso
un desembolso de 624 MMUSD en el 2016 para BHP Billiton, sin embargo, se desconocen
con exactitud los montos que Pemex erogo por concepto de estudios preliminares.

Sobre la transferencia de tecnologia, la practica de contratar los servicios de otras
compafias de petréleo y gas mas especializadas con la esperanza de agilizar o volver
eficientes las actividades de exploracion y produccidon es una politica costosa y poco
exitosa. Este tipo de practicas es lo que posiblemente suceda con Tridén, no obstante, hay
que recordar que esto es normal, puesto que existe una amplia gama de negocios y
especializaciones en la industria de hidrocarburos. Aunque en el Contrato existen clausulas
de transferencia de tecnologia, su vigencia se limita a la duracién del proyecto.

De acuerdo con el estudio de Ameri Feisal, la tecnologia de exploracién y produccién de
hidrocarburos la que las petroleras se resisten més a transferir. Para el caso de México, el
principal objetivo de los contratos celebrados es precisamente obtener este financiamiento
y tecnologia de exploracion y produccién. Por ejemplo, en la Clausula 19.5 del Contrato
respecto a la “Capacitacion y Transferencia Tecnolégica”, no deja claro si Pemex puede
adquirir una licencia para utilizar la tecnologia puesto que esta clausula consta solo de siete
lineas.

La poca capacidad en aguas profundas de petrolera mexicana ha propiciado que factores
de produccién externos tengan que intervenir en las actividades de exploracion y
produccion en aguas profundas. Una transferencia de tecnologia efectiva debe tomar en
cuenta que el receptor posea los conocimientos y habilidades para utilizarla. Cosa parecida
sucede con la instalacion y operacion de la infraestructura submarina destinada a la
produccién de hidrocarburos, tales como pozos y ductos.

En el Contrato, estos programas y actividades para transferencia de tecnologia deberan
incluir, por un lado, la adopcion, innovacion, asimilacion, investigacion y desarrollo
tecnoldgicos. Por el otro, la formacién de recursos humanos nacionales en la investigacion
cientifica y tecnoldgica en coordinacién con instituciones de educacién superior. Es decir,
aunque el Contrato estipula que el veredicto de aprobacion de programas de transferencia
y capacitacion recae sobre la CNH, el Contratista decidird por si solo los programas
referidos a esta clausula. En ese sentido, la CNH tiene una gran responsabilidad como
institucion encargada de revisar y aprobar el plan de transferencia de tecnologia estipulado
en el Contrato. Por otro lado, en el Anexo 8 del Contrato relacionado al Contenido minimo
del Plan de Desarrollo sefiala que el Contratista debe incluir solo un capitulo relacionado a
la transferencia de tecnologia y otro capitulo relacionado al contenido nacional.

Sin embargo, queda claro que la transferencia de tecnologia no es el objetivo principal, sino
un elemento complementario. La CNH tiene el poder de hacer que las clausulas de
transferencia sean efectivas y que no se conviertan en una prestacion de servicios con poco
contenido, tal como lo advierte el estudio de Feisal Ameri.
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Por lo demas, se puede considerar acertado el planteamiento de Karasev, Beloshitsky,
Troyansky y Alparov sobre el éxito de la transferencia de tecnologia, es decir, cuando se
sincronizan las actividades del gobierno, las empresas y la academia. Del mismo modo, la
eleccién del tipo de Estrategia de Transferencia depende de la capacidad de financiamiento
para estas iniciativas. En teoria México adolece de esta capacidad, puesto que la falta de
capitales fue uno de los argumentos para que Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos (LISH)
permita diferentes formas de contratacidén en proyectos petroleros. La puesta en marcha de
bonos de capital, fondos de capital de riesgo y préstamos quiza represente un enorme reto
para el sector hidrocarburos nacional.

Referente al enfoque de Estrategia Mixta, podria brindar una opcién adecuada al reto que
Pemex enfrenta ante las aguas profundas y el financiamiento al servirse de los Contratos
actuales. Ademas, la Estrategia Mixta se compone de elementos de otras estrategias que
la vuelven mas flexible y versétil.

En México los contratos Farm — Out se podrian aprovecharse como elemento para reducir
riesgos bajo la formacién de consorcios. Ademas, ser mas rigurosos en las clausulas
relacionadas a la transferencia de tecnologia, o bien, hacer contratos especificamente para
este fin. Optar por un enfoque de Estrategia Mixta es un nicho de oportunidad pese a que
es el enfoque mas costoso. Si los recursos del Estado son limitados, con una Estrategia
Mixta existen otras posibilidades para el financiamiento de proyectos y diferentes esquemas
para una transferencia de tecnologia a mediano o corto plazo. En el corto plazo Pemex
podria adquirir la tecnologia sin actuar como desarrollador y de esta forma minimizar riesgos
en las etapas de desarrollo, tal como en una Estrategia de Absorcion.

e Conclusiones generales y de la planeacién

A lo largo del siglo XX, desde la nacionalizacion del sector hidrocarburos hasta los primeros
afos del siglo XXI este sector tuvo un rol crucial para la vida econémica del pais. Tan solo
cuando se tenian periodos de bonanza, esta industria tenia la capacidad de hacer que el
pais desarrollara politicas publicas tales como el Plan Nacional de Desarrollo Industrial y al
mismo tiempo ocultar los manejos ineficientes de la estructura econdémica del pais. Cabe
destacar que los incrementos de la produccion no se debieron al desarrollo de tecnologias
de vanguardia, sino al descubrimiento fortuito de nuevas reservas. Se deduce que la
“petrolizacion” de los ingresos se atiene mas a las causalidades de la naturaleza que al
desarrollo de la tecnologia en el pais.

Es notable que el Estado no cedié ante las presiones de privatizacién durante las crisis de
la década de 1980 y 1990. Tanto de las condicionalidades impuestas por el FMI, como de
las presiones del gobierno de Estados Unidos la paraestatal nunca fue privatizada como
otras empresas estatales. Es momento de plantear también que tan conveniente es que la
extraccion de hidrocarburos se desempefie como la principal fuente de ingresos para el
pais. Sobre todo, por las fluctuaciones de los precios internacionales y las reservas o
recursos que aun se tienen en el pais.

Durante afos, no se han presentado iniciativas para reducir significativamente la carga
fiscal de Pemex, debido a que el Estado mexicano ha sido dependiente de los ingresos
proporcionados por la paraestatal a lo largo de la historia. En su lugar, se aprob6 una
reforma que pretende solucionar los problemas de solvencia financiera y modernizacién de
tecnolégica mediante asociaciones externas. El marco juridico de los proyectos de
exploracion y extraccion solo toma en cuenta la interaccién entre el nivel federal y los
particulares que participan en las actividades petroleras.
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Respecto a Trién, la empresa socia de Pemex en el proyecto, BHP Billiton efectivamente
cuenta con experiencia en el desarrollo de proyectos en regiones de aguas profundas. Pero
destaca que, en términos de ingresos, Pemex sea mayor que su socio operador. Este hecho
contrasta con los objetivos de la reforma energética, donde se pensaria que las empresas
privadas deberian tener mayores ingresos que las de administracion estatal. Sin embargo,
algo que puede aprender Pemex de su socia australiana es el manejo de utilidades donde
esta Ultima la supera.

Pese a todo, se abre la interrogante de si una transferencia de tecnologia podria valer la
pena. Sobre todo, para explotar la cantidad de recursos prospectivos en aguas profundas
del Golfo de México. Sobra recalcar que, de acuerdo con la CNH, existe un 58% de
probabilidad de éxito de que estos volimenes de hidrocarburos eventualmente sean
descubiertos como existentes. En concreto, estos recursos se estiman en 23,928 millones
de barriles de petréleo crudo equivalente (MMbpce), es decir, volumenes que representan
cincuenta veces lo que posee un campo como Tridn.

De acuerdo con (Bastos, 2018) la diversificacion de prospectos nuevos en carteras de
proyectos ayuda a las empresas petroleras a hacer frente a las volatilidades como el precio
del petréleo. Por lo tanto, un escenario desfavorable en un proyecto no necesariamente
significaria que los otros prospectos tengan las mismas dificultades. Sobre todo, si se trata
de proyectos en etapas iniciales. Por lo tanto, se podria evaluar una planeacién nacional
para extraer los hidrocarburos que quedan en las aguas profundos mediante diferentes
esquemas de asociaciones y transferencias. Es decir, lejos de tratar a los proyectos en
como casos aislados, amalgamarlos en un objetivo en comdn, de tal manera que se
obtengan los mejores rendimientos para el pais. Esto es reformar tasas impositivas,
esquemas fiscales, proponer horizontes de planeacion, infraestructura necesaria y las
mejores practicas de la industria.

Finalmente, al tomar en cuenta lo anterior, se podria considerar el disefio de un Plan
Nacional para la extraccién de hidrocarburos en aguas profundas: ¢ Aln es tiempo de poner
manos a la obra en un Plan de esta envergadura?
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