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INTRODUCCIÓN
La globalización conduce a una competencia entre empresas a nivel mundial en donde los 

costos de los insumos energéticos son determinantes para la competitividad de las empresas 
y por ende para la competitividad nacional. Una nación con los recursos de gas natural que tiene 
México, tiene la posibilidad de tener muy bajos costos energéticos y lograr que sus empresas 
tengan una posición ventajosa en muchos sectores, sobre todo en el ramo manufacturero con 
respecto a las empresas de otras naciones. Esto queda claro cuando comparamos los precios de 
referencia de las distintas regiones a nivel mundial, por ejemplo, el mercado norteamericano con 
el asiático, en donde existe una diferencia significativa en los precios del gas natural.

Por otra parte, las tendencias mundiales apuntan a un uso cada vez mayor del gas natural. La 
generación eléctrica, los vehículos eléctricos y el crecimiento de la petroquímica, son factores 
que señalan que el consumo de gas natural seguirá creciendo en todo el mundo.

En ese sentido, la Comisión Nacional de Hidrocarburos (CNH) ha considerado relevante hacer un 
análisis sobre la situación en la que se encuentra la industria del gas natural en el país y los retos a 
los que se enfrenta. Para ello, desde hace varios meses inició un proceso de generación de ideas 
e información clave a través de las diversas unidades que la conforman. El presente documento 
es el resultado del análisis, selección, integración, validación y síntesis de esa información, 
complementada con otros datos relevantes del sector del gas natural y el contexto en el que 
se desarrolla. Con base en lo anterior, también se señalan una serie de conceptos técnicos que 
pueden ser considerados en el proceso de elaboración de políticas públicas de gas natural, 
atribución que compete a la Secretaría de Energía (SENER). Lo anterior, cobra mayor relevancia 
en el marco del próximo cambio de administración, esperando que este documento sea de 
utilidad para el actual gobierno y el subsecuente.

Cabe mencionar que la legislación emanada de la Reforma Energética establece que la CNH 
asistirá técnicamente a la SENER. En este sentido, la CNH en el ámbito de sus atribuciones 
contribuye con el desarrollo y planeación del sector energético.

En este libro, se presentan algunas propuestas que buscan fortalecer el desarrollo del sector 
del gas natural en México derivadas de un análisis de los datos técnicos del estado actual de 
este sector. Las propuestas fueron elaboradas por personal experto de diferentes áreas de la 
CNH y no se analiza la viabilidad técnica ni económica de su implementación, ya que cada una 
de ellas requiere de un análisis mucho más detallado para su instrumentación. Son de carácter 
descriptivo y no están priorizadas. Por otra parte, muchas de las propuestas involucran la acción 
coordinada de diferentes entidades públicas y privadas que componen la cadena de valor del 
sector de gas natural. El objetivo de presentar estas propuestas es promover un diálogo nacional 
sobre el desarrollo de este importante recurso energético que es esencial para el crecimiento 
económico nacional.
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El 20 de diciembre de 2013 se publicó el Decreto Constitucional por el que se reforman y 
adicionan diversas disposiciones de la Constitución Política de los Estados Unidos Mexicanos 
en Materia de Energía. Esta modificación constitucional marca el inicio de la Reforma Energética 
que sentó las bases para transformar de manera profunda la organización industrial y el marco de 
gobernanza institucional del sector. Al respecto, es relevante señalar que dos de las principales 
motivaciones de esta Reforma fueron hacer de los hidrocarburos un detonador del crecimiento 
y desarrollo económico del país, y que sus beneficios se transfieran a la población a través de 
oportunidades de desarrollo y empleo, así como tener una mayor oferta de energéticos con 
precios competitivos que eleven la calidad de vida de la población.

En ese contexto, el 11 de agosto de 2014 se publicaron en el Diario Oficial de la Federación, 
entre otras disposiciones legales, las Leyes de Hidrocarburos y la de los Órganos Reguladores 
Coordinados en Materia Energética, en las que se establecen las diversas responsabilidades 
de la CNH, entre las que destacan: prestar asesoría técnica a la SENER; apoyar técnicamente 
a la SENER en la selección de áreas de asignación y contractuales; administrar técnicamente y 
supervisar el cumplimiento de los términos y condiciones de los contratos y asignaciones, así 
como aprobar los planes de exploración y de desarrollo para la extracción.

Derivado de la responsabilidad de aprobar los planes de exploración y de desarrollo para la 
extracción, la CNH ha identificado la necesidad de definir lineamientos estratégicos de largo 
plazo que permitan sustentar estos planes en estrategias sólidas que apoyen el desarrollo 
nacional bajo diferentes escenarios y que sea congruente con la seguridad energética del país y 
que logre incrementar la competitividad nacional y su base manufacturera.

Se agradece al Banco Interamericano de Desarrollo (BID) por su apoyo para el presente 
documento, mismo que se realizó al amparo de la cooperación técnica ME-T1308 para el 
Fortalecimiento Institucional, a través de su División de Energía INE/ENE.
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RESUMEN 
EJECUTIVO

La presente propuesta es el resultado de un trabajo de síntesis, validación, estructuración 
y complementación de una serie de documentos con información clave del sector del gas 

natural preparados por la CNH. Tiene el propósito de analizar la realidad de esta industria con 
el fin de identificar acciones específicas que permitan desarrollar a la SENER políticas públicas 
concretas de corto, mediano y largo plazos para el desarrollo integral del gas natural.

Es importante señalar que la propuesta no está concebida de forma aislada, sino que está 
pensada para ser un insumo en la formación de la política energética del país. En este sentido, 
busca ser congruente con el logro de los tres objetivos que debe tener toda política energética: 
seguridad de suministro, competitividad y sustentabilidad.

El documento se compone de una introducción, resumen ejecutivo y nueve capítulos. El capítulo 
1 describe la importancia que ha adquirido el gas natural en el contexto global y, por tanto, la 
justificación de que el país cuente con una política específica en la materia como parte integral 
de la política energética. En este capítulo se describen las características intrínsecas del gas y 
las razones económicas y ambientales que explican su creciente uso, sobre todo en la industria 
eléctrica, donde sus bajas emisiones y su uso en turbinas aeroderivadas dan por resultado un 
bajo costo y permiten un complemento indispensable de las fuentes renovables intermitentes.

En el mismo capítulo, se analiza el escenario global en términos de la distribución estimada 
de existencias (recursos prospectivos y reservas), producción y consumo. Esta información 
se complementa con las proyecciones futuras de demanda y oferta, destacando la creciente 
participación del gas proveniente de yacimientos no convencionales. El capítulo cierra con un 
análisis sobre los riesgos globales a los que se enfrenta la industria del gas natural. Por una 
parte, están los riesgos geopolíticos derivados de la asimetría entre los lugares donde se 
produce el hidrocarburo y aquellos donde se consume y, por otra, están los riesgos derivados de 
aquellos cambios tecnológicos que modifiquen el uso de las energías renovables al hacerlas más 
competitivas o que resuelvan los problemas de intermitencia y almacenaje.

En el capítulo 2 se sustenta la necesidad de contar con una política de gas natural a partir de 
las condiciones de la industria nacional. Para ello se describe, en primer lugar, la cadena de 
valor y las actividades relacionadas poniendo énfasis, por una parte, en el estado en que se 
encuentra la infraestructura del sector del gas natural y, por otra, en las condiciones actuales del 
mercado, sobre todo por lo que se refiere a los problemas que enfrenta la producción nacional 
(declinación, contaminación con nitrógeno y quema de gas), y el consecuente aumento de las 
importaciones.
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  1. SENER. Prospectiva de Gas Natural 2017-2031

El análisis sobre la disponibilidad nacional del gas natural, considerando las características 
y volúmenes estimados de recursos prospectivos y reservas se presenta en el capítulo 3 y se 
concluye que, si bien la cifra actual de reservas con la que cuenta el país no es relevante en el 
contexto global, el panorama es distinto al considerar el potencial de los recursos prospectivos, 
sobre todo los no convencionales que se encuentran en las provincias de Sabinas, Burro-
Picachos, Burgos y Tampico-Misantla, y los convencionales en el Golfo de México Profundo. 
Además, se evalúa el potencial de la disponibilidad de los precursores petroquímicos (metano, 
etano, propano y butanos) contenidos en el gas natural.

En el capítulo 4 se presenta un análisis del potencial de producción de las distintas provincias 
y se evalúa la viabilidad económica de los proyectos asociados a la producción. Para ello, se 
estimaron curvas potenciales de oferta bajo ciertos supuestos sobre volúmenes de recuperación 
con escenarios de producción (bajo, medio y alto), número de pozos a perforar, gastos de 
inversión (Capex) y costos de operación (Opex), entre otras variables. Con dichas curvas, es 
posible estimar las cantidades adicionales de oferta que podrían colocarse en el mercado con 
los costos a los que ello sería posible.

En el capítulo 5, sobre demanda, se hacen proyecciones del consumo futuro en los sectores donde 
se usa gas natural: eléctrico, petrolero, industrial, residencial, de servicios y de autotransporte. 
Destaca el consumo en el sector eléctrico que, ceteris paribus (sin irrupciones tecnológicas, por 
ejemplo), podría representar casi el 61% de la demanda hacia 20311. Con excepción del sector 
petrolero que decrece, se espera que todos los demás sectores también aumenten su consumo, 
llama la atención que el sector residencial y del autotransporte podrían crecer aún más.

Por otro lado, en el capítulo 6 se realiza una serie de proyecciones sobre la oferta y demanda 
del sistema energético nacional, el cual, considera tres escenarios: inercial; prospectivo con 
producción creciente y disruptivo con cambio tecnológico, en los cuales se muestran las posibles 
variaciones que se pudieran presentar por la implementación de diferentes políticas.

Posteriormente, en el capítulo 7 se hace un análisis sobre los riesgos internos que puede 
enfrentar la industria: aquellos inherentes a la estructura del sector y los del entorno sociopolítico 
y ambiental. Estos riesgos, requieren ser prevenidos y administrados de manera eficiente ya 
que pueden significar un problema serio para el desarrollo de nuevos proyectos de producción; 
sobre todo los que requieren del fracturamiento hidráulico.

En el capítulo 8 se describen los antecedentes inmediatos de la Reforma Energética de 2013-2014 
y el marco legal que resultó de esta última, sobre todo en lo referente a la organización industrial 
y la arquitectura institucional. Asimismo, se describe el grado de avance en la implementación 
de la reforma, identificando los retos y pendientes regulatorios de política energética.

Con base en lo descrito en los capítulos previos, el documento concluye con un capítulo en 
donde se incluyen elementos y propuestas que pueden ser útiles para la formulación de políticas 
públicas de distinto alcance por parte de la SENER. Algunas de ellas pueden ser consideradas 
con carácter de inmediatas y ponerse en marcha cuanto antes. Otras propuestas que también 
tienen que implementarse lo antes posible, aunque sus resultados serán apreciables en el 
mediano y largo plazos, son las que implican ampliar la plataforma de producción de gas natural, 
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por ejemplo, las de yacimientos no convencionales y, convencionales que incluyen el desarrollo 
de las reservas probables y posibles. Adicionalmente, existen otras que deben evaluarse a lo 
largo del tiempo, en función de la evolución de oferta, demanda e infraestructura. En cualquier 
caso, para facilitar su análisis, las propuestas se clasifican en función del segmento del mercado 
al que están destinadas: oferta (upstream, midstream o downstream), demanda, y las que son 
transversales.

Finalmente, como se evidencia en las propuestas, un factor común es aprovechar el cambio 
estructural que la Reforma Energética trajo a este sector, al pasar de un sector donde las 
actividades estratégicas estaban reservadas al Estado a una nueva estructura donde estas 
actividades pueden ser desarrolladas o complementadas con capital y tecnologías privadas. En 
consecuencia, gran parte de las propuestas presentadas conllevan la participación de diferentes 
entidades y organismos, tanto públicos como privados.
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1.1 EL GAS NATURAL COMO COMBUSTIBLE 
DE TRANSICIÓN

Como resultado de la creciente preocupación de los gobiernos y la comunidad internacional por 
los efectos del cambio climático, se ha hecho evidente, en los años recientes, la necesidad de 
transitar desde una matriz que supone el uso masivo de fuentes de energía fósiles hacia otra en 
la que predominan las fuentes de energía renovables. Al mismo tiempo, ha quedado claro que 
la velocidad de esta transición está sujeta no sólo a las restricciones tecnológicas y económicas 
que este sector del gas natural enfrenta, sino también a la condición de que se satisfagan los 
requerimientos de energía que el crecimiento y desarrollo económico de los países demandan.

En esta transición, el gas natural juega un papel fundamental, debido a que constituye una 
fuente primaria de energía abundante y competitiva que permite la sustitución del carbón y de 
otros hidrocarburos que durante su combustión generan volúmenes considerables de emisiones 
contaminantes y dióxido de carbono, lo anterior se explica en la Gráfica 1-1. En ese sentido, el 
gas natural es un factor clave en la lucha contra el cambio climático y la mala calidad del aire, 
como se muestra en la Gráfica 1-2.

Gráfica 1-1 Comparativo de emisiones contaminantes en la generación eléctrica (lb/MWh bruto)

SO2 = Dióxido de azufre, NOX = Óxidos de nitrógeno, PM2.5 = Partículas en suspensión menores a 2.5 micras

Fuente: Global Natural Gas Insights. 2017 Edition, IGU

SO2 NOX PM2.5
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El uso de gas natural en el sector eléctrico es fundamental para el avance de las fuentes renovables 
de energía, ya que frente a la intermitencia de las energías eólica y solar, aporta certeza en la 
capacidad y velocidad de respuesta, a costos sumamente competitivos, cuando estos recursos 
no están disponibles como se muestra en la Gráfica 1-3.

Gráfica 1-2 Comparativo de emisiones de dióxido de carbono en la generación eléctrica (kg CO2e/
MWh, 100 años de potencial calentamiento global)

Gráfica 1-3 Tiempo promedio requerido (minutos) para entrar en línea

Fuente: Global Natural Gas Insights, 2017 Edition, IGU

Fuente: Global Natural Gas Insights. 2017 Edition, IGU
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Si bien estas ventajas ambientales y de costo se han estado reconociendo y aprovechando en 
la industria eléctrica y manufacturera, dando como resultado que en la actualidad el gas natural 
sea el combustible más demandado en estos sectores, en el sector autotransporte el proceso 
de avance ha empezado de manera tardía y a una menor velocidad. No obstante, en los últimos 
años en algunos países, su uso para esta aplicación ha crecido de manera exponencial –sobre 
todo por lo que se refiere a transporte público, flotillas de reparto y taxis–, de tal manera que 
hoy existen más de 24 millones de vehículos a gas natural en el mundo2. De manera particular, 
las ventajas ambientales del gas cuando se le compara con la gasolina y el diésel son evidentes: 
entre 20-30% menos emisiones de dióxido de carbono; 70-90% menos monóxido de carbono; 
entre 75-95% menos óxidos de nitrógeno, y entre 50-75% menos emisiones de gases distintos 
al metano3. Aparte de estos beneficios ambientales, el gas natural suele ser más competitivo en 
precio que los combustibles líquidos.

Por lo que toca al transporte marítimo, el Gas Natural Licuado (GNL) también ofrece ventajas. A 
través de éste, se sustituye el uso del búnker; un combustible que es más contaminante que las 
gasolinas y el diésel. En este caso las reducciones de emisiones son dramáticas: 100% en óxidos 
de azufre, 90% en óxidos de nitrógeno y 25% en dióxido de carbono, lo que permite cumplir con 
las nuevas obligaciones de la Organización Marítima Internacional4.

Independientemente de las ventajas ambientales que representa, la industria del gas natural 
es un motor de desarrollo económico. Por ejemplo, en Estados Unidos (EUA) se estima que 
el multiplicador del empleo de la industria del petróleo y gas es de 2.7, es decir, que por cada 
empleo que se genera en el sector del gas natural se crean otros 2.7 en otros sectores de la 
economía5. Lo anterior, sin tomar en cuenta algunos casos exitosos que sobrepasan este umbral, 
como la producción de los yacimientos no convencionales y la industria vinculada al downstream 
(química y petroquímica) en EUA, que se estima habrá contribuido hacia 2025 con 3.9 millones 
de empleos, 533 mil millones de dólares de valor agregado al Producto Interno Bruto (PIB) y 138 
mil millones de dólares en ingresos adicionales para el gobierno norteamericano6.

Con estas características, es claro que el gas natural juega un papel cada vez más importante 
tanto en el sector energético como en el industrial, y que es necesario que México cuente con 
una política específica para su desarrollo. Ahora bien, para que ésta sea exitosa, es necesario 
partir del reconocimiento de la realidad de la industria, tanto a nivel global como a nivel nacional, 
tema que se aborda en las siguientes secciones, comenzando por un paso previo y necesario: la 
descripción general de la naturaleza del gas y su origen.

2 International Association for Natural Gas Vehicles, IANGV. http://www.iangv.org/about-us/
3 Global Natural Gas Insights. 2017 Edition, IGU.
4 Ibídem
5 American Petroleum Institute, Impacts of the Oil and Natural Gas Industry on the US Economy in 2015, 2017 http://www.api.org/~/
media/Files/Policy/Jobs/Oil-and-Gas-2015-Economic-Impacts-Final-Cover-07-17-2017.pdf
6 IHS Markit. U.S. Unconventional oil and gas revolution to increase disposable income by more than $2,700 per household and boost 
U.S trade position by more than $164 billion in 2020, new HIS study says. 2013 
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1.2 NATURALEZA Y ORIGEN 
DEL GAS NATURAL

El gas natural es una mezcla de gases compuesta fundamentalmente por metano (CH4), aunque 
también suele contener una proporción variable de: etano (C2H6), propano (C3H8), butano (C4H10) 
y pentanos (C5H12). Asimismo, puede contener dióxido de carbono (CO2), nitrógeno (N2), ácido 
sulfhídrico (H2S) y trazas de hidrocarburos más pesados. En su estado natural es inodoro, incoloro 
e insípido, por lo que, para advertir su presencia en el uso doméstico, se le adiciona mercaptano, 
que le da su olor característico. Su densidad relativa lo hace más ligero que el aire por lo que se 
disipa rápidamente en las capas superiores de la atmósfera, dificultando la formación de mezclas 
explosivas. Es la fuente de energía fósil más limpia, ya que emite menos gases contaminantes 
por unidad de energía producida; su combustión no produce partículas sólidas y tampoco es 
corrosivo. Se utiliza principalmente en las industrias eléctrica, petrolera, petroquímica, química y 
manufacturera en general, así como en los sectores residencial, comercial y de transporte.

De acuerdo con el proceso que le da origen al gas natural, éste puede clasificarse en inorgánico 
o abiogenético, termogénico y biogénico. El primer proceso se asocia con la actividad volcánica, 
donde el metano se forma a partir de la reducción de dióxido de carbono durante los procesos 
de enfriamiento de magma en sistemas hidrotermales por las interacciones roca-fluido durante 
erupciones volcánicas o en ambientes de placas tectónicas divergentes.

El segundo proceso, el termogénico, representa el de mayor importancia debido al volumen de 
gas que genera. Inicia con el depósito de abundantes cantidades de materia orgánica rica en los 
elementos precursores de hidrocarburos (hidrógeno y carbono) en conjunto con sedimentos de 
grano fino. En términos generales, existen tres etapas relativas a la generación de hidrocarburos 
termogénicos: la primera corresponde a la zona de inmadurez, en la cual la temperatura 
no es suficientemente alta para desencadenar las reacciones físico-químicas que generan 
hidrocarburos; posteriormente se tiene la ventana de generación de aceite y, a medida que la 
temperatura aumenta, se alcanza la etapa de generación de gas: en primer lugar, gas húmedo 
(mezcla de metano con otros hidrocarburos más pesados, como etano, propano y butanos) y, en 
segundo lugar, gas seco (esencialmente metano).

Finalmente, el tercer proceso, el biogénico, se origina con la intervención de organismos vivos 
sobre la materia orgánica, principalmente bacterias anaeróbicas metanogénicas que permanecen 
en etapas tempranas de la sedimentación y que se alimentan de la materia orgánica, o incluso de 
hidrocarburos líquidos preexistentes, desechando gas, principalmente metano.

En el proceso de exploración de hidrocarburos, la distinción entre gas biogénico y termogénico es 
necesaria ya que el proceso de exploración varía significativamente de acuerdo con la naturaleza 
de la materia orgánica contenida en la roca generadora y sus características fisicoquímicas 
particulares. Además, la temperatura a la cual inician las ventanas de generación de petróleo 
y gas puede variar; el volumen producido cambia e incluso existen tipos de materia orgánica 
que producen preferentemente gas, en tanto que otros, producen petróleo. Al respecto, cabe 
mencionar que esto también aplica al gas natural asociado a los yacimientos de carbón, que 
puede ser biogénico o termogénico, de acuerdo con su relación genética, o una mezcla de 
ambos.
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Por su origen, el gas natural también se clasifica en gas asociado, que se encuentra disuelto 
en el petróleo crudo de un yacimiento; y en gas no asociado, que se encuentra en yacimientos 
que no contienen petróleo crudo. La composición del gas asociado o no asociado puede variar 
de acuerdo con el tipo de materia orgánica que los generó, la madurez térmica a la que fueron 
generados y expulsados de la roca generadora e incluso por el tipo de roca a través de la cual 
migraron y en la que se encuentran actualmente alojados.

De acuerdo con su composición, existen dos clasificaciones adicionales para el gas natural: 
puede denominarse seco o húmedo según la concentración de hidrocarburos condensables que 
contenga; o también, de acuerdo con su concentración de ácido sulfhídrico, puede ser dulce 
(con bajas concentraciones) o amargo (con cantidades significativas).

1.3 CONTEXTO DEL GAS NATURAL 
A NIVEL GLOBAL

Tal y como se puede apreciar en la Gráfica 1-4, a nivel mundial, el gas natural es el único 
combustible fósil cuyo consumo relativo ha crecido en los últimos veinte años y es la tercera 
fuente primaria de energía con una contribución de 355.11 MMMpcd, que representa 23.36% del 
total de fuentes de energía7, sólo por debajo del petróleo y el carbón.

Lo anterior es resultado de las ventajas que tiene su uso y que fueron descritas en la introducción 
de este capítulo. Por esta razón, su producción y uso seguirá creciendo en los próximos años, tal 
y como se analiza en el apartado 1.7 prospectiva a nivel global. Afortunadamente, las reservas 
de gas natural son abundantes. A los actuales niveles de producción global, se estima que 
hay suficientes reservas probadas para los próximos 52.5 años8. Además, con el desarrollo de 
las técnicas de fracturamiento hidráulico, que han sido perfeccionadas en la última década, 
la explotación de gas proveniente de yacimientos no convencionales (v. gr., gas de lutitas) 
es sumamente competitiva, por lo que se estima que su participación en la oferta global irá 
creciendo. 

Gráfica 1-4 Evolución de la matriz de fuentes primarias de energía a nivel global 
en 1995, 2005 y 2017

Fuente: CNH con datos del BP Statistical Review of World Energy 2018, BP Energy Outlook 2018 
y el World Energy Resources 2016 del WEC

 7 BP Statistical Review of World Energy 2018 y el World Energy Resources 2016 del WEC
 8 BP Statistical Review of World Energy 2017
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1.4 RESERVAS MUNDIALES

Las reservas son las cantidades de hidrocarburos que se prevé serán recuperadas comercialmente 
de acumulaciones conocidas, mediante proyectos de desarrollo y la aplicación de métodos y 
sistemas de explotación, desde una cierta fecha en adelante, bajo condiciones definidas9. La 
estimación de reservas consiste en un análisis e interpretación de diversas fuentes de información 
técnica y económica cuyos componentes implican la revisión y actualización de sus valores.

Las categorías de reservas comúnmente utilizadas son las denominadas 1P, 2P y 3P, definidas con 
base en los siguientes criterios10:

•	 Reservas 1P: Igual a la probada11. Si se emplean métodos probabilistas para su evaluación, 
debería haber una probabilidad de al menos 90 por ciento de que el volumen a recuperar 
sea igual o mayor al calculado, es decir, reservas con alta certidumbre. Cabe señalar que la 
Reserva Probada se subdivide en:

* Reservas Probadas Desarrolladas (RPD):
- Reservas Probadas Desarrolladas Produciendo (RPDP)
- Reservas Probadas Desarrolladas No Produciendo (RPDNP)

* Reservas Probadas No Desarrolladas (RPND)

•	 Reservas 2P: Igual a la probada más probable12. Si se emplean métodos probabilistas, 
debería haber una probabilidad de al menos 50 por ciento de que el volumen a recuperar 
sea igual o mayor a la estimación de 2P.

•	 Reservas 3P: Igual a la probada más probable más posible13. Si se emplean métodos 
probabilistas, debería haber una probabilidad de al menos 10 por ciento de que el volumen 
a recuperar sea igual o mayor a la estimación de 3P.

Los recursos de hidrocarburos se clasifican de la siguiente manera14:

•	 Recurso prospectivo: Es el volumen de hidrocarburos estimado, a una cierta fecha, de 
acumulaciones que todavía no se descubren pero que han sido inferidas y que se estiman 
potencialmente recuperables, mediante la aplicación de proyectos de desarrollo futuros. Los 
recursos prospectivos son adicionalmente subdivididos de acuerdo con el nivel de certeza en 
recursos asociados a plays, oportunidades exploratorias y prospectos.

9 Comisión Nacional de Hidrocarburos. (2015). Lineamientos que regulan el procedimiento de cuantificación y certificación de 
reservas de la Nación y el informe de los recursos contingentes relacionados.
10 Ibídem
11 Reservas probadas: Son aquellas cantidades de Hidrocarburos que, a partir de datos de geociencias y de ingeniería, se estiman 
con certeza razonable a ser recuperables comercialmente a partir de una fecha dada en adelante, de yacimientos conocidos bajo 
condiciones económicas, métodos de operación y reglamentación gubernamental definidas. Si se emplean métodos deterministas, 
la intención, de certidumbre razonable expresa un alto grado de confianza en la que las cantidades serán recuperadas.
12 Reservas probables: Son aquellas reservas adicionales que, a partir de un análisis de datos de geociencias y de ingeniería, se 
estiman son menos probables a ser recuperadas, comparadas con las reservas probadas, pero más ciertas a ser recuperadas 
comparadas con las reservas posibles.
13 Reservas posibles: Son aquellas reservas adicionales que, a partir de un análisis de datos de geociencias y de ingeniería, se estiman 
son menos probables a ser recuperadas comparadas a las reservas probables.
14 Comisión Nacional de Hidrocarburos. (2013). Lineamientos para el análisis y evaluación de los recursos prospectivos y contingentes 
de la Nación y del proceso exploratorio y su seguimiento.
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•	 Recurso contingente: Son aquellas cantidades de recursos hidrocarburos que son estimadas 
a una fecha dada, y que potencialmente son recuperables de acumulaciones conocidas pero 
que, bajo condiciones económicas de evaluación correspondientes a esa misma fecha, no se 
consideran comercialmente recuperables. 

La Figura 1-1 representa la clasificación de los recursos y reservas de hidrocarburos. La figura define 
dos clases principales de volúmenes de hidrocarburos, aquellos no descubiertos denominados 
recursos prospectivos, y aquellos descubiertos, llamados recursos contingentes y reservas

Figura 1-1 Clasificación de recursos y reservas de hidrocarburos

Fuente: CNH con datos de Petroleum Resources Management System (PRMS) 
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De acuerdo con el BP Statistical Review of World Energy 2018, las reservas mundiales probadas (o 
reservas 1P) de gas natural estimadas a finales de 2017 ascendían a 6,831.7 MMMMpc, volumen 
18.3% mayor al estimado en 2007. En forma agregada, alrededor de 90% de estas reservas se 
ubican en países no miembros de la Organización para la Cooperación y el Desarrollo Económicos 
(OCDE), en su mayoría en el Oriente Medio, especialmente en Irán y Qatar, con 2,052 MMMMpc, 
y Rusia, con 1,234.9 MMMMpc15. La Gráfica 1-5 muestra su distribución por zonas geográficas.

Para ponerlo en contexto, y según la misma fuente, las reservas 1P de México representan 
sólo el 0.1% de las reservas mundiales. No obstante, como se mostrará en el Capítulo 3, si se 
consideran las reservas 2P y 3P, pero, sobre todo los recursos prospectivos, México podría tener 
una participación mayor en la oferta global.

15 BP Statistical Review of World Energy 2018

Gráfica 1-5 Reservas probadas (1P) de gas natural por región a 2017 (MMMMpc)

Fuente: CNH con datos del BP Statistical Review of World Energy 2018
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1.5 PRODUCCIÓN A NIVEL GLOBAL

A nivel mundial, durante 2017 la producción de gas natural ascendió a 356.1 MMMpcd, 3.6% 
más que en 2016. Esta tasa de crecimiento fue mayor que la tasa registrada de crecimiento de 
2007 a 2017, que fue de 2.5% promedio anual16. Durante este mismo lapso de diez años, la tasa 
de crecimiento de la producción fue mayor que el promedio en el Oriente Medio, Asia Pacífico 
y Norteamérica. África y la región de Centro y Sudamérica estuvieron por debajo del promedio, 
y Europa y Eurasia decrecieron, como se muestra en la Gráfica 1-6.

Gráfica 1-6 Evolución de la producción mundial de gas natural, 2007 - 2017 (MMMpcd)

Fuente: CNH con datos del BP Statistical Review of World Energy 2018

Desde una perspectiva de bloques económico-políticos, es importante señalar que 64.3% de la 
producción de gas natural ocurre en países que no son miembros de la OCDE. Finalmente, en el 
escenario internacional, los cinco principales productores en 2017 fueron: EUA (71.1 MMMpcd); 
Rusia (61.5 MMMpcd); Irán (21.7 MMMpcd); Canadá (17.1 MMMpcd) y Qatar (17.0 MMMpcd)17.

Es importante señalar que la producción de Norteamérica (EUA, Canadá y México), representa 
25.9% de la producción mundial de gas natural.

16 Ibídem
17BP Statistical Review of World Energy 2018: https://www.bp.com/content/dam/bp/en/corporate/pdf/energy-economics/statistical-
review/bp-stats-review-2018-full-report.pdf
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1.6 EL CONSUMO A NIVEL GLOBAL

En 2017 se registró un consumo de 355.1 MMMpcd en el mundo. Ello implica una tasa de 
crecimiento de 2.7% con respecto a 2016, por encima del 2.4% promedio anual, correspondiente 
al periodo de 2007 a 2017. Por regiones, el mayor crecimiento se presentó en África con una tasa 
de 6.8% y Asia Pacífico con 6.2%. A nivel de bloques económico-políticos, el consumo de gas 
natural en los países que no son miembros de la OCDE tuvieron una mayor tasa de crecimiento en 
comparación con aquellos países que sí pertenecen, con tasas de 4.4% y 1.3%, respectivamente. 
No obstante, la participación en el total del consumo de los países no miembros de la OCDE 
fue de 54.3%; y la de los países que sí pertenecen fue de 45.7%. La Gráfica 1-7 a continuación 
muestra la evolución del consumo por región.

Gráfica 1-7 Evolución del consumo mundial de gas natural, 2007 - 2017 (MMMpcd)

Fuente: CNH con datos del BP Statistical Review of World Energy 2018

De 2016 a 2017, entre las economías emergentes, cabe destacar el incremento en el consumo de 
países asiáticos como India con el 6.9% y China con el 15.1%. Por región, los países de Europa y 
Eurasia fueron los que tuvieron una participación mayor en el consumo global con 30%, seguidos 
por los países de la región de Norteamérica con 25%. Es importante señalar que EUA registró 
una disminución marginal de 1.2%, a diferencia de México, que registró una disminución en 
el consumo de 4.4% respecto a 2016. Los cinco principales consumidores fueron: EUA (71.5 
MMMpcd); Rusia (41.0 MMMpcd); China (23.2 MMMpcd); Irán (20.7MMMpcd) y Japón (11.3 
MMMpcd)18.

18 Íbídem
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1.7 PROSPECTIVA A NIVEL GLOBAL

En el futuro, la producción y el consumo global de gas natural seguirán creciendo durante 
las siguientes décadas por las razones ya referidas: abundancia del recurso; bajos costos de 
producción; precios competitivos, así como ventajas ambientales y tecnológicas en su uso. Del 
lado de la demanda, si bien la tasa de crecimiento no será tan alta como la de las fuentes 
renovables de energía, el gas seguirá desplazando al carbón, al combustóleo y otros combustibles 
fósiles en la industria manufacturera y en el transporte. En el sector eléctrico, además de sustituir 
a los ya referidos combustibles, permitirá una mayor penetración de las fuentes intermitentes 
de energía como el viento y el sol, dado que permite el respaldo y la operación de plantas con 
capacidad en firme.

En lo referente a la oferta, como se verá en el siguiente apartado, la producción de gas proveniente 
de yacimientos no convencionales será cada vez mayor y apoyándose en la experiencia de los 
EUA, se extenderá a otros países, a tal punto que, a mediados del siglo, podría representar más 
de una tercera parte de la producción mundial.

1.7.1 PRODUCCIÓN

De acuerdo con las proyecciones al año 2050 elaboradas por la Energy Information Administration 
(EIA) del Departamento de Energía de los EUA, a nivel global, se prevé un crecimiento anual 
promedio en la producción de gas natural de aproximadamente 1.5% para el periodo 2017-
2050, año en el que se estima que la oferta podría alcanzar un promedio de alrededor de 575 
MMMpcd. Por regiones, la EIA19 prevé que la mayor producción provendrá de América del Norte 
y de Europa y Eurasia, aunque el mayor crecimiento será del Oriente Medio, como se observa 
en la Gráfica 1-8.

La producción de países no miembros de la OCDE crecerá en un promedio de 1.7% anual, 
llegando a 389.37 MMMpcd en 2050, mientras que en los países miembros la producción crecerá 
un 1.1% anual, hasta 184.64 MMMpcd. En 2050 se espera que los cinco principales productores 
sean: EUA (110.34 MMMpcd); Rusia (80.09 MMMpcd); China (56.81 MMMpcd); Irán (50.94 
MMMpcd) y Qatar (32.52 MMMpcd), composición muy similar a la actual, salvo por el hecho 
de que China ganará posicionamiento en detrimento de Canadá, que desaparece de la lista de 
mayores productores.

19  La desagregación regional en la prospectiva de la EIA no coincide plenamente con la de la BP y se basa más en la pertenencia y 
no a la OCDE. Para homologar, se reagruparon las estadísticas con el criterio regional de BP. En términos generales se puede hacer 
lo anterior, aunque las estadísticas de la EIA juntan Turquía e Israel. Por lo mismo, los datos de Israel (relativamente menores con 
respecto a Turquía) se incorporaron en Europa y Eurasia y no en Oriente Medio. 
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Gráfica 1-8 Prospectiva de producción mundial por región, 2020-2050 (MMMpcd)

Gráfica 1-9 Pronóstico de participación de gas de yacimientos no convencionales, 2020-2050 (MMMpcd)

Fuente: CNH con datos de International Energy Outlook 2017, EIA

Fuente: CNH con datos de International Energy Outlook 2017, EIA

Ahora bien, con respecto a la producción proveniente de yacimientos no convencionales (shale 
gas, tight gas, coalbed methane, etc.), como se puede apreciar en la Gráfica 1-9, al 2050 podría 
representar 39.08% del total, siendo los tres principales productores los EUA con 95 MMMpcd; 
China con 41.1 MMMpcd y Canadá con 18.7 MMMpcd. Desde esta perspectiva se observa que 
el 39.5% de la producción de gas de este tipo de yacimientos provendrá de países no miembros 
de la OCDE y el restante 60.5% de países que sí lo son20.

20 Annual International Energy Outlook 2017, EIA.
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1.7.2 CONSUMO

De acuerdo con las proyecciones de la EIA, el consumo global de gas natural en 2050 podría 
ascender a 574.8 MMMpcd. La tasa de crecimiento implícita para dicho crecimiento desde 2015 
es de 1.5% en promedio anual, resultado de que la demanda de países no miembros de la OCDE 
crece a 1.9% y la de los países miembros a 1.0%. La mayor tasa de crecimiento proviene de 
países asiáticos como China (4.1%) e India (3.9%), por lo que se estima que para el año 2050, los 
dos principales consumidores de gas natural serían EUA con 94.79 MMMpcd y China con 77.53 
MMMpcd.

Hacia 204021, el consumo global de gas natural para uso industrial se incrementará alrededor de 
un 1.7% anual, y en el sector de generación eléctrica un 2.2% anual. El sector industrial y el sector 
de generación eléctrica juntos suman el 73% del incremento global del consumo de gas natural, 
y el 74% del consumo global en la prospección de consumo en ese año. 

La Gráfica 1-10 muestra la evolución de consumo por regiones geográficas, dentro de las cuales 
se observa que la región de Asia Pacífico será la que presente el mayor consumo  para el año 
2050 con el 33%, seguido de las regiones de Europa y Eurasia, y de Norteamérica con el 23 y 22% 
respectivamente.

Gráfica 1-10 Prospectiva de consumo por región, 2020-2050 (MMMpcd)

Fuente: CNH con datos de International Energy Outlook 2017, EIA

Los datos de consumo aquí mostrados son una proyección inercial y no considera los cambios 
tecnológicos disruptivos, como puede ser el crecimiento acelerado de los autos eléctricos cuya 
introducción pudiera cambiar el patrón del consumo al incrementar el uso de electricidad y por 
lo tanto el uso de gas natural. El análisis de este tema en el caso específico de México se detalla 
en el capítulo 6 “Escenarios prospectivos del sistema energético nacional”.

21 International Energy Outlook 2016, EIA.
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No obstante, el panorama positivo que parece tener la industria del gas natural -tanto en el 
presente como en el futuro cercano- es importante reconocer que existen algunos riesgos 
para su desarrollo. A nivel global, estos riesgos pueden catalogarse en dos grandes grupos: el 
primero es el que tiene que ver con factores geopolíticos derivados de la distribución asimétrica 
entre las reservas, la producción y el consumo y, el segundo se asocia con posibles irrupciones 
tecnológicas que pudieran implicar la sustitución del gas por otras alternativas más limpias y 
efectivas en costo.

Antes de abundar en los referidos riesgos –lo que se desarrollará en las siguientes secciones– 
conviene referirse al concepto de seguridad energética como respuesta para enfrentarlos. De 
acuerdo con la Agencia Internacional de Energía de la OCDE, la seguridad energética consiste 
en la disponibilidad ininterrumpida de los recursos energéticos a un precio accesible. En el corto 
plazo, tiene que ver con la capacidad del sistema energético para reaccionar rápidamente a 
los cambios en el balance entre oferta y demanda mientras que, en el largo plazo, implica la 
realización de las inversiones oportunas que permitan aumentar la oferta de energía, tomando 
en cuenta el desarrollo económico y la sostenibilidad ambiental22. En este sentido, a nivel de cada 
nación, la seguridad energética implica la reducción de la dependencia de las importaciones y 
la promoción de políticas energéticas que fomenten la diversificación, tanto de los tipos de 
energía como de las fuentes de suministro.

22 International Energy Agency. Energy Security https://www.iea.org/topics/energysecurity/

1.8 RIESGOS DEL SECTOR DE GAS NATURAL
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1.8.1 RIESGOS GEOPOLÍTICOS MUNDIALES

Como se puso en evidencia anteriormente, a lo largo de los apartados 1.4 y 1.5, la ubicación de 
las reservas y de la producción de gas natural son tales que no necesariamente corresponden 
con la de los centros de consumo, es decir, la oferta y la demanda de gas natural no siempre 
coinciden geográficamente. Esta divergencia está en el origen mismo del comercio internacional, 
pero también de la geopolítica, que es el uso que hacen los países de las ventajas de contar con 
recursos que necesitan otros para lograr ciertos fines políticos.

La geopolítica de los recursos ha sido responsable de numerosos conflictos armados y políticos a 
lo largo de la historia de la humanidad, y la geopolítica inherente al gas natural no es ajena a esta 
posibilidad. El hecho de que pueda ser transportado por ductos, regionalizando el consumo, 
no escapa a los mismos riesgos de otras mercancías, como el petróleo crudo, que deben ser 
transportadas desde los países en donde se extrae hasta los países en donde se procesan y 
consumen, cruzando fronteras nacionales, aguas internacionales y, algunas veces, territorios en 
disputa (de hecho, el petróleo crudo también se transporta por ducto y el gas se puede mover 
por transporte marítimo como ocurre con el GNL). Basta recordar la crisis que condujo a Rusia a 
suspender, en enero de 2009, todo el aprovisionamiento de gas a sus clientes europeos a través 
de Ucrania, por donde transita 80% de ese combustible hacia Europa occidental. Esta decisión 
del gobierno ruso afectó a por lo menos 17 países de Europa.

Naturalmente, en la medida que un país diversifica sus fuentes de suministro de gas natural, 
aprovechando el dinamismo del comercio internacional del energético, disminuye sus riesgos, 
aunque también puede ver incrementados sus costos en el corto y mediano plazos como se 
muestra en la Figura 1-2.

Figura 1-2 Principales flujos internacionales de gas natural en 2017 (MMMpcd)

Fuente: BP Statistical Review of World Energy 2018
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En el caso específico de México, es importante señalar que ha aumentado la preocupación 
sobre el riesgo que implica la creciente dependencia de las importaciones de gas natural23. 

Finalmente, no puede perderse de vista que un factor que incrementa el riesgo geopolítico 
del gas (y de otras fuentes o formas de energía, incluyendo la electricidad) es el aumento en la 
demanda global de energía en los próximos 20 a 25 años. En algunas regiones, notablemente en 
China e India, de acuerdo con la mayoría de las expectativas, crecerá más rápido, mientras que 
en otras permanecerá estable o crecerá a un menor ritmo (EUA, Canadá y Europa). De acuerdo 
con BP Energy Outlook 2017 se estima un crecimiento del 30% en el consumo de energía en el 
periodo 2015-2035. Exxon por su parte, presenta un escenario más conservador con un 24% del 
2015 al 2040. Finalmente, la EIA estima en el International Energy Outlook 2017 un 28% en el 
mismo periodo 2015-2040. En cualquier caso, el mundo demandará y presionará el aumento de 
la producción de recursos energéticos.

1.8.2 RIESGOS TECNOLÓGICOS

El avance tecnológico siempre representa una amenaza para el statu quo de cualquier industria 
y el sector energético no es la excepción: dos ejemplos del pasado cercano son, la introducción 
de las turbinas aeroderivadas para la generación eléctrica y el mejoramiento de las tecnologías 
de fracturamiento hidráulico (fracking). El primer ejemplo tuvo como resultado el incremento de 
la eficiencia en la generación eléctrica permitiendo la competencia en esta actividad a menor 
escala y la desintegración vertical de la industria. De manera paralela, el gas natural se convirtió 
en el principal combustible de este sector, desplazando fundamentalmente al carbón y al 
combustóleo.

Por su parte, el fracking permitió la explotación competitiva de yacimientos no convencionales. 
El continuo perfeccionamiento de esta tecnología en EUA, tuvo como consecuencia que este 
país revirtiera su posición geopolítica al dejar de depender de las importaciones de gas natural 
de Canadá, así como de importaciones crecientes de GNL y, por el contrario, se convirtiera en un 
exportador del mismo. Adicionalmente, el aumento en la producción permitió mantener precios 
bajos para la industria de ese país (lo que ha beneficiado a México), a tal nivel de contar con el 
precio de referencia más bajo a nivel mundial.

23 Ediciones 2016 y 2017 del World Energy Issues Monitor del World Energy Council: https://www.worldenergy.org/publications/2016/
world-energy-issues-monitor-2016/ (p. 100-102) y (p. 137-139).
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Si bien estos dos cambios tecnológicos han favorecido a la industria del gas natural, es posible 
que la siguiente ronda de avances tenga efectos menos benéficos. Tomando en cuenta que 
su principal uso es la generación eléctrica, en caso de que la tecnología resolviera de manera 
económica los problemas de intermitencia de las fuentes renovables a través de baterías y de 
una administración más eficiente de la demanda (con redes inteligentes), la demanda de gas 
natural podría disminuir24.

Esta posibilidad fue estudiada recientemente por el Instituto Global McKinsey25 y concluyó que, 
si bien la demanda de gas natural seguiría creciendo en el corto plazo, en el futuro enfrentaría 
una mayor competencia por parte de las energías renovables. Dependiendo de la velocidad de 
cambio tecnológico en las energías renovables el escenario podría ser como se muestra en la 
Gráfica 1-11 a continuación, donde ante un desarrollo tecnológico moderado el consumo al 2035 
aumentaría un 39% en comparación con el 2013, y en un escenario de desarrollo tecnológico 
acelerado sólo crecería 1%.

Gráfica 1-11 Consumo mundial de gas natural bajo diferentes escenarios tecnológicos (MMMpcd)

Fuente: CNH con información de McKinsey Global Institute 

Finalmente, es importante señalar dos implicaciones que tendría la materialización de un 
riesgo tecnológico como el antes descrito en el caso de México. Por una parte, al incentivar 
la producción de gas natural se disminuiría el riesgo geopolítico de su dependencia de gas 
importado de EUA y, por el contrario, al no hacerlo, se quedaría con recursos en el subsuelo sin 
posibilidad de ser explotados (stranded assets), con las consecuencias económicas en términos 
de costo de oportunidad (o beneficios no materializados) que ello conlleva.

24 En el presente, las energías renovables, sobre todo la solar fotovoltaica, ya son sumamente competitivas en el precio de la energía 
general como lo atestiguan las recientes subastas realizadas en Arabia Saudita, Chile y México (en esta última los precios resultantes 
promedio fueron de 20.57 usd/MWh). El problema sigue siendo la disponibilidad intermitente de capacidad y energía, lo que lleva a 
un alto costo por el concepto de capacidad.
25 Beyond the supercycle: How technology is reshaping resources. McKinsey Global Institute, February 2017.
https://www.mckinsey.com/~/media/McKinsey/Business%20Functions/Sustainability%20and%20Resource%20Productivity/Our%20
Insights/How%20technology%20is%20reshaping%20supply%20and%20demand%20for%20natural%20resources/MGI-Beyond-the-
Supercycle-Executive-summary.ashx
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1.9 EXPERIENCIAS INTERNACIONALES 
EXITOSAS 

A nivel internacional existen varios casos de éxito en el desarrollo y promoción de la industria 
del gas natural; tal vez el caso de mayor relevancia es el de los EUA: de 2005 a 2017 incrementó 
su producción de manera significativa, pasando de 71.4 MMMpcd en 2009 a 90.9 MMMpcd en 
201726. Este incremento de 27.3% se debió principalmente al aumento de la producción de gas 
natural de yacimientos no convencionales.

En EUA se han aplicado diferentes políticas públicas que han propiciado el desarrollo del 
sector energético en ese país. Por ejemplo: incentivos fiscales, como la deducibilidad acelerada 
de gastos de capital; la instrumentación de subsidios y subvenciones para el desarrollo de la 
actividad petrolera tanto de entidades federales como estatales, así como exenciones fiscales o 
la provisión de bienes y servicios por parte del gobierno a precios subsidiados o por debajo de 
los precios de mercado.

Este tipo de acciones han permitido el incremento de la producción, lo que ha detonado el 
desarrollo integral de la cadena de valor del gas natural en este país; un ejemplo es la capacidad 
de procesamiento de gas natural que aumentó en este mismo periodo de 40.8 MMMpcd a 55.7 
MMMpcd27, lo que significó un crecimiento en el procesamiento de gas natural de 36.5%. Se 
estima que existen 551 centros procesadores de gas natural en todo EUA, los cuales cuentan con 
una capacidad de procesamiento de hasta 77.2 MMMpcd. Dichas plantas varían en su capacidad 
que van de una escala de 0.3 MMpcd a 2.1 MMMpcd28.

En relación con la infraestructura de transporte y almacenamiento, existe una red robusta 
totalmente interconectada para la realización de estas actividades en prácticamente todo el 
territorio de EUA. Actualmente se cuenta con más de 3 millones de millas de gasoductos y 
en 2016 se transportaron más de 25 billones de pies cúbicos (MMMMpc), lo que equivale a 
aproximadamente 70 MMMpcd29. En lo que se refiere a la actividad de almacenamiento 
subterráneo, se cuenta con una capacidad total de 9.2 MMMMpc, de los cuales 4.8 MMMMpc30 
son de gas de trabajo31; es decir, existe aproximadamente una capacidad de abasto de hasta 65 
días del consumo diario de esta nación.

El sector de gas natural de EUA se considera el más desarrollado y maduro en su operación a 
nivel mundial, ya que cuenta con una infraestructura vasta para desarrollar las actividades de 
producción, transporte, almacenamiento y procesamiento. El sector de gas natural norteamericano 
es tomado como referencia en el desarrollo, operación y regulación en diferentes países del 
mundo.

26 U.S. Natural Gas Production (Gross Withdrawals). EIA 
27 U.S. Natural Gas Processed. EIA
28 U.S. Plant – level – location and capacity of Natural Gas. EIA
29 U.S. Natural Gas Explained, “Natural Gas Pipelines”. EIA
30 U.S. Underground Natural Gas Storage Capacity. EIA
31 De acuerdo a la EIA el gas de trabajo es “El volumen de gas natural disponible para extraer de la capacidad total de almacenamiento.”
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Un caso similar al de los EUA es el de Australia. Esta nación, en un periodo de 10 años, incrementó 
su producción de gas natural más del 100%, pasando de 4.1 MMMpcd en 2007 a 10.9 MMMpcd 
en 2017, lo que significó un incremento del 165.6% en ese período, convirtiéndose en un país 
superavitario en cuanto a gas natural, ya que su consumo en 2017 fue de sólo 4.0 MMMpcd, 
teniendo un excedente de 6.9 MMMpcd32, lo que lo ha posicionado como el segundo mayor 
exportador de GNL a nivel mundial.

El incremento en la producción de gas natural en Australia se debe a varios descubrimientos 
tanto de recursos convencionales como de no convencionales, y a la realización de inversiones 
para el desarrollo de estos descubrimientos, en donde participan empresas tanto locales como 
foráneas, tales como: Santos, Woodside, Chevron, ConocoPhillips, ExxonMobil, Origin Energy, 
BG Group plc, Apache Corporation, INPEX Corporation, Total, Shell, y Statoil33.

El caso argentino merece un análisis especial ya que, ante la caída en la producción de gas, se 
realizaron cambios importantes en su regulación, como el declarar de interés público nacional 
la autosuficiencia en la producción de hidrocarburos en 2012, lo anterior debido a que, a partir 
del año 2011, inició su déficit en su autosuficiencia de gas34. En 2014 se reformó la Ley 27.007 de 
Hidrocarburos, las modificaciones se enfocaron a incentivar la producción de gas en yacimientos 
no convencionales, a través del otorgamiento de mayores plazos en la vigencia para el desarrollo 
de estos campos; reducción de las regalías y se estableció un régimen de promoción de 
inversiones para los proyectos de inversión mayores a los 250 millones de dólares35.

Asimismo, el 2 de marzo de 2017, el Ministerio de Energía y Minería publicó la Resolución 46-E/2017 
referente al programa de estímulos, mismo que tiene por objeto garantizar una remuneración 
mínima para los nuevos proyectos gasíferos de Vaca Muerta. Según esta resolución, las petroleras 
que se adhieran al plan recibirán un precio mínimo de US$ 7.5 por millón de BTU en 2018, de US$ 
7 en 2019, de US$ 6.5 en 2020 y de US$ 6 en 202136.

Actualmente, Argentina es uno de los pocos países que ha incursionado al desarrollo de los 
recursos no convencionales. En la región de Vaca Muerta operan ya empresas como Total, Shell, 
Wintershall, Chevron, Exxon, Tecpetrol, Pan-american, Pluspetrol, entre otras, y se espera que en 
el mediano plazo se incremente la producción nacional.

32 BP Statistical Review of World Energy, june 2017. BP
33 Australia, Country Analysis Brief. EIA
34 Argentina, Ley 26.741 mayo/2012
35 Argentina, Ley 27.007 octubre/2014
36 Argentina, Resolución 46-E/2017 marzo/2017
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2. EL MERCADO 
MEXICANO 

DE GAS
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Como se mostró en el capítulo anterior, el gas natural juega un papel fundamental en el sector 
energético a nivel internacional. Ello justifica la necesidad de revisar su papel en la política 

energética del país. Así, en este capítulo se describen, en primer lugar, la cadena de valor del gas 
natural y las actividades relacionadas, poniendo énfasis, tanto en el estado en que se encuentra 
la infraestructura de la industria, como en las condiciones actuales del mercado.
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2.1 DESCRIPCIÓN GENERAL DE LA CADENA 
DE VALOR EN MÉXICO

La cadena de valor del gas natural comprende cinco etapas que se llevan a cabo para la extracción 
del gas, contemplan desde los yacimientos en donde se origina, hasta su destino final a los 
diferentes sectores de la actividad económica.

Comenzamos con la etapa de exploración para corroborar la existencia de un yacimiento y su 
potencial en términos de factibilidad técnica y económica; la siguiente etapa es la de producción, 
también conocida como extracción; la tercera es la de procesamiento, en la que el gas natural se 
acondiciona de acuerdo con los estándares de calidad establecidos para su utilización, y en donde 
el gas se separa en sus componentes tanto en las baterías de compresión y separación, como 
en los complejos procesadores de gas (CPG). Es en esta etapa que se obtienen los diferentes 
productos asociados al gas natural: Condensados, metano, etano, gas L.P. (propano más butano) 
y los componentes de mayor peso molecular. Posteriormente, en la cuarta etapa se agrupan 
las actividades de logística, que para efectos de este estudio se consideraran las siguientes 
actividades: Transporte, almacenamiento y distribución. De manera transversal, desde que el 
gas natural está disponible luego del procesamiento, inicia el proceso de comercialización, que 
consiste en la gestión de la compraventa de la molécula, así como de los servicios de logística.

A nivel internacional, en el sector energético a las actividades de exploración y producción se 
les denomina como upstream, mientras que al procesamiento y logística vinculada al mismo 
(transporte y almacenamiento), se les conoce como midstream, finalmente a la comercialización 
y su logística (distribución) se le llama downstream.

La Figura 2-1 muestra de manera esquemática la cadena de valor del gas natural en México.
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Figura 2-1 Cadena de valor del gas natural en México
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2.2 EXPLORACIÓN

La exploración inicia con la adquisición de datos sísmicos para realizar los análisis de evaluación 
de cuencas, sistemas petroleros y del potencial del contenido de hidrocarburos que, en 
conjunto, permitirán estimar los recursos prospectivos. El proceso exploratorio no termina con 
el descubrimiento de un yacimiento a través de la perforación de un pozo exploratorio, sino 
que continúa con la etapa de evaluación, mediante la perforación de pozos delimitadores que 
permiten definir los límites del yacimiento descubierto y termina una vez que se estima el tamaño 
del mismo y se emite la declaratoria de comercialidad.

2.3 PRODUCCIÓN O EXTRACCIÓN

La extracción o producción del gas natural consiste en la obtención del hidrocarburo desde el 
yacimiento en el subsuelo. Dado que el gas natural extraído, generalmente está acompañado de 
sedimentos, agua y, dependiendo del tipo de yacimiento, de aceite o condensados,  los cuales 
son separados en las instalaciones de producción. El gas natural es conducido mediante una 
red de ductos desde las instalaciones de separación en los pozos productores hasta llegar a las 
baterías de separación y compresión para separar los condensados (naftas y gasolinas naturales), 
y posteriormente a los CPG, en donde se separa el metano de otros gases. Tratándose de la 
producción de gas seco, si la calidad lo permite, éste puede ser conducido directamente desde 
las instalaciones de separación en los pozos productores hasta la red de transporte.

El gas natural que se extrae de los yacimientos de hidrocarburos se puede encontrar de dos 
formas:

1.	 COMO GAS NATURAL ASOCIADO AL PETRÓLEO
En los yacimientos de gas natural asociado, dependiendo de las 
condiciones de presión y temperatura, el gas se puede encontrar 
de forma libre, comúnmente denominado gas de casquete, o 
como gas en solución, disuelto en el aceite, el cual se separa de la 
fase líquida y crea una fase libre al experimentar una disminución 
de presión y temperatura dentro del yacimiento.

2.	 COMO GAS NATURAL NO ASOCIADO 
El gas natural no asociado es el gas que se encuentra en un yacimiento 
de hidrocarburos y cuya composición es de hidrocarburos muy 
ligeros, principalmente metano, y que no forman una fase líquida a 
las condiciones de presión y temperatura del yacimiento.
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2.4 PROCESAMIENTO

En los CPG se realizan las actividades de separación del gas natural en metano, etano, propano, 
butano y otros compuestos más pesados. Este procesamiento, que se puede apreciar de manera 
esquemática en la Figura 2-2, tiene tres fases: endulzamiento, recuperación de licuables y 
fraccionamiento.

Figura 2-2 Procesamiento del gas natural

Fuente: Modificado de PEMEX Gas y Petroquímica Básica, Presentación Procesos Industriales 2006

La fase de endulzamiento consiste en separar el ácido sulfhídrico (H2S) y el dióxido de carbono 
(CO2) de la corriente de gas natural y del condensado amargo provenientes de los campos de 
extracción. Esta separación se realiza mediante absorción selectiva con una solución acuosa 
a base de una formulación de aminas, la cual circula en un circuito cerrado para regenerarse 
y utilizarse nuevamente. En esta fase se obtiene gas ácido (H2S y CO2), gas húmedo dulce y 
condensado dulce. El primero se envía a plantas de recuperación de azufre; el gas húmedo dulce 
a la segunda fase, de recuperación de licuables o líquidos del gas, mientras que los condensados 
se envían a la tercera fase, hacia plantas fraccionadoras.

La fase de recuperación de licuables se lleva a cabo mediante procesos criogénicos o de 
absorción. El proceso criogénico recibe el gas húmedo dulce de la primera fase y pasa por un 
proceso de deshidratación para remover el agua. Posteriormente, el gas se somete a procesos 
de enfriamiento y variaciones de presión que hacen posible la condensación de los hidrocarburos 
más pesados, tales como el etano, propano y butano, que son separados y enviados a la tercera 
fase, la de fraccionamiento. El gas obtenido de la separación pasa a través de unos expansores, 
donde la corriente tiene un cambio súbito de presión y temperatura, después se inyecta a una 
torre desmetanizadora para obtener gas residual, básicamente metano (CH4), que queda en 
condiciones para ser comercializado.
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Figura 2-3 Ubicación de los CPG de PEMEX

Fuente: CNH con información de SENER

En el proceso de absorción se utiliza un aceite de elevado peso molecular que, al entrar en 
contacto con el gas húmedo dulce absorbe los líquidos presentes en el gas dando lugar, por una 
parte, a un gas seco residual, listo para ser comercializado. Por otra parte, el líquido absorbido 
pasa a una sección de vaporización y destilación, en donde se separan los hidrocarburos ligeros, 
obteniéndose al final una corriente líquida de etano con otros hidrocarburos más pesados, que 
son enviados a la fase de fraccionamiento, así como una corriente de aceite absorbente pobre 
que se vuelve a utilizar en el proceso.

Es importante aclarar que, posterior al endulzamiento y recuperación de licuables, el gas que se 
obtiene es gas seco, el cual se junta con el gas seco importado y con el gas seco que proviene 
directamente de campos. Estas corrientes conforman la oferta nacional de gas natural, una parte 
es destinada a las actividades operativas de las propias empresas que llevan a cabo este proceso 
(PEMEX era la única hasta antes de la reforma), mientras que otra es inyectada al Sistema de 
Transporte y Almacenamiento Nacional Integrado de Gas Natural (SISTRANGAS) para su 
comercialización. En la Tabla 2-1 y la Figura 2-3 se muestra la ubicación y la capacidad total de 
procesamiento de gas natural en México (comprende los nueve CPG de PEMEX).

Tabla 2-1 Capacidad y nivel de procesamiento de los CPG 2017

Fuente: CNH con información de PEMEX

CONCEPTO MMpcd

Capacidad instalada de endulzamiento de gas amargo 4,523

Capacidad instalada de recuperación de líquidos 5,912

Proceso de endulzamiento de gas amargo (2017) 2,688

Recuperación de líquidos del gas dulce (2017) 3,199

Producción de gas seco (2017) 2,663

Sistema Nacional de Gasoductos (SNG)

CPG
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2.5 LOGÍSTICA: TRANSPORTE, 
ALMACENAMIENTO Y DISTRIBUCIÓN

El transporte, almacenamiento y distribución de gas natural suceden en diferentes etapas de 
la cadena de valor. Sin embargo, el elemento de mayor tamaño es aquel donde el gas seco 
producido o importado se conduce desde su punto de origen hacia los puntos de consumo, que 
pueden estar ubicados directamente en el sistema de transporte de gas natural (interconexión 
de grandes usuarios) o en los sistemas de distribución que se interconectan en las zonas urbanas 
o en parques industriales. El punto de origen puede ser:

1.	 Los CPG; que en el caso de México todos son operados por PEMEX y se 
encuentran interconectados con el SISTRANGAS;

2.	 Las interconexiones con los ductos que provienen directamente de los 
campos gasíferos;

3.	 Las interconexiones en la frontera con ductos en el extranjero (EUA), 
denominados ductos de internación;

4.	 Las plantas de regasificación de GNL, y
5.	 Los sistemas de almacenamiento.

La Figura 2-4 muestra los principales puntos de inyección al sistema (CPG, puntos de internación 
y plantas de GNL) y su interconexión con la red de gasoductos existentes y por concluir en 2018, 
lo que permite la conducción de gas en el país (actualmente, México cuenta con 24 puntos de 
internación, de los cuales 22 están en operación y dos en construcción que entrarán en operación 
en 201837).

Figura 2-4 CPG, puntos de internación y plantas de GNL en el país

37 Estatus de Gasoductos, junio 2018. SENER. 
   https://www.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/338955/Estatus_de_gasoductos_junio_2018.pdf

Gasoductos en operación

Gasoductos en construcción

Terminal de GNL

Punto de Internación

Centro Procesador de Gas

Fuente: CNH con información de SENER, CRE y CENAGAS
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De entre los sistemas de transporte de gas natural en México, el de mayor importancia es el 
SISTRANGAS. Se trata de un conjunto de sistemas interconectados e integrados para efectos 
tarifarios, mismo que se compone por el Sistema Nacional de Gasoductos (SNG), propiedad 
del Centro Nacional de Control del Gas Natural (CENAGAS), que funge como sistema central, 
y por seis sistemas periféricos privados, todos ellos gestionados por el mismo CENAGAS, en su 
carácter de gestor independiente del sistema integrado.

El SISTRANGAS se abastece a través de diversos puntos de inyección, como son los puntos de 
importación, campos gasíferos y CPG, entre los cuales los más importantes son los de Ciudad 
PEMEX, Nuevo PEMEX y La Venta, ubicados en el Estado de Tabasco, así como el CPG Cactus, 
ubicado en el Estado de Chiapas. Dicho sistema de transporte cuenta con una longitud total de 
10,068 km y tiene una capacidad de transporte estimada de 6,307 MMpcd38.

Además del SISTRANGAS operan otros gasoductos privados, no integrados para efectos 
tarifarios, que complementan la red de transporte por ducto de gas natural en el país. La Figura 
2-5 muestra los principales gasoductos de dicha red, cuya longitud sobrepasa a la fecha los 14,400 
km y llegará a los 19,000 km en 2018, incluyendo aquellos proyectos que están en desarrollo. 
La Tabla 2-2, Tabla 2-3 y Tabla 2-4 describen las características básicas de los mencionados 
gasoductos, así como la de aquellos que se encuentran en fase de proyecto.

Figura 2-5 Red de principales gasoductos

38 CENAGAS, https://www.gob.mx/cenagas/acciones-y-programas/cenagas-y-sistrangas-83500

Gasoductos en operación
Gasoductos en construcción
Gasoductos en proyecto

Identificación de 
gasoducto de acuerdo 
con tablas 2-2, 2-3 y 2-4

Fuente: CNH con información de SENER, CRE y CENAGAS
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Tabla 2-2 Principales gasoductos de transporte en operación

1 Sistema Nacional de Gasoductos (SNG) 8,867 5,709
48, 42, 36, 30, 
24, 22, 20, 16, 
12, 10, 8, 6, 4

2 Sistema Naco-Hermosillo (SNH) 339 90 16

3
Kinder Morgan Monterrey 
(Ciudad Mier - Pesquería)

137 345 24

4
Gasoductos de Chihuahua
(San Agustín Valdivia - Gloria a Dios

38 322 24

5

Gasoducto Mayakán
(Ciudad Pemex - Valladolid)

Ciudad PEMEX – Nuevo PEMEX
(Ampliación Mayakán)

694

75

300

24, 22, 16, 10 
y 6

30

6
Tejas Gas de Toluca
(Palmillas – Santiago Tianguistengo)

175 96 16 y 4

7
Gasoducto del Bajío
(Valtierrilla – Aguascalientes)

204 90 12 y 16

8
Transportadora de Gas Natural de Baja California 
(Tijuana – Rosarito)

36 940 30

9
Gasoducto Rosarito
(TARG GNL Ensenada – Los Algodones)

302 41 30 y 42

10
Gasoducto Aguaprieta
(Frontera México / EUA – CCC Naco Nogales)

13 215 20

11
Gasoductos de Tamaulipas 
(Reynosa – San Fernando)

114 1,000 y 1,460 36

12
Gasoductos del Río
(Ciudad Bravo – Anáhuac)

58 410 30, 20 y 16

13

Transportadora de Gas Natural de la Huasteca
(Naranjos – Tamazunchale)

Transportadora de Gas Natural de la Huasteca
(Tamazunchale – El Sauz)

127

229

886

634

36

14
Corredor de Chihuahua (Tarahumara Pipeline)

(San Isidro – El Encino)
381 850 36

15

Energía Occidente de México-Trayecto 1
(Terminal GNL – Polo de generación Manzanillo)

Energía Occidente de México-Trayecto 2
(Terminal GNL – El Castillo)

5

316

500

320

24

30

16

Gasoducto de Aguaprieta
(Sásabe – Puerto Libertad)

Gasoducto de Aguaprieta
(Puerto Libertad – Guaymas)

Gasoducto de Aguaprieta
(Guaymas – El Oro)

218

297

430

770

770

202

36

36

30
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Fuente: CNH con información pública de SENER, CRE y CENAGAS

ID GASODUCTO LONGITUD 
(km)

CAPACIDAD 
(MMpcd)

DIÁMETRO 
(pulgadas)

17
Gasoducto Morelos (primera etapa)
(Gasoducto 30” – CCC Centro)

113 156 30

18
Gasoducto Zacatecas
(Aguascalientes – Calera)

172 40 12

19
Gasoducto Los Ramones
Fase I (Camargo – Los Ramones)

116 2,100 48

20
Frontera – Argüelles
(Energy Transfer)

3 140 24

21
Los Ramones Fase II
(tramo Norte)

447 1,430 42

22
Los Ramones Fase II
(tramo Sur)

291 1,430 42

23
Gasoducto San Isidro – Samalayuca (IEnova)
(San Isidro – Samalayuca)

24 1,220 42

24
Gasoducto Ojinaga – El Encino (IEnova)
(Ojinaga – El Encino)

221 1,356 42
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Tabla 2-3 Principales gasoductos de transporte en desarrollo

Tabla 2-4 Gasoductos en proyecto

Fuente: CNH con información pública de SENER, CRE y CENAGAS

Fuente: CNH con información pública de SENER, CRE y CENAGAS

25

Transportadora de GN del Noroeste
(El Encino – Topolobampo)

Transportadora de GN del Noroeste
(El Oro – Mazatlán)

560

430

670

202

2017

2018

26

Transportadora de Gas Natural de la Huasteca
(Tuxpan – Tula)

Transportadora de Gas Natural de la Huasteca
Tula – Villa de Reyes

283

420

886

886

2017

2018

27

Fermaca Pipeline
Encino – La Laguna

Fermaca Pipeline
La Laguna – Aguascalientes

Fermaca Pipeline
Villa de Reyes – Guadalajara

423

451

374

1,500

1,189

886

2017

2018

2018

28
Carso Gasoductos
Samalayuca – Sásabe

614 472 2018

29
Infraestructura Marina del Golfo
Sur de Texas – Tuxpan

742 2, 600 2018

30
Nueva Era Pipeline (Midstream de México)
(Webb County, EUA – Monterrey)

273 504 2017

ID GASODUCTO LONGITUD 
(km)

FECHA DE 
LICITACIÓN ENTRADA EN OPERACIÓN

31 Jáltipan – Salina Cruz 247 2017-2018 2020-2022

32 Lázaro Cárdenas – Acapulco 331 2017-2019 2020-2022

33 Ramones – Cempoala 855 Sujeto a Plan Quinquenal 2020-2024

34 Salina Cruz – Tapachula 400 Privado

35 Mérida - Cancún 300 Privado
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Con respecto a la infraestructura de interconexión con puntos de importación, a la fecha existen 
24 puntos de internación en la frontera norte del país39, de los cuales 18 se interconectan con 
otros ductos de transporte para el suministro nacional; 3 son para alimentar los sistemas de 
distribución en Mexicali, Cd. Juárez y Piedras Negras, y 3 son de autoabastecimiento. La Figura 
2-6 muestra dichos puntos de internación.

El desarrollo de la mayor parte de la infraestructura de transporte de gas natural fue producto 
de un proceso de planificación por parte de un grupo de trabajo coordinado por la SENER, 
en el que participaron PEMEX y la Comisión Federal de Electricidad (CFE) con el objetivo de 
desarrollar proyectos en el periodo 2014-2018 para satisfacer la demanda de gas natural del país, 
tomando como base los proyectos contenidos en el Plan Nacional de Infraestructura 2014-2018 
(PNI).

39 El punto de internación número 20 “Reynosa” está conformado por 3 puntos de internación, que son Reynosa 1, Reynosa 2 y 
Reynosa 3.

Fuente: CNH con información de CENAGAS y CRE

Figura 2-6 Puntos de internación

1. Tijuana
2. Mexicali
3. Los Algodones
4. Río Colorado
5. Sásabe
6. Nogales
7. Naco
8. Agua Prieta
9. San Jerónimo
10. Ciudad Juárez
11. El Hueco

12. San Isidro
13. Ojinaga
14. Acuña
15. Piedras Negras
16 Colombia
17. Ciudad Mier
18. Camargo
19. Argüelles
20. Reynosa
21. Río Bravo
22. Matamoros
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Para el desarrollo de los proyectos, las Empresas Productivas del Estado, PEMEX y CFE fueron los 
usuarios ancla de los contratos de largo plazo para licitar los nuevos gasoductos. Los proyectos 
fueron licitados conforme al procedimiento establecido en la Ley de Hidrocarburos. Las Empresas 
Productivas del Estado licitaron el servicio de transporte, la infraestructura es desarrollada por un 
tercero y se sujeta a la obligación de acceso abierto.

La Ley de Hidrocarburos establece que el CENAGAS, en su carácter de gestor técnico del 
SISTRANGAS, debe elaborar el documento de planeación: Plan Quinquenal de Expansión 
del SISTRANGAS y presentarlo a la SENER para su aprobación y publicación. El primer Plan 
Quinquenal del SISTRANGAS 2015-2019 fue publicado por la SENER en diciembre de 2015 y 
tiene como base los proyectos incluidos en el PNI. El Plan Quinquenal contiene además de la 
planeación indicativa, los proyectos que la SENER considera como estratégicos o de cobertura 
social en los términos de la Ley de Hidrocarburos.

Conforme a la Ley de Hidrocarburos, cada año se lleva a cabo una revisión del Plan Quinquenal 
para verificar su vigencia frente a la evolución de las condiciones del mercado de gas natural. A 
la fecha se han llevado a cabo tres revisiones que fueron publicadas por la SENER el 25 de julio 
de 2016, el 31 de marzo de 2017 y 27 de marzo de 2018, respectivamente.

El CENAGAS fue creado para encargarse de la gestión, administración y operación del 
SISTRANGAS, siendo un organismo público descentralizado de la Administración Pública 
Federal, sectorizado a la Secretaría de Energía, con personalidad jurídica y patrimonio propios; 
es decir este organismo rompió la integración vertical que existía con PEMEX como transportista 
y comercializador, beneficiando así la creación de un mercado competitivo de gas natural. 
El CENAGAS debe garantizar el acceso abierto y no indebidamente discriminatorio en la 
infraestructura bajo su gestión. Además, CENAGAS deberá llevar a cabo las licitaciones de los 
proyectos estratégicos y de cobertura social determinados por la SENER.

Tratándose de proyectos no considerados como estratégicos, las Empresas Productivas del 
Estado y los particulares podrán desarrollar proyectos de infraestructura actuando bajo su propia 
cuenta y riesgo. Asimismo, los desarrollos de proyectos de infraestructura incluirán la realización 
de Temporadas Abiertas en los términos que establezca la Comisión Reguladora de Energía (CRE).

El desarrollo de la infraestructura de gasoductos contenida en el Plan Quinquenal permitirá 
atender el crecimiento de la demanda40 y evitar alertas críticas por insuficiencia de capacidad de 
entrega en la red41.

40 Más que desarrollo de nuevos gasoductos CENAGAS ha venido manifestando la necesidad de nuevas interconexiones entre la 
infraestructura existente, así como la incorporación de estaciones de compresión. Por otra parte, es interesante que en una consulta 
voluntaria y no vinculante con posibles interesados realizada del 28 de septiembre al 18 de octubre de 2017, CENAGAS recibió 
manifestaciones de interés por hasta 4,620 mmpcd de capacidad adicional en base firme en el SISTRANGAS, y un interés por 3.68 
bcfd de capacidad de almacenamiento. 
41 Se estima que de 2002 a 2011 se presentaron aproximadamente 85 alertas críticas en todo el país, con una reducción en la oferta 
de 165 mmpc en promedio por cada alerta, lo que representó una afectación total de cerca de 13,900 mmpc. Posteriormente, entre 
2012 y 2013 el número de alertas se redujo a 35 alertas críticas, aunque con una afectación promedio de 250 mmpc
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En cuanto al almacenamiento, existen 3 terminales de GNL y regasificación: dos en el Pacífico 
(Ensenada y Manzanillo) y otra en el Golfo de México (Altamira). La de Ensenada, en Baja 
California, se encuentra interconectada al Gasoducto Rosarito y actualmente su utilización es casi 
nula. La de Manzanillo, en Colima se interconecta al Gasoducto Energía Occidente de México, 
el cual a su vez se interconecta con el SISTRANGAS en Jalisco. La de Altamira, en Tamaulipas se 
interconecta directamente al SISTRANGAS. La capacidad de almacenamiento y regasificación 
de estas terminales se muestra en la Tabla 2-5.

Tabla 2-5 Terminales de GNL y de almacenamiento de gas natural

Fuente: Prospectiva de Gas Natural 2017-2031 SENER

Adicionalmente a las terminales de GNL, existe un permiso otorgado a un proyecto de 
almacenamiento subterráneo en domos salinos localizados en Tuzandépetl, Veracruz42, mismo 
que aún no ha sido desarrollado. Sin embargo, a partir de las necesidades operativas de 
CENAGAS es posible que pudiera empezar a hacerlo en breve43. En este mismo contexto, el 
Instituto Mexicano del Petróleo (IMP) presentó al CENAGAS un estudio referente a la ubicación 
de nueve sitios en campos agotados como prospectos para almacenamiento subterráneo de 
gas natural. Estos campos como se muestra en la Figura 2-7, se encuentran cerca de la red del 
SISTRANGAS, lo cual viabiliza su desarrollo.

42 Actualmente el estado del permiso es de “Inactivo” de acuerdo con la CRE, Permisos de Almacenamiento de Gas Natural, 
“Almacenamiento Subterráneo del Istmo, S.A. de C.V.” No. de Premiso G/202/ALM/2007. http://organodegobierno.cre.gob.mx/
permiso.aspx?id=188
43 En esa misma zona (Tuzandépetl y Chapala) actualmente se encuentran operando dos instalaciones de almacenamiento 
subterráneo, una de petróleo crudo a cargo de PEMEX y otra de GLP a cargo de Almacenamientos Subterráneos del Sureste (Cydsa)

ALTAMIRA, 
TAMAULIPAS

ENSENADA, 
BAJA CALIFORNIA

MANZANILLO, 
COLIMA

Capacidad de GNL almacenado (MMpc) 10.59 11.30 10.59

Capacidad de regasificación (MMpcd) 670-1119 1000-1300 500
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Figura 2-7 Terminales de GNL y prospectos de almacenamiento subterráneo

Fuente: CNH con información de CENAGAS y CRE

Es importante mencionar que, la SENER emitió la Política Pública en materia de almacenamiento 
de gas natural, misma que tiene por objeto, garantizar el almacenamiento y de suministro de 
hidrocarburos y petrolíferos, a fin de salvaguardar los intereses y la seguridad nacionales.

Adicionalmente al transporte y al almacenamiento, otra actividad logística necesaria para llevar 
el gas natural al mercado, especialmente a los usuarios medianos y pequeños, es la distribución. 
Esta actividad consiste en recibir, conducir y entregar gas natural a través de una red de tuberías 
e instalaciones que operan a media y baja presión a usuarios en determinados centros de 
población. En términos del marco legal y regulatorio vigente, para llevar a cabo este servicio, se 
requiere de un permiso de distribución de gas natural que es otorgado para una zona geográfica 
(ZGD) considerando las características técnicas y económicas inherentes a dicha actividad que 
permitan el desarrollo rentable y eficiente de la red en cuestión, así como la viabilidad de 
su estructura de costos y de los planes de desarrollo urbano aprobados por las autoridades 
competentes.

Terminales de GNL:
1. Ensenada
2. Altamira
3. Manzanillo

Gasoductos en operación
Gasoductos en construcción

Proyectos de almacenamiento 
subterráneo:

Cavernas salinas:
1. Tuzandépetl-Shalapa

Campos agotados:
2. Brasil
3. 18 de marzo
4. JAF
5. Aral
6. Saramako
7. Acuyo
8. Bitzal
9. Acachu
10. Xicalango



53

Figura 2-8 Zonas geográficas de distribución

Fuente: CNH con información de CRE

Actualmente, existen 30 ZGD a cargo de 44 permisionarios44. De estas zonas, las últimas 4 se 
determinaron después de la Reforma Energética, cuando la exclusividad de doce años para 
el primer distribuidor había desaparecido. La Figura 2-8 muestra la ubicación de las ZGD en el 
territorio nacional.

Es importante señalar que el 18 de diciembre de 2017, la CRE aprobó el “Acuerdo por el 
que la CRE determina a todo el territorio nacional como Zona Geográfica Única para fines 
de distribución de gas natural” A/070/201745, dicho Acuerdo establece que todo el territorio 
nacional se considerará como Zona Geográfica Única para distribución de gas natural, lo anterior 
con el objeto de no conferir ningún tipo de exclusividad regional a los permisionarios en las 
actividades de distribución y con ello lograr la implementación de un mercado con mayores 
niveles de competencia.

44 En principio, la CRE puede otorgar diversos permisos dentro de una misma ZGD a quienes satisfagan los requisitos establecidos 
en la ley, bajo la premisa de que las redes se desarrollen de manera sustentable.
45CRE.https://www.gob.mx/cre/prensa/la-cre-aprobo-la-determinacion-de-la-zona-geografica-unica-para-la-distribucion-de-gas-
natural

16. Bajío (Bajío + Bajío Norte)
17. La Laguna-Durango
18. Puebla-Tlaxcala
19. Guadalajara
20. Morelos
21. Noroeste
22. Veracruz
23. Sinaloa
24. Tijuana
25.  Morelia
26. Lara Grajales-San José Chiapa
27. Tabasco (post-Reforma)
28. Campeche (post-Reforma)
29. Mérida (post-Reforma)
30. Península (post-Reforma)Zonas geográficas de distribución:

1. Mexicali
2. Sonora (antes Hermosillo)
3. Piedras Negras
4. Chihuahua
5. Saltillo
6. Toluca
7. Monterrey
8. Nuevo Laredo
9. Ciudad Juárez
10. Río Pánuco
11. Occidente
12. Norte de Tamaulipas
13. D.F. (Ciudad de México)
14. Valle Cuautitlán-Texcoco-Hidalgo
15. Querétaro
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46 CRE. Acuerdo Núm. A/026/2017 “ACUERDO de la Comisión Reguladora de Energía que deja sin efectos la 
metodología para la determinación de los precios máximos de gas natural objeto de venta de primera mano, aprobada 
mediante la resolución RES/998/2015, y elimina el precio máximo de gas natural objeto de venta de primera mano para 
que se determine bajo condiciones de libre mercado”.

El desarrollo de la infraestructura para la distribución del gas natural ha sido paulatino, sobre 
todo en lo que se refiere a su uso en el sector residencial y como gas natural vehicular (GNV). Tal 
y como se verá más adelante, al caracterizar la demanda en el mercado mexicano, el consumo 
de gas natural en estos usos no llega al 2%. Una de las razones que explica lo anterior es la 
asimetría regulatoria que prevaleció durante varios años entre el gas natural y los combustibles 
que podría haber sustituido: el Gas Licuado de Petróleo (GLP) a nivel doméstico y la gasolina 
y diésel en el sector transporte. Mientras que el precio del gas natural seguía una referencia 
internacional, aunado a que el gas natural de producción nacional se regulaba por medio de la 
metodología de Ventas de Primera Mano que tuvo vigencia hasta el 15 de junio de 201746, los 
otros combustibles fueron subsidiados, distorsionando los precios y por tanto las decisiones de 
los consumidores.

Con la Reforma Energética se han eliminado estas distorsiones; sin embargo, la penetración 
del gas natural no será rápida debido a los costos de sustitución y las barreras de entrada para 
el desarrollo de la infraestructura requerida. Por una parte, el cambio a gas natural implica la 
adaptación de instalaciones de aprovechamiento a nivel doméstico y comercial, así como la 
conversión de las instalaciones internas de los vehículos en talleres especializados para que 
puedan usar el GNV. Por otra parte, la ampliación de las redes de distribución y las estaciones de 
servicio de GNV requiere de autorizaciones en materia de licencias y permisos de construcción 
por parte de los municipios, así como aprobaciones por parte de autoridades locales de 
protección civil. 

La Tabla 2-6 muestra la cobertura de varios sistemas de distribución comparada con el compromiso 
original establecido en el permiso otorgado por la CRE. Como se puede observar, con algunas 
excepciones, el grado de avance es relativamente bajo por las razones anteriormente expuestas.
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Fuente: CNH con información de CRE y SENER

Tabla 2-6 Cobertura de las principales zonas geográficas de distribución en el país 
(número de usuarios)

ZGD COBERTURA OBJETIVO COBERTURA A 2016 % DE AVANCE

Mexicali 25,346 24,657 97%

Chihuahua 51,453 114,567 223%

Sonora 26,250 Sin avance ND

Saltillo 40,027 96,510 241%

Toluca 47,279 38,423 81%

Río Pánuco 28,338 8,478 30%

Norte de Tamaulipas 36,447 5,922 16%

Monterrey/GNM 557,052 838,077 150%

D. F. (Ciudad de México) 439,253 484,318 110%

Valle Cuautitlán-Texcoco 374,698 51,921 14%

Querétaro 50,001 18,980 38%

Bajío (Bajío + Bajío Norte) 128,099 171,673 134%

La Laguna – Durango 50,084 50,866 102%

Puebla – Tlaxcala 68,196 34,761 51%

Guadalajara 180,558 12,788 7%

Occidente 28,954 Sin avance ND

Veracruz 135,846 Sin avance ND



56

2.6 COMERCIALIZACIÓN

La comercialización es una actividad transversal a lo largo de la cadena de valor del gas natural que 
suma valor a través de aportar eficiencia en la compraventa de este hidrocarburo y en la contratación 
de los servicios de transporte, almacenamiento o distribución requeridos para entregar el gas 
a los usuarios que así lo requieran47. El contrato de comercialización especifica el alcance de 
los servicios contratados. La comercialización no implica la propiedad de la infraestructura y, en 
principio, debe ser realizada por entidades legalmente distintas a las titulares de los permisos 
de infraestructura, con el fin de evitar conflictos de interés, subsidios cruzados y cualquier 
comportamiento estratégico que tenga por objeto desplazar indebidamente a competidores en 
la actividad. En este mismo sentido, la propiedad cruzada entre la comercialización y el transporte 
por ducto y el almacenamiento requiere de la autorización por parte de la CRE, previa opinión 
favorable de la Comisión Federal de Competencia Económica (COFECE).

Con la Reforma Energética se impulsa la comercialización bajo condiciones de mayor 
competencia. Para ello se implementaron varias medidas aplicables a PEMEX, entre las cuales 
destacan la desintegración vertical del entonces organismo PEMEX Gas y Petroquímica Básica, 
que transfirió sus activos de transporte a CENAGAS, y la expedición de regulación asimétrica, 
dada su condición de actor dominante en dicha actividad. Con respecto a esta última medida, 
PEMEX deberá ceder 70% del volumen de su cartera de comercialización a través de un programa 
aprobado y supervisado por la CRE (RES/997/2015)48.

Adicionalmente a lo anterior, la CRE determinó desregular el precio de venta de primera mano 
(VPM) en todo el país, con lo cual se eliminaron algunas distorsiones que daban como resultado 
un precio inferior al que debería de presentarse en condiciones plenas de mercado, lo que 
complicaba la competencia de otros comercializadores y limitaba la posibilidad de reflejar en los 
precios las condiciones de oferta en el sur o eventualmente la necesidad de nueva infraestructura.

Como resultado de las medidas antes referidas, a la fecha se han otorgado 59 permisos para 
la prestación del servicio de comercialización: 18 en 2015, 24 en 2016 y 17 en 2017, lo que 
nos permite afirmar que en el mercado ya existe competencia, mejorando las condiciones en 
las que los usuarios finales (industria eléctrica, industria manufacturera, comercios, hogares y 
transportistas) consumen el gas natural.

47 La desagregación de actividades en la industria del gas natural, también denominada desintegración vertical, permite a los usuarios 
adquirir por separado el producto de cada eslabón de la cadena de valor (molécula en el punto de origen, así como cada segmento 
de la cadena logística), o bien contratar los servicios de un comercializador que gestione las compras y contrataciones pertinentes 
para entregar un producto en agregado.
48 Con el fin de implementar el Programa de Cesión de Contratos, la CRE expidió la resolución RES/048/2017 que dividió dicho 
programa en tres fases. Con base en información entregada por PEMEX Transformación Industrial (la nueva subsidiaria a cargo de 
la comercialización de gas natural), al 5 de septiembre de 2017 los resultados de la fase I del programa indicaban una cesión de 
32.16% del volumen de la cartera de comercialización. Actualmente se encuentra en consulta en la COFEMER el Acuerdo por el que 
la Comisión Reguladora de Energía determina las características de las Fases II y III del programa establecido en las Resoluciones 
RES/997/2015 y RES/048/2017.
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3. DISPONIBILIDAD 
DE GAS 

NATURAL
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En este capítulo se presenta un análisis sobre el potencial con que cuenta el país en términos 
de reservas y recursos prospectivos de gas natural. Dicho análisis se aborda desde una 

perspectiva geológica-petrolera y económica, y tiene como objetivo proponer un conjunto de 
iniciativas que promuevan de una manera más activa el desarrollo de la exploración y producción 
nacional del gas natural.

Adicionalmente, y como se comentó en el capítulo anterior, el gas natural es también una 
importante fuente de suministro para la industria petroquímica, lo que justifica la inclusión de un 
análisis de la disponibilidad de precursores petroquímicos.
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3.1 PROVINCIAS PETROLERAS DE MÉXICO

En México se identifican ocho provincias petroleras, dos son provincias marginales: Chihuahua 
y Golfo de California, que, aunque cuentan con potencial productor, en la actualidad no tienen 
producción y han sido exploradas sólo de manera incipiente. Las seis provincias restantes cuentan 
con reservas y alto potencial de producción de hidrocarburos (Figura 3-1). Dos de esas provincias 
son terrestres; cinco son transicionales, es decir que tienen una porción terrestre y una porción 
marina en aguas someras (entre 0 y 500 m de tirante de agua), y una más es marina.

Figura 3-1 Provincias petroleras de México

Fuente: CNH 

1. Burgos
2. Sureste
3. Golfo de México Profundo
4. Sabinas, Burro-Picachos
5. Tampico-Misantla
6. Veracruz
7. Chihuahua
8. Golfo de California



60

En este estudio se han definido diecisiete provincias y sub provincias petroleras49, para efectos de 
comparación, cuando se habla de Sureste se agregan Cuencas del Sureste, Cinturón Plegado de 
Chiapas y Plataforma de Yucatán. Cuando se refiere a Golfo de México Profundo, se incluye Abisal 
del Golfo de México, Cinturón Plegado de Catemaco, Cinturón Plegado Perdido, Cordilleras 
Mexicanas, Escarpe de Campeche, Salina del Bravo y Salina del Istmo, que se muestran en la 
Figura 3-2.

Figura 3-2 Provincias y subprovincias petroleras de México

Fuente: CNH

49 PEMEX. Área donde ocurren cantidades comerciales de petróleo en donde se han identificado condiciones favorables para la 
acumulación de hidrocarburos.
50 CNH, Atlas Geológico de Cuencas del Sureste. 
51 CNH, Atlas Geológico de Aguas Profundas del Golfo de México. 
52 Provincias Petroleras de México, 2010. Subdirección Técnica de Exploración, PEMEX Exploración y Producción.

1. Abisal del Golfo de México
2. Burgos
3. Cinturón Plegado Catemaco
4. Cinturón Plegado de Chiapas
5. Cinturón Plegado Perdido
6. Complejo Volcánico de los Tuxtlas
7. Cordilleras Mexicanas
8. Escarpe de Campeche
9. Macuspana
10. Pilar Reforma-Akal
11. Plataforma Burro-Picachos
12. Plataforma de Yucatán
13. Sabinas
14. Salina del Bravo
15. Salina del Istmo
16. Tampico-Misantla
17. Veracruz

Golfo de México Profundo
Sureste
Sabinas, Burro-Picachos
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Fuente: CNH

Figura 3-3 Principales provincias petroleras de México

1. Burgos
2. Sureste
3. Golfo de México Profundo
4. Sabinas, Burro-Picachos
5. Tampico-Misantla
6. Veracruz

Por su potencial productivo a corto y mediano plazo, seis provincias petroleras destacan por 
su importancia: Sabinas, Burro-Picachos, Burgos, Tampico-Misantla, Veracruz, Sureste y Golfo 
de México Profundo, las que se muestran en la Figura 3-3. Es posible que en el futuro pudiera 
haber mayores descubrimientos en estas áreas50,51,52. El análisis que se presenta en este capítulo 
se concentra en las seis provincias petroleras principales.
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La Tabla 3-1 muestra las provincias petroleras de México y el principal tipo de yacimiento respecto 
de los recursos prospectivos que contiene la provincia.

México cuenta con yacimientos convencionales y no convencionales. Por definición, un yacimiento 
convencional es la porción de una trampa geológica que contiene hidrocarburos, que se comporta 
como un sistema hidráulicamente interconectado, y donde los hidrocarburos se encuentran 
a temperatura y presión elevadas ocupando los espacios porosos53. Este tipo de yacimientos 
han sido explorados y explotados desde los inicios de la actividad petrolera en México, por 
lo que el conocimiento que se tiene acerca de ellos es amplio y la tecnología que se emplea 
para su exploración y extracción es relativamente menos compleja que la empleada en los no 
convencionales. En México todas las provincias petroleras tienen producción, descubrimientos o 
prospectividad de gas, ya sea asociado o no asociado, en yacimientos convencionales.

A diferencia de los yacimientos convencionales, resulta más complicado establecer una definición 
única para los no convencionales, dado que existen varios tipos, cada uno con características muy 
particulares. Un yacimiento no convencional es la porción de una trampa geológica que contiene 
hidrocarburos, que en el caso de yacimientos de aceite y gas en lutitas no necesariamente se 
comporta como un sistema hidráulicamente interconectado y, dadas sus condiciones de baja 
porosidad y permeabilidad, se requiere de técnicas de fracturamiento hidráulico54 para poder 
recuperarlo.

Tabla 3-1 Tipo de gas en las principales provincias petroleras de México

Fuente: CNH

53 CNH. Lineamientos para el análisis y evaluación de los recursos prospectivos y contingentes de la Nación y del proceso exploratorio 
y su seguimiento, 2013.
54 Ibídem

PROVINCIA PETROLERA PRINCIPAL TIPO DE GAS TIPO DE YACIMIENTO

Sabinas, Burro-Picachos Gas seco No convencional 

Burgos Gas seco y gas húmedo Convencional y no convencional 

Tampico-Misantla Gas húmedo Convencional y no convencional 

Veracruz Gas seco Convencional  

Sureste Gas seco y gas húmedo Convencional 

Golfo de México Profundo Gas seco y gas húmedo Convencional 
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Dentro de los distintos tipos de yacimientos no convencionales destacan, por el desarrollo 
tecnológico necesario para su producción, el shale gas y el shale oil, (gas de lutitas y aceite de 
lutitas); el tight oil y tight gas (yacimientos en areniscas de baja permeabilidad), y el coalbed 
methane (gas del carbón mineral o gas grisú). En el caso del shale gas y shale oil la roca generadora 
y la roca almacenadora son la misma unidad geológica, lo que implica valores muy bajos de 
porosidad y permeabilidad, por lo que para su extracción es necesario el fracturamiento artificial 
de las rocas, procedimiento comúnmente conocido como fracking.

En México, las provincias con potencial en este tipo de yacimientos son Tampico-Misantla, 
Burgos, Sabinas, Burro-Picachos y, en menor medida, Veracruz como se muestra en la Figura 3-4. 
En éstas, existe potencial de acumulación de hidrocarburos, que se encuentran en dos horizontes 
geológicos, correspondientes con rocas del Cretácico y Jurásico.

Figura 3-4 Provincias petroleras con alto potencial en yacimientos no convencionales

Fuente: CNH

1. Burgos
2. Sabinas, Burro-Picachos
3. Tampico-Misantla
4. Veracruz
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Por lo que se refiere a yacimientos de gas en areniscas de baja permeabilidad, algunas formaciones 
terciarias de la porción terrestre de la provincia de Burgos presentan características similares. Sin 
embargo, es indispensable la realización de una caracterización enfocada para determinar el 
potencial de aceite y gas en este tipo de yacimientos. En cuanto al gas grisú, se han llevado a cabo 
algunos estudios detallados para estimar los recursos potenciales, principalmente en la cuenca 
de Sabinas y sus sub-cuencas asociadas, determinando que existe buen potencial gasífero. En el 
resto del territorio nacional no se han llevado a cabo estudios formales al respecto; sin embargo, 
es posible realizar una estimación del recurso en este tipo de yacimientos asociando el potencial 
de cada tipo de carbón con el volumen estimado en cada una de las provincias carboníferas del 
país como se muestra en la Figura 3-5.

Principales cuencas carboníferas en México

1. Álamos
2. Central
3. Cabullona
4. Ojinaga
5. Río Escondido
6. Sabinas
7. Colombia-San Ignacio
8. San Juan Diquiyu
9. Tlaxiaco

Figura 3-5 Principales cuencas carboníferas en México.

Fuente: CNH con información del Servicio Geológico Mexicano
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3.2 RESERVAS Y RECURSOS PROSPECTIVOS 
DE GAS NATURAL 

Tal y como se señaló en el apartado 1.4, en el contexto global, México cuenta con una cantidad 
poco significativa en términos proporcionales de reservas probadas de gas natural. Sin embargo, 
como se verá a continuación, el panorama es distinto en la medida que se toman en cuenta las 
reservas probables y posibles, pero sobre todo los recursos prospectivos.

Al 1° de enero de 2018, las reservas 1P de gas natural alcanzaron un volumen de 10.02 MMMMpc; 
19.38 MMMMpc en la categoría 2P, y 30.02 MMMMpc en la categoría 3P55; lo que representó una 
disminución en la categoría 1P de 3.65% y un incremento en las categorías 2P y 3P de 0.41% 
y 3.7% respectivamente, en relación con los volúmenes del año previo. La disminución de la 
categoría 1P se debió, entre otros aspectos, a la declinación de campos maduros; a los recortes 
del presupuesto de PEMEX, que provocaron menores inversiones, y que derivó en una menor 
actividad de desarrollo, así como a revisiones de los volúmenes remanentes de los yacimientos. 
La tendencia decreciente de la categoría 1P se ha presentado a nivel agregado desde el año 2012, 
por otro lado, por primera vez en cinco años las categorías 2P y 3P presentaron un incremento con 
respecto al año pasado, lo anterior se puede apreciar en la Tabla 3-2, que muestra la evolución 
de las reservas de gas natural durante el período 2010 - 2018.

Tabla 3-2 Evolución de las reservas de gas natural (MMMMpc)

Fuente: CNH con información de los Operadores Petroleros (cifras al 1 de enero de cada año).

55 CNH, https://portal.cnih.cnh.gob.mx/estadisticas.php

AÑO 1P 2P 3P

2010 16.81 37.51 61.24

2011 17.32 38.22 61.27

2012 17.22 34.84 61.64

2013 17.08 34.90 63.23

2014 16.55 33.26 59.66

2015 15.29 30.61 54.89

2016 12.65 22.03 32.57

2017 10.40 19.30 28.95

2018 10.02 19.38 30.02
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Gráfica 3-1 Distribución recursos prospectivos por tipo de hidrocarburo y tipo de yacimiento

Fuente: PEMEX Exploración y Producción

Ahora bien, en lo que respecta a los recursos prospectivos convencionales, la mayor parte se 
encuentran en el Golfo de México Profundo, en donde se concentra el 58% del total nacional56. Por 
otro lado, 85% del total nacional de los recursos prospectivos no convencionales se concentran 
en el norte del país57, en las provincias petroleras de Sabinas, Burro-Picachos y Burgos.

Del total de los recursos prospectivos identificados en yacimientos convencionales, 71% 
corresponde a aceite y el 29% restante a gas natural, de los cuales 16% es gas húmedo y 13% 
gas seco58. En yacimientos no convencionales se ha estimado que 53% corresponde a aceite y el 
restante 47% a gas natural59. Esta distribución se aprecia en la Gráfica 3-1.

56 CNH, Recursos prospectivos, septiembre de 2017. 
https://portal.cnih.cnh.gob.mx/downloads/es_MX/estadisticas/Recursos%20Prospectivos.pdf
57 Ibídem
58 Ibídem
59 Ibídem
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60 Para estos efectos se considera como una sola provincia.
61 CNH, Recursos prospectivos, septiembre 2017.
https://portal.cnih.cnh.gob.mx/downloads/es_MX/estadisticas/Recursos%20Prospectivos.pdf
62 Para estos efectos se considera como una sola provincia petrolera.

Los recursos prospectivos de gas húmedo y seco estimados en yacimientos convencionales 
ascienden a un total de 76.4 MMMMpc y se encuentran en primer lugar en en la provincia de 
Golfo de México Profundo; seguido por las provincias de Burgos, Sureste, Veracruz, Tampico-
Misantla y por último Sabinas, Burro-Picachos60, con la distribución que se observa en la Gráfica 
3-261.

Gráfica 3-2 Recursos prospectivos por tipo de gas en yacimientos convencionales (MMMMpc)

Fuente: CNH, Recursos Prospectivos, septiembre 2017

En lo que a yacimientos no convencionales se refiere, se ha identificado potencial en recursos 
de gas en las provincias de Tampico-Misantla, Burgos y Sabinas, Burro-Picachos62, de las cuales 
esta última es la que cuenta con el potencial prospectivo más elevado, como se aprecia en la 
Gráfica 3-3.

Gráfica 3-3 Recursos prospectivos por tipo de gas en yacimientos no convencionales (MMMMpc)

Fuente: CNH, Recursos Prospectivos, septiembre 2017
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Considerando las reservas (3P), recursos prospectivos convencionales y no convencionales, se 
puede afirmar que México tiene un gran potencial en materia de gas natural. Como se puede 
observar en la Tabla 3-3, el volumen de reservas totales (3P) asciende a 30.02 MMMMpc, 
mientras que en recursos prospectivos se estima un volumen total de 217.8 MMMMpc. De este 
total, sobresale el potencial en el norte del país, ya que, en Sabinas, Burro-Picachos y Burgos se 
concentra 63% de los recursos prospectivos, destacando los recursos no convencionales.

Tabla 3-3 Reservas y recursos prospectivos de gas natural al 1 de enero de 2018 (MMMMpc)

Fuente: CNH

Gráfica 3-4 Reservas y recursos prospectivos de gas natural al 1 de enero de 2018 (MMMMpc)

Fuente: CNH

63 Incluye las reservas totales del Cinturón Plegado de Chiapas (48.24 MMMpc) y los Recursos Prospectivos de la Plataforma de 
Yucatán (300 MMMpc)

RESERVAS Y RECURSOS 
PROSPECTIVOS (R. P.) 

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picachos
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste63 Veracruz Total

Reservas 1P 0.03 1.05 0.36 1.21 6.75 0.63 10.02

Reservas 2P 0.05 1.74 0.94 5.37 10.17 1.11 19.38

Reservas 3P 0.07 2.28 2.00 10.07 13.81 1.79 30.02

R. P. Convencionales 2.00 13.10 44.40 4.50 6.80 5.50 76.3

R. P. No Convencionales 67.00 53.80 0.00 20.70 0.00 0.00 141.50

Total R.P 69.00 66.90 44.40 25.20 6.80 5.50 217.80

% del total R.P 32 31 20 12 3 3  



69

A continuación, en la Tabla 3-4 se muestra el detalle de las reservas del país en los principales 
veinte campos de cada provincia petrolera. Destaca el campo Akal, perteneciente a la provincia 
de Sureste, el cual sigue siendo un campo importante para el país, ya que es el de mayor reserva 
3P de gas natural.

Tabla 3-4 Reserva de gas natural por campo al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

 

PROVINCIA 
PETROLERA POSICIÓN CAMPO 1P 2P 3P

SURESTE

1 Akal 842 1,863 2,172

2 Maloob 628 651 711

3 Valeriana 63 115 643

4 Jujo-Tecominoacán 477 477 477

5 Xux 213 295 440

6 Zaap 401 407 431

7 Onel 393 411 411

8 Teca 0 121 395

9 Ku 182 247 289

10 Amoca 30 100 284

11 Teotleco 132 270 270

12 Pokche 79 141 260

13 Xikin 157 244 244

14 Akpul 33 106 232

15 Kix 0 0 228

16 Abkatún 6 117 209

17 Men 0 105 187

18 Xanab 69 158 176

19 Ayatsil 70 120 156

20 Tsimin 155 155 155

21 Otros 2,818 4,067 5,441

Total 6,747 10,168 13,812

TAMPICO 
MISANTLA

1 Remolino 42 417 950

2 Presidente Alemán 65 537 780

3 Miquetla 41 419 734

4 Tajín 166 471 641

5 Humapa 43 302 605

6 Coyol 12 181 592

7 Corralillo 123 395 589

8 Amatitlán 6 81 505

9 Agua fria 97 296 354
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PROVINCIA 
PETROLERA POSICIÓN CAMPO 1P 2P 3P

10 Palo blanco 11 275 350

11 Coyotes 37 199 325

12 Furbero 20 94 317

13 Pastoría 0 22 300

14 Coapechaca 91 228 290

15 Gallo 16 205 255

16 Horcones 11 51 218

17 Coyula 11 137 180

18 Soledad 33 150 171

19 Agua Nacida 10 130 171

20 Escobal 37 123 156

21 Otros 334 657 1,581

Total 1,206 5,371 10,067

GOLFO DE MÉXICO 
PROFUNDO

1 Lakach 362 938 938

2 Nobilis 0 0 426

3 Maximino 0 0 344

4 Doctus 0 0 292

5 Nab 0 0 3

6 Trión 0 0 0

7 Otros 0 0 0

Total 362 938 2,002

BURGOS

1 Nejo 112 246 302

2 Cuitlahuac 86 163 206

3 Cuervito 96 145 175

4 Santa Anita 56 88 105

5 Comitas 27 50 73

6 Arcabuz 36 49 72

7 Arcos 36 62 71

8 Ronda 2 Licitación 2 24 62 70

9 Palmito 27 36 57

10 Velero 34 48 54

11 Corindón 19 35 50

12 Culebra 36 42 48

13 Misión 7 36 46

14 Pamorana 17 28 41

15 Géminis 22 34 36

16 Murex 18 28 35

17 Santa Rosalía 17 24 32

18 Fundador 22 29 32

19 Chapul 11 16 31

20 Cali 20 24 27

21 Otros 329 491 717

Total 1,051 1,737 2,279
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PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO 1P 2P 3P

VERACRUZ

1 Ixachi 371 762 1,390

2 El treinta 19 91 111

3 Gasífero 77 96 104

4 Cauchy 57 57 57

5 Papan 18 18 18

6 Kabuki 3 5 17

7 Bedel 10 13 14

8 Kamelot 12 12 12

9 Mixtán 10 10 10

10 Lizamba 8 8 8

11 San Pablo 1 1 6

12 Chancarro 5 5 5

13 Perdiz 4 4 5

14 Rabel 5 5 5

15 Vistoso 1 1 4

16 Mecayucan 4 4 4

17 Mata Pionche 4 4 4

18 Palmaro 3 3 3

19 Copité 3 3 3

20 Anguilas 2 2 2

21 Otros 10 10 10

Total 627 1,114 1,792

SABINAS, 
BURRO-PICACHOS

1 Master 12 12 20

2 Casa roja 5 10 10

3 Vacas 1 3 8

4 Anáhuac 4 4 7

5 Forastero 4 4 4

6 Merced 3 3 3

7 Cougar 3 3 3

8 Gato 1 1 1

9 Zorro 1 1 1

10 Monclova 1 1 1

11 Buena Suerte 0 0 0

12 Minero 0 0 0

13 Pirineo 0 0 0

14 Otros 0 0 0

Total 30 51 68

NACIONAL TOTAL 10, 022 19, 378 30, 020

Fuente: CNH



72

3.3 RESERVAS Y RECURSOS PROSPECTIVOS DE 
PRECURSORES PETROQUÍMICOS

El desarrollo de la industria petroquímica ha sido parte fundamental para el crecimiento 
económico del país. Los productos que se obtienen en esta industria han servido de insumo para 
abastecer a una amplia gama de industrias, como la textil, farmacéutica, agrícola, automotriz, 
eléctrica, química, electrónica, entre otras.

En México, en la industria petroquímica, participan tanto empresas del sector privado como del 
sector público. De este último, la capacidad instalada de producción de Petróleos Mexicanos 
se encuentra dividida en líneas de negocios a cargo de las empresas subsidiarias PEMEX 
Transformación Industrial (TRI), PEMEX Etileno y PEMEX Fertilizantes64.

De acuerdo con la Asociación Nacional de la Industria Química (ANIQ), en 2016 la producción 
nacional de derivados petroquímicos fue de 8,466 miles de toneladas, de las cuales 6,129 miles 
de toneladas, 72% del total, correspondió a PEMEX y 2,337 miles de toneladas, que representan 
el 28% restante, correspondió a empresas del sector privado65.

La materia prima que sirve de insumo a la industria petroquímica proviene del gas natural y/o del 
petróleo crudo, como se muestra en la Figura 3-6. Sin embargo, en México la mayor proporción 
proviene del gas natural, así lo demuestran los datos de 2016. Del total de la producción de 
derivados petroquímicos del sector público, el 87% provino de los complejos petroquímicos, 
que son suministrados con gas natural y el 13% restante por medio de refinerías66, donde se 
producen petroquímicos a partir de derivados de la refinación del petróleo crudo, como las 
naftas. Lo anterior evidencia la alta dependencia del sector petroquímico con respecto al gas 
natural.

Figura 3-6 Origen de las materias primas para la industria petroquímica

64 Empresas Productivas Subsidiarias de PEMEX.
http://www.pemex.com/nuestro-negocio/Paginas/default.aspx
65 Anuario estadístico ANIQ 2017, Capítulo 9. http://www.aniq.org.mx/anuario/2017/index.html
66 Estimación propia con información del SIE “Elaboración de productos petroquímicos por centro”

Fuente: CNH
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Como se describió en el apartado 2.1, el gas natural proveniente de la explotación de campos 
petroleros, se separa en gas natural y líquidos a través de procesos industriales. Como resultado 
de este procesamiento, del gas natural se obtienen los siguientes productos petroquímicos: 
metano, etano, propano, butano y más pesados (pentanos, hexanos y heptanos), denominados 
precursores petroquímicos.

Por otro lado, el petróleo crudo es procesado en las refinerías, en donde se obtiene propano, 
butano, butadieno, naftas y materia prima negro de humo. Los productos básicos o primarios 
provenientes del gas natural y del petróleo crudo también son denominados precursores 
petroquímicos (metano, etano, propano y butano), tienen su propia cadena de valor y sirven de 
materia prima para la creación de productos de consumo final que son utilizados en una amplia 
gama de industrias.

El metano es el principal componente del gas natural; a través de este precursor se obtiene 
amoniaco y metanol. Como se puede observar en la Figura 3-7, a partir del amoniaco se obtienen 
fertilizantes, como la urea, y el acrilonitrilo, petroquímico que se utiliza para la producción de 
llantas, fibras, resinas, explosivos, etc., productos que se comercializan en las industrias de la 
agricultura, textil, automotriz, metalúrgica, etc. Por otro lado, a partir del metanol se obtienen 
formaldehido, metilaminas y Metil Terbutil Éter (MTBE), los cuales sirven de insumos para la 
generación de solventes, desinfectantes, fumigantes, combustibles, etc., productos que se 
utilizan en las industrias automotriz, fotográfica, farmacéutica y de la construcción, entre otras.

Figura 3-7 Cadena de valor del metano

 
Fuente: CNH con información de SENER
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El etano se obtiene del gas natural y, a través de procesos químicos se transforma en etileno, 
a partir del cual se obtienen polietilenos, cloruro de vinilo, estireno y óxido de etileno como se 
muestra en la Figura 3-8. Los productos petroquímicos derivados del etano servirán de materia 
prima para la producción de bolsas, juguetes, tuberías, cables, cremas, etc., productos que 
servirán de consumo final a las industrias de construcción, cosméticos, plásticos, automotriz, 
detergentes, etc.

Figura 3-8 Cadena de valor del etano

Fuente: CNH con información de SENER

El propano, al igual que el etano y los precursores más pesados, puede obtenerse a través del 
gas natural y del petróleo crudo; este precursor, después de ser sometido a un proceso químico, 
se transforma en propileno. Como se puede observar en la Figura 3-9, a partir del propileno 
se obtiene isopropeno, acrilonitrilo y óxido de propileno, los cuales servirán de insumos para 
la generación de fibras, plásticos, detergentes, adhesivos, mangueras, etc., productos que se 
comercializan en las industrias automotriz, eléctrica, de cosméticos, electrodomésticos, entre 
otras.

Figura 3-9 Cadena de valor del propano

Fuente: CNH con información de SENER
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Finalmente, a través de procesamiento básico del gas natural o del petróleo crudo se obtiene 
butano. Este precursor, después de ser sometido a un proceso químico, se transforma en 
butadieno. Como se puede observar en la Figura 3-10, a partir del butadieno se obtiene isobutano, 
isobutileno y polibutadieno, los cuales servirán de insumos para la generación de hule sintético, 
llantas, combustibles y lubricantes, productos que se comercializan en las industrias automotriz, 
electrónica, de transporte, textil y del plástico.

Figura 3-10 Cadena de valor del butano

Fuente: CNH con información de SENER 

Como se comentó previamente, la mayor parte de las materias primas para la industria 
petroquímica proviene del gas natural. Debido a lo anterior, es importante identificar el 
potencial de estas materias primas a lo largo del territorio nacional y conocer su disponibilidad 
por precursor petroquímico, lo que es fundamental si el objetivo es mejorar e incrementar la 
producción de las cadenas petroquímicas.

A continuación, se presenta un análisis sobre la disponibilidad de los precursores petroquímicos, 
los porcentajes presentados hacen referencia a la composición volumétrica obtenida a partir 
de análisis cromatográfico del gas natural. Asimismo, los volúmenes obtenidos por precursor 
petroquímico son el resultado del producto entre los volúmenes de gas natural y su composición 
volumétrica.

El metano es el componente presente en el gas natural de mayor proporción, existen yacimientos 
de gas en México con composiciones que llegan hasta 98%. Como se puede observar en la 
Tabla 3‑5, la principal fuente de metano en el corto plazo proviene de las provincias de Sureste 
y Tampico-Misantla, toda vez que cuentan con las mayores reservas totales (3P). Las provincias 
petroleras de Burgos, Veracruz y Sabinas, Burro-Picachos tienen una composición promedio de 
metano de 91, 94 y 94%67 respectivamente. Aunque las tres provincias son ricas en gas metano 
la mayor concentración de recursos prospectivos de metano se encuentra en Sabinas, Burro-
Picachos y Burgos, ya que ahí se estima que existe el 67% del total nacional.

67 Estimación con información de la CNH, Producción de gas natural por componente a diciembre 2017
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Tabla 3-5 Volúmenes estimados de metano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

Gráfica 3-5 Volúmenes estimados de metano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

RESERVAS Y RECURSOS 
PROSPECTIVOS (R.P.)

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picacho
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Reservas 1P 28 958 297 736 4,873 591 7,484

Reservas 2P 48 1,584 769 3,280 7,344 1,049 14,074

Reservas 3P 64 2,079 1,642 6,147 9,976 1,688 21,596

R. P. Convencionales 1,887 11,860 35,670 2,748 5,056 5,180 62,401

R. P. No convencionales 63,221 49,082 0 12,639 0 0 124,942

Total R.P 65,108 60,942 35,670 15,387 5,056 5,180 187,343

% de total de R.P 35 32 19 8 3 3  

Composición de metano 94% 91% 82% 61% 72% 94%
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El etano se encuentra en mayor proporción en yacimientos de gas húmedo y gas asociado, de 
manera destacada en los yacimientos de gas asociado de las provincias de Sureste y Tampico-
Misantla, toda vez que estas concentran el mayor volumen de reservas totales (3P), como se 
aprecia en la Tabla 3-6. Sin embargo, la producción futura podría provenir, además de la provincia 
Tampico-Misantla, también de la provincia de Golfo de México Profundo, en dichas provincias se 
estima existe la mitad del total nacional de recursos prospectivos de este precursor.

Tabla 3-6 Volúmenes estimados de etano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

Gráfica 3-6 Volúmenes estimados de etano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

RESERVAS Y RECURSOS 
PROSPECTIVOS (R.P.)

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picacho
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Reservas 1P 1 42 25 112 651 12 844

Reservas 2P 1 70 66 500 981 22 1,640

Reservas 3P 2 92 140 937 1,333 35 2,539

R. P. Convencionales 51 524 3,045 419 676 109 4,823

R. P. No convencionales 1,709 2,168 0 1, 927 0 0 5,804

Total R.P 1,760 2,692 3,045 2,346 676 109 10,627

% de total de R.P 17 25 29 22 6 1  

Composición de etano 3% 4% 7% 9% 10% 2%
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Otro de los principales precursores que sirve de materia prima para la industria petroquímica 
es el propano, el cual, junto con el n-butano se utilizan para la producción de GLP. Como se 
puede apreciar en la Tabla 3-7, la principal fuente de propano en el corto plazo se obtendrá de 
las provincias de Sureste y Tampico-Misantla, toda vez que cuentan con las mayores reservas 
totales (3P), mientras que el Golfo de México Profundo y Tampico-Misantla son nuevamente las 
provincias claves en la producción futura, ya que estas cuentan con aproximadamente 64% del 
total de los recursos prospectivos de propano en México.

Tabla 3-7 Volúmenes estimados de propano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

Gráfica 3-7 Volúmenes estimados de propano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

RESERVAS Y RECURSOS 
PROSPECTIVOS (R.P.)

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picacho
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Reservas 1P 0 17 18 77 311 7 431

Reservas 2P 0 28 47 344 469 12 901

Reservas 3P 1 37 101 645 637 20 1,440

R. P. Convencionales 18 212 2,188 288 323 61 3,089

R. P. No convencionales 596 877 0 1,327 0 0 2,800

Total R.P 614 1,089 2,188 1,615 323 61 5,889

% de total de R.P 10 19 37 27 6 1  

Composición de propano 0.89% 1.63% 5.03% 6.41% 4.61% 1.10%
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Finalmente, al igual que el etano y el propano, la fuente principal de butano en el corto plazo son 
las provincias de Sureste y Tampico-Misantla, ya que cuentan con las mayores reservas totales 
(3P), mientras que al igual de los casos anteriores el mayor potencial para la producción futura 
se encuentra en las provincias petroleras de Golfo de México Profundo y Tampico-Misantla, en 
donde se estima existe el 74% de los recursos prospectivos de México como se muestra en la 
Tabla 3-8.

Tabla 3-8 Volúmenes estimados de butano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

Gráfica 3-8 Volúmenes estimados de butano asociados a las reservas y recursos prospectivos 
al 1 de enero de 2018 (MMMpc)

Fuente: CNH

RESERVAS Y RECURSOS 
PROSPECTIVOS (R.P.)

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picacho
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Reservas 1P 0.08 4 8 27 59 3 101

Reservas 2P 0.13 7 21 119 89 5 242

Reservas 3P 0.18 9 44 223 122 8 407

R. P. Convencionales 5 52 957 100 62 26 1,202

R. P. No convencionales 174 215 0 460 0 0 849

Total R.P 179 267 957 560 62 26 2,051

% de total de R.P 9 13 47 27 3 1  

Composición de butano 0.26% 0.40% 2.20% 2.22% 0.88% 0.47%
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Como se puede observar, existe un gran potencial para la producción de gas natural y en 
consecuencia de precursores petroquímicos en cada una de las provincias petroleras antes 
citadas, lo que representa un futuro prometedor para la industria petroquímica de nuestro país. 
Se puede concluir que las cuencas de Sabinas, Burro-Picachos, Veracruz y Burgos son ricas en 
gas metano y que las cuencas del Golfo de México Profundo, Tampico-Misantla y Sureste son 
ricas en etano, propano y butano68, ver Tabla 3-9.

Tabla 3-9 Composición del gas natural de México a diciembre 2017

Fuente: CNH

Una vez que se ha definido cada provincia petrolera como una oportunidad de suministro a la 
industria petroquímica, en la Tabla 3-10 es posible identificar aquellos campos petroleros que, 
dados sus volúmenes estimados de etano (C2), propano (C3) y butano (C4) asociados a las reservas 
de gas natural, representan un gran atractivo para su desarrollo.

68 La composición de los campos se obtuvo con datos de producción de CNH a diciembre 2017, a esa fecha se 
encontraban produciendo 344 campos, para el resto de los 397 campos que cuentan con reserva al 1 de enero 2017, se 
consideró que cuentan con la composición promedio de la provincia petrolera.

Composición  %

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-Picacho

Burgos
Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz

Metano 94.36% 91.23% 82.00% 61.06% 72.23% 94.19%

Etano 2.55% 4.03% 7.00% 9.31% 9.65% 1.98%

Propano 0.89% 1.63% 5.03% 6.41% 4.61% 1.10%

Butano 0.26% 0.40% 2.20% 2.22% 0.88% 0.47%
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Tabla 3 -10 Reservas 1P, 2P y 3P de etano, propano y butano por campo
al 01 de enero 2018 (MMMpc)

PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO 1 P 2 P 3 P
COMPOSICIÓN

C2-C4%

SURESTE

1 Akal 51 114 133 6.1

2 Maloob 113 117 127 17.9

3 Valeriana 10 17 97 15.1

4 Onel 77 80 80 19.5

5 Xux 30 41 62 14.0

6 Teca 0 18 60 15.1

7 Zaap 51 51 54 12.6

8 Abkatún 1 29 53 25.2

9 Amoca 4 15 43 15.1

10 Pokche 12 21 39 15.1

11 Ku 24 33 39 13.4

12 Jujo-Tecominoacán 38 38 38 7.9

13 Xikin 24 37 37 15.1

14 Xanab 14 32 36 20.5

15 Akpul 5 16 35 15.1

16 Kix 0 0 34 15.1

17 Kab 12 15 30 21.7

18 Homol 15 29 29 21.8

19 Teotleco 14 29 29 10.6

20 Men 0 16 28 15.1

21 Otros 430 621 830

Total 925 1,371 1,914

TAMPICO-
MISANTLA

1 Presidente Alemán 12 98 142 18.2

2 Amatitlán 1 22 134 26.5

3 Remolino 5 46 105 11.1

4 Tajín 24 67 91 14.3

5 Palo Blanco 3 66 83 23.8

6 Coyotes 9 47 77 23.8

7 Humapa 5 36 72 11.8

8 Miahuapán 0 17 65 44.1

9 Gallo 4 49 61 23.8

10 Agua nacida 3 44 58 33.9

11 Coyol 1 17 55 9.4

12 Pastoría 0 4 54 17.9
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BURGOS

1 Nejo 10 21 26 8.6

2 Cuervito 13 20 24 13.6

3 Cuitláhuac 9 17 22 10.5

4 Santa Anita 5 9 10 9.8

5 Comitas 3 5 7 9.6

6 Pamorana 2 4 6 13.6

7 Topo 3 3 4 15.7

8 Arcabuz 2 2 3 4.9

9 Misión 0 2 3 6.6

10 Corindón 1 2 3 5.8

11 Santa rosalía 1 2 3 8.8

12 Artimón 1 2 3 13.6

13 Ronda 2 Licitación 2 1 4 2 3.6

14 Fronterizo 2 2 2 13.1

15 Palmito 1 2 2 4.3

16 Velero 2 2 2 4.5

17 Géminis 1 2 2 6.6

18 Culebra 2 2 2 4.9

19 Zacate 1 2 2 13.6

20 Emergente 0 2 2 15.7

21 Otros 20 29 40

Total 81 137  171

GOLFO DE 
MÉXICO

1 Lakach 51 133 133 14.2

2 Nobilis 0 0 61 14.2

3 Maximino 0 0 49 14.2

4 Doctus 0 0 42 14.2

5 Nab 0 0 0 14.2

6 Trión 0 0 0 14.2

7 Otros 0 0 0

Total 51 133  285

PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO 1 P 2 P 3 P
COMPOSICIÓN

C2-C4 %

13 Miquetla 3 30 53 7.2

14 Horcones 3 12 52 23.8

15 Corralillo 11 34 50 8.5

16 Furbero 3 13 45 14.3

17 Soledad 8 36 41 23.8

18 Agua fría 8 25 30 8.5

19 Cacahuatengo 0 9 25 26.5

20 Coapechaca 8 19 25 8.5

21 Otros 49 109 234

Total 159 800  1,553
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SABINAS, 
BURRO-

PICACHOS

1 Casa roja 0 0 0 3.7

2 Vacas 0 0 0 3.7

3 Anáhuac 0 0 0 3.7

4 Master 0 0 0 0.2

5 Gato 0 0 0 3.7

6 Zorro 0 0 0 3.7

7 Forastero 0 0 0 0.4

8 Merced 0 0 0 0.2

9 Cougar 0 0 0 0.2

10 Minero 0 0 0 3.7

11 Monclova 0 0 0 0.4

12 Buena suerte 0 0 0 0.4

13 Pirineo 0 0 0 0.2

14 Otros 0 0 0

Total 0 1  1

NACIONAL TOTAL 1,234 2,475 3,980

Fuente: CNH

PROVINCIA 
PROVINCIA

POSICIÓN CAMPO 1 P 2 P 3 P
COMPOSICIÓN

C2-C4 %

VERACRUZ

1 Ixachi 13 27 49 3.6

2 Eltreinta 0 1 1 1.0

3 Gasífero 1 1 1 1.0

4 Cauchy 1 1 1 1.0

5 Mecayucan 0 0 0 11.9

6 Mata pionche 0 0 0 11.9

7 Kamelot 0 0 0 3.6

8 Mixtán 0 0 0 3.6

9 Kabuki 0 0 0 1.3

10 Chancarro 0 0 0 3.6

11 Bedel 0 0 0 1.0

12 Miralejos 0 0 0 11.9

13 Pálmaro 0 0 0 3.6

14 Copite 0 0 0 3.6

15 Cervelo 0 0 0 3.6

16 Aral 0 0 0 3.6

17 Apertura 0 0 0 3.6

18 Rabel 0 0 0 1.0

19 Papán 0 0 0 0.3

20 Lizamba 0 0 0 0.5

21 Otros 0 0 0

Total 18 33  55
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Del análisis realizado para definir la disponibilidad de precursores petroquímicos, se puede concluir 
que el futuro de la industria petroquímica en México se encuentra asociado al éxito exploratorio 
de los recursos prospectivos de gas ubicados en las provincias petroleras de Tampico-Misantla 
y el Golfo de México Profundo, ya que en ellas se concentran el 51, 64 y 74% de los volúmenes 
nacionales de etano, propano y butano, respectivamente, asociados a los recursos prospectivos. 
Bajo este contexto, se estima que la región donde se ubica la provincia petrolera de Tampico-
Misantla podría propiciar la consolidación de un segundo clúster petroquímico, como el que ya 
existe en el sur del Estado de Veracruz.

Otra conclusión importante es el alto potencial que los recursos no convencionales representan 
para la industria petroquímica, ya que se estima que el 55, 48 y 41% de los volúmenes nacionales 
de etano, propano y butano, respectivamente, asociados a los recursos prospectivos, provienen 
de este tipo de yacimientos. Es necesario precisar que estos recursos no convencionales son 
estimados a 2017. Sin embargo, el potencial puede ser mayor al incrementar la actividad 
exploratoria.
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4. OFERTA 
NACIONAL DE 
GAS NATURAL



86

En el capítulo anterior se presentó un análisis de disponibilidad de gas natural de las principales 
provincias petroleras del país, es decir, del potencial futuro en materia de reservas y recursos 

prospectivos. En el presente capítulo, se muestra el análisis de la oferta nacional actual de gas 
natural. Dicho análisis tiene por objeto, identificar las zonas con su respectivo potencial de 
producción, para proponer una serie de acciones con la finalidad de incrementar la producción 
de gas natural.

Adicionalmente, como parte de la cadena de valor del gas natural, se estudia el impacto de la 
disponibilidad de gas natural en el sector petroquímico y se vincula la producción actual de gas 
natural, por provincia petrolera, con el desarrollo del sector petroquímico en México.

Para contextualizar este análisis, el gas natural es aquel que se produce directamente de 
los campos, y contiene no solamente metano como principal componente, sino también 
componentes no deseados como dióxido de carbono, compuestos de azufre y nitrógeno, e 
hidrocarburos de mayor peso molecular como etano, propano, butano y componentes más 
pesados.
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4.1 PRODUCCIÓN DE GAS NATURAL

En el periodo 2010-2017 se observa una tasa de declinación promedio anual del 4.7%. Sin embargo, 
en 2017, la producción nacional de gas natural fue de 4,240 MMpcd69, correspondiente a una 
tasa de 13% menor al del año previo. El Sureste del país contribuyó con 70% de la producción 
nacional. Por otra parte, aunque por el momento es marginal, a partir de 2016 se empezó a 
registrar producción por parte de los nuevos operadores petroleros, registrando 20 y 35 MMpcd 
para 2016 y 2017, respectivamente. La Tabla 4-1 y la Gráfica 4-1 muestran la evolución de la 
producción nacional de gas natural por provincia petrolera.

Tabla 4-1 Evolución de la producción nacional de gas desglosada por provincia petrolera, 
2010 - 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

Gráfica 4-1 Evolución de la producción nacional de gas desglosada por provincia petrolera, 
2010-2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

69 Esta producción no incluye la producción de nitrógeno de 863 mmpcd

AÑO 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

Producción Nacional 6,337 5,913 5,676 5,679 5,758 5,504 4,887 4,240

Sureste 3,837 3,625 3,537 3,619 3,829 3,766 3,444 2,977

Burgos 1,438 1,302 1,234 1,246 1,194 1,087 866 763

Veracruz 819 717 601 495 455 392 323 264

Tampico-Misantla 203 227 269 279 252 247 240 223

Sabinas, Burro-Picachos 41 42 35 40 27 12 13 13

 Golfo de México Profundo 0 0 0 0 0 0 0 0
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70   La presencia de grandes cantidades de nitrógeno (N2) con el gas natural disminuye su poder calorífico y afecta la eficiencia y la 
operatividad en las instalaciones de gas. Además, su ignición prematura en las turbinas y en los quemadores ocasiona un incremento 
en las emisiones de dióxido de nitrógeno. De acuerdo con la Norma Oficial Mexicana para la calidad del gas natural emitida por la 
CRE, el límite superior para el contenido de N2 debería ser de 6% en la zona sur (normalmente no se cumple por parte de PEMEX) 
y 4% en el resto del país.

Es importante mencionar que el gas natural proveniente del Sureste del país tiene una elevada 
concentración de nitrógeno debido a la inyección de este elemento en los yacimientos de 
petróleo, como método de recuperación secundaria para optimizar la producción de petróleo, 
lo que afecta la calidad de las corrientes de producción de gas natural70. La producción nacional 
total de gas natural en 2017 fue de 4,240 MMpcd, de los cuales 1,046 MMpcd correspondieron a 
gas no asociado y 3,194 MMpcd a gas asociado, lo que representa el 25 y 75% respectivamente. 
Mientras que la producción de nitrógeno en este mismo año fue de 863 MMpcd.

En la Gráfica 4-2 se observa que la disminución de la producción se debe principalmente a la 
reducción del gas no asociado, la cual disminuyó 59% en el período 2010-2017, a diferencia de 
la producción de gas asociado, que tan sólo disminuyó 18%.

Gráfica 4-2 Evolución de producción por tipo de gas, 2010 - 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH con información del SIE
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En ese mismo contexto, es importante resaltar que no todo el gas producido está disponible 
para el mercado. La disponibilidad total proveniente de PEMEX se puede apreciar en la Gráfica 
4-3, la cual se divide en la producción que se envía a los CPG, el autoconsumo (sellos, inyección 
al yacimiento, bombeo neumático y combustible), encogimiento, quema y empaque neto. 
Asimismo, en la Gráfica 4-4 se muestra la evolución de la quema de gas natural.

Gráfica 4-3 Distribución del gas natural de PEP, marzo 2018 (MMpcd)

Fuente: CNH

Gráfica 4-4 Evolución de la quema de gas natural, 2010 - 2018 (MMpcd)

Fuente: CNH
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A partir del volumen de la producción de gas natural por provincia petrolera, podemos inferir 
la importancia relativa del aporte de cada una de ellas al total nacional. Como se observa en 
la Tabla 4-2, la producción total en diciembre de 2017 fue de 4,040 MMpcd71, de este total, 
sobresale el aporte de la provincia Sureste, ya que en esta se concentra el 71% de la producción 
de gas natural nacional.

Tabla 4-2 Producción de gas natural por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

Gráfica 4-5 Producción de gas natural por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

 Fuente: CNH 

A continuación, en la Tabla 4-3 se muestran los campos más productivos por provincia petrolera. 
Se puede observar que en la provincia petrolera de Sureste se encuentran los campos con mayor 
producción del país, siendo el campo Akal el más productivo.

71  Este dato de producción nacional corresponde solo al mes de diciembre de 2017, la cual no incluye la producción de nitrógeno.

PROVINCIA PETROLERA

Sabinas, 
Burro-

Picachos
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Producción de gas natural 12 722 0 206 2,867 233 4,040

% de total 0.3% 17.9% 0.0% 5.1% 71.0% 5.8%
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Tabla 4-3 Producción de gas natural (sin nitrógeno) por campo a diciembre de 2017 (MMpcd)

PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO PRODUCCIÓN DE GAS NATURAL 

SURESTE

1 Akal 457.4

2 Xux 367.0

3 Ku 155.0

4 Xanab 125.3

5 May 119.7

6 Tizón 119.5

7 Tsimín 111.6

8 Zaap 101.9

9 Maloob 100.0

10 Costero 73.7

11 Onel 69.0

12 Jujo-Tecominoacan 60.7

13 Terra 51.7

14 Homol 46.7

15 Teotleco 43.4

16 Íride 39.4

17 Ixtal 35.7

18 Kuil 32.2

19 Bolontikú 32.0

20 Sunuapa 31.6

21 Otros 694.0

Total 2867.4

BURGOS

1 Nejo 131.7

2 Cuitláhuac 53.6

3 Culebra 50.3

4 Arcabuz 39.2

5 Velero 33.4

6 Santa Anita 25.7

7 Comitas 23.8

8 Cuervito 22.5

9 Palmito 22.2

10 Fundador 20.2

11 Arcos 19.3

12 Topo 16.5
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PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO PRODUCCIÓN DE GAS NATURAL 

13 Santa Rosalía 14.3

14 Cuatro milpas 12.4

15 Corindón 12.0

16 Chapul 8.7

17 Cali 8.6

18 Benavides 8.2

19 Alondra 7.9

20 Sigma 6.9

21 Otros 184.7

Total 722.0

VERACRUZ

1 Gasífero 72.4

2 Cauchy 71.2

3 Papán 22.6

4 Lizamba 14.3

5 Eltreinta 9.8

6 Rabel 5.2

7 Mecayucan 4.9

8 Copite 4.3

9 Mata pionche 4.0

10 Apertura 3.9

11 Anguilas 3.6

12 Kabuki 2.9

13 Perdiz 2.7

14 Bedel 1.9

15 Cocuite 1.7

16 Vistoso 1.7

17 Miralejos 1.3

18 Obertura 1.2

19 San Pablo 1.1

20 Espejo 0.8

21 Otros 1.3

Total 233.0

TAMPICO-
MISANTLA

1 Agua fría 20.4

2 Arenque 18.4

3 Corralillo 15.6

4 Lankahuasa 14.3

5 Tajín 13.7

6 Coapechaca 12.2

7 Tamaulipas constituciones 11.6
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Fuente: CNH

PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO PRODUCCIÓN DE GAS NATURAL 

8 Presidente Alemán 10.4

9 Poza Rica 9.0

10 Furbero 8.8

11 San Andrés 7.3

12 Soledad norte 4.5

13 Tres hermanos 4.5

14 Escobal 4.2

15 Bagre 3.7

16 Humapa 3.3

17 Remolino 3.2

18 Topila 3.0

19 Miquetla 3.0

20 Salinas barco caracol 2.7

21 Otros 32.2

Total 206.0

SABINAS, 
BURRO-

PICACHOS

1 Master 3.4

2 Merced 3.1

3 Cougar 2.9

4 Habano 1.1

5 Monclova 0.7

6 Percutor 0.5

7 Buena suerte 0.4

8 Emergente 0.3

9 Pirineo 0.2

10 Otros 0.0

Total 12.5

NACIONAL TOTAL 4040.0
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Hasta ahora se ha analizado sólo la producción de gas natural, sin embargo, las importaciones 
también son parte de la oferta. Para efecto de las importaciones, el gas natural se refiere al gas 
seco.

Debido a la baja en la producción de gas natural (33% en el periodo 2010-2017), la importación 
del gas natural se ha incrementado de manera constante, llegando a 4,923 MMpcd en 2017. La 
Gráfica 4-6 construida con base en información de la EIA y el Sistema de Información Arancelaria 
Vía Internet (SIAVI), muestra que las importaciones se han triplicado en el periodo 2010-2017, 
destacando un crecimiento de aproximadamente el 72% entre 2014 y 2017.

Por lo que toca al GNL, las importaciones crecieron de manera notable durante 2012 y 2014, 
cuando todavía no entraban en operación los nuevos ductos que se han desarrollado en los 
últimos años y era necesario compensar la caída de la producción. Gracias a estas importaciones, 
y a la sustitución en el consumo de gas que hicieron PEMEX y CFE durante ese tiempo, se 
pudieron reducir las denominadas alertas críticas relacionadas con el desabasto en los mercados 
atendidos por el SISTRANGAS. Otro dato interesante con respecto a la importación de GNL, 
es que el origen de los embarques en el último año fue los EUA, lo que quiere decir que casi el 
100% de estas importaciones en los últimos años provienen de ese país.

Gráfica 4-6 Evolución de las importaciones de gas natural, 2010-2017 (MMpcd)

Fuente: CNH con información de la EIA, SENER y Sistema de Información Arancelaria (SIAVI).
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La Gráfica 4-7 muestra la tendencia estimada por la SENER correspondiente a la oferta nacional 
de gas natural, compuesta por las importaciones y producción. Como se puede apreciar, las 
importaciones en 2031 podrían llegar a 4,613.6 MMpcd, en un escenario en el que la totalidad 
de las importaciones se realizarían mediante ductos (sin considerar las importaciones de GNL), 
resultado de la entrada de la nueva infraestructura de gasoductos. Dicho volumen representaría 
el 48% del suministro de gas. Respecto a la producción, la SENER estima que ésta podría llegar 
a tener un incremento del 59% en el periodo 2017-2031.

Gráfica 4-7 Evolución esperada de producción nacional e importaciones de gas natural, 
2017 – 2031 (MMpcd)

Fuente: CNH con información de la Prospectiva de Gas Natural 2017-2031. SENER.

Adicionalmente a la prospectiva de la SENER, conviene referir las estimaciones que realizaron 
conjuntamente la CNH y PEMEX. Dicha prospectiva se elabora anualmente con la estimación de 
la producción nacional de los próximos 15 años. Esta prospectiva forma parte de estimaciones 
de producción de petróleo y gas natural que se lleva a cabo con base en procesos que la CNH 
establece para este propósito.

Las estimaciones de la metodología antes referida se basan en que la producción de gas 
natural proviene de dos grupos: aquella proveniente de PEMEX en actividades de exploración y 
extracción de la Ronda Cero (R0) y los contratos adjudicados y por adjudicar y, la que proviene 
de operadores que han participado y participarán en futuras rondas de licitación.

Cabe señalar que, para la estimación de la producción proveniente de las rondas de licitación, 
se consideraron las siguientes premisas:

•	 Anualmente se celebra una licitación de 30 bloques por cada tipo de área (aguas 
someras, aguas profundas, terrestre convencionales y terrestre no convencionales), 
dando prioridad a los bloques con los mejores prospectos.
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•	 El tiempo de arranque de producción es de 4 años en áreas terrestres convencionales, 
5 años para aguas someras, 8 años para terrestres no convencionales y 12 años en 
aguas profundas.

•	  En el caso de los bloques adjudicados en rondas, hay 3 oportunidades exploratorias 
en áreas terrestres convencionales, 2 en aguas someras y 1 en aguas profundas.

Adicionalmente, cabe destacar que la producción de gas natural se estima con base en una 
metodología probabilística de simulación de perfiles de producción en inversiones, que 
incorporan las siguientes variables: el volumen de reservas probadas, probables y posibles; el 
nivel de riesgo e incertidumbre existente tanto para el caso del volumen exacto de recursos a 
extraer, como para el caso de las oportunidades exploratorias que podrían ser descubiertas y 
desarrolladas, y el razonamiento empresarial de las compañías petroleras que potencialmente 
desarrollarán dichas oportunidades.

Con las premisas y variables anteriormente mencionadas, y considerando el escenario medio, 
se estima que para los próximos tres años (2018-2020) la producción de gas natural del país 
continuará con una tendencia inercial, que se debe principalmente a la declinación de los campos 
maduros de gas asociado del país. Sin embargo, como se muestra en la Gráfica 4-8, a partir de 
2020 y, derivado de la labor exploratoria de PEMEX y de las rondas de licitación, se pronostica 
una recuperación con tendencia a incrementar hasta llegar a 7,250 MMpcd en 2029.

Gráfica 4-8 Producción nacional esperada de gas natural, 2017–2031 (MMpcd)

Nota: La producción para el año 2018 es la observada a junio de este año.

Fuente: CNH y PEMEX
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4.2 PRODUCCIÓN DE PRECURSORES 
PETROQUÍMICOS

Como se demostró previamente en el apartado 3.3, la mayor proporción de reservas y recursos 
prospectivos de etano, propano y butano, precursores que servirán en el futuro de materia prima 
para la industria petroquímica, se encuentran en las provincias petroleras de Tampico-Misantla 
y Golfo de México Profundo; sin embargo, el panorama actual y a corto plazo es diferente. 
A continuación, se presenta un análisis sobre la disponibilidad actual de los precursores 
petroquímicos. De igual forma que en el apartado 3.3, los porcentajes presentados hacen 
referencia a la composición volumétrica obtenida a partir de análisis cromatográfico del gas 
natural. Asimismo, los volúmenes obtenidos por precursor petroquímico son el resultado del 
producto entre los volúmenes de gas natural y su composición volumétrica natural.

Comenzando con el metano, en la Tabla 4-4 se puede observar que las provincias petroleras de 
Burgos, Veracruz y Sabinas, Burro-Picachos tienen las composiciones más altas de metano, sin 
embargo, el 67.1% de la producción proviene de la provincia petrolera Sureste.

Tabla 4-4 Producción de metano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd) 

Fuente: CNH

Gráfica 4-9 Producción de metano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picachos
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Producción de metano 11 659 0 126 2,071 219 3,086

% de total 0.4% 21.3% 0.0% 4.1% 67.1% 7.1%  

Composición % 94.4% 91.2% 82.0% 61.1% 72.2% 94.2%  
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Continuando con el etano, de acuerdo con los datos de producción, alrededor del 84% de la 
producción actual proviene de la provincia petrolera Sureste.

Tabla 4-5 Producción de etano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

Gráfica 4-10 Producción de etano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picachos
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Producción de etano 0.3 29.1 0.0 19.2 276.7 4.6 329.9

% de total 0.1% 8.8% 0.0% 5.8% 83.9% 1.4%  

Composición % 2.6% 4.9% 7.0% 9.3% 9.7% 2.0%  
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Como se puede apreciar en la Tabla 4-6, actualmente la principal fuente de propano se obtiene 
de la provincia petrolera Sureste, toda vez que el 82.7% de la producción en 2017 provino de 
dicha provincia. 

Tabla 4-6 Producción de propano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

Gráfica 4-11 Producción de propano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

Finalmente, al igual que el metano, el etano y el propano, la fuente principal actual de butanos es 
la provincia petrolera Sureste, toda vez que el 75% de la producción de diciembre 2017 provino 
de dicha provincia, ver Tabla 4-7.

Tabla 4-7 Producción de butano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picachos
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Producción de propano 0.1 11.8 0.0 13.2 132.2 2.6 159.8

% de total 0.1% 7.4% 0.0% 8.3% 82.7% 1.6%  

Composición % 0.9% 1.6% 5.0% 6.4% 4.6% 1.1%  

PROVINCIAS PETROLERAS

Sabinas, 
Burro-

Picachos
Burgos

Golfo de 
México 

Profundo

Tampico-
Misantla

Sureste Veracruz Total

Producción de butano 0.0 2.9 0.0 4.6 25.2 1.1 33.8

% de total 0.1% 8.5% 0.0% 13.5% 74.6% 3.2%  

Composición % 0.3% 0.4% 2.2% 2.2% 0.9% 0.5%  



10
0

Gráfica 4-12 Producción de butano por provincia petrolera en diciembre de 2017 (MMpcd)

Fuente: CNH

Como se puede observar del análisis anterior, la provincia petrolera Sureste será en el corto 
plazo la principal fuente de suministro de precursores petroquímicos, dado que de ésta se extrae 
actualmente 67% de metano, 84% de etano, 83% de propano y 75% de butano, del total nacional.

Una vez que se ha definido cada provincia petrolera como una oportunidad de suministro a la 
industria petroquímica, es posible identificar aquellos campos petroleros que aportan la mayor 
producción de etano, propano y butano, ver Tabla 4-8.

Tabla 4-8 Producción de etano, propano y butano por campo en diciembre 2017 (MMpcd)

PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO
PRODUCCIÓN DE 

ETANO, PROPANO Y 
BUTANO 

COMPOSICIÓN 
C2-C4 %

72 

SURESTE

1 Akal 63.4 6.1

2 Xux 51.7 14.0

3 Ku 29.7 13.4

4 Maloob 27.1 17.9

5 Xanab 26.1 20.5

6 Zaap 19.4 12.6

7 May 16.2 13.4

8 Tsimín 15.0 13.3

9 Tizón 14.1 11.8

10 Onel 13.6 19.5

11 Homol 10.2 21.8

12 Bolontikú 10.0 31.1

13 Jujo Tecominoacan 9.2 15.1

14 Costero 8.1 10.9

72 Está compuesta por la suma de las composiciones de etano (C2), propano (C3) y butano (C4) de la producción de gas natural de 
diciembre 2017.
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PROVINCIA 
PETROLERA 

POSICIÓN CAMPO
PRODUCCIÓN DE 

ETANO, PROPANO Y 
BUTANO 

COMPOSICIÓN 
C2-C4 %

15 Terra 7.7 14.7

16 Kuil 7.6 22.4

17 Íride 6.1 7.0

18 Caan 5.6 22.4

19 Ixtal 5.2 14.4

20 Teotleco 4.7 10.6

21 Otros 83.5  

Total  434.1

BURGOS

1 Nejo 11.4 8.6

2 Cuitláhuac 5.6 10.5

3 Cuervito 3.1 13.6

4 Topo 2.6 15.7

5 Santa Anita 2.5 9.8

6 Culebra 2.4 4.9

7 Comitas 2.3 9.6

8 Arcabuz 1.9 4.9

9 Velero 1.5 4.5

10 Santa Rosalía 1.3 8.8

11 Fundador 1.2 5.9

12 Palmito 1.0 4.3

13 Cañón 0.7 10.8

14 Corindón 0.7 5.8

15 Fronterizo 0.7 13.1

16 Cuatro milpas 0.7 5.5

17 Torrecillas 0.6 10.5

18 Cali 0.6 6.6

19 Lomitas 0.6 10.8

20 Benavides-primavera 0.5 6.1

21 Otros 1.9  

Total  43.8

VERACRUZ

1 Gasífero 0.8 1.0

2 Cauchy 0.7 1.0

3 Mecayucan 0.6 11.9

4 Mata pionche 0.5 11.9

5 Miralejos 0.2 11.9

6 Copite 0.2 3.6
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PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO
PRODUCCIÓN DE 

ETANO, PROPANO Y 
BUTANO

COMPOSICIÓN 
C2-C4 %

7 Apertura 0.1 3.6

8 Eltreinta 0.1 1.0

9 Lizamba 0.1 0.5

10 Papán 0.1 0.3

11 Rabel 0.1 1.0

12 Kabuki 0.0 1.3

13 Bedel 0.0 1.0

14 Anguilas 0.0 0.5

15 Barajas 0.0 11.9

16 Angostura 0.0 11.9

17 Perdiz 0.0 0.3

18 San Pablo 0.0 0.5

19 Cocuite 0.0 0.3

20 Vistoso 0.0 0.3

21 Otros 4.9  

Total  8.3

TAMPICO-
MISANTLA

1 Arenque 2.2 11.9

2 Tajín 2.0 14.3

3 Presidente Alemán 1.9 17.9

4 Agua fría 1.7 8.5

5 Poza Rica 1.7 18.2

6 Corralillo 1.3 8.5

7 Furbero 1.3 14.3

8 Tamaulipas constituciones 1.2 10.3

9 Soledad norte 1.1 23.8

10 Coapechaca 1.0 8.5

11 Bagre 1.0 26.2

12 San Andrés 0.8 10.2

13 Soledad 0.5 23.8

14 Humapa 0.4 11.8

15 Escobal 0.4 8.5

16 Remolino 0.4 11.1

17 Tres hermanos 0.3 6.8

18 Coyotes 0.3 23.8

19 Miquetla 0.2 7.2

20 Jiliapa 0.2 34.6

21 Otros 17.2  

Total 37.0 
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Fuente: CNH

De la tabla anterior se concluye que los campos de mayor aporte de precursores petroquímicos 
se ubican en la provincia petrolera de Sureste, toda vez que el 67% de la producción actual de 
etano, propano y butano proviene del top 20 de campos de dicha provincia petrolera. De entre 
todos los campos de esa área el campo Akal, es el de mayor aporte de precursores petroquímicos 
del país. Tan sólo de este campo proviene el 12% de la disponibilidad actual de precursores 
petroquímicos.

4.3 VIABILIDAD ECONÓMICA

La CNH, a través de la Dirección General de Estadística y Evaluación Económica, elabora 
estimaciones respecto a la viabilidad económica de proyectos petroleros. A efectos de evaluar los 
proyectos potenciales de gas no asociado convencional, se desarrolló un ejercicio de evaluación 
de proyectos tipo en las provincias petroleras de Burgos, Sabinas, Burro-Picachos, Sureste y 
Veracruz.

El punto de partida del análisis se sustenta en la información histórica de los campos descubiertos 
en cada provincia73 y en los prospectos exploratorios identificados y caracterizados a través de 
la Base de Datos de Oportunidades Exploratorias (BDOE)74. Dada la clasificación geográfica 
(provincia y ubicación) y geológica (hidrocarburo y litología) de las provincias a evaluar, se 
identifican los proyectos tipo correspondientes a cada zona; en particular, se identifican las 
características de volumen a recuperar, la recuperación promedio de cada pozo (EUR75, por sus 
siglas en inglés) y la profundidad de los potenciales yacimientos.

73 La información histórica de producción por pozo, campo y Asignación/ Contrato, así como las reservas por campo y Asignación/ 
Contrato se encuentra disponible en el Sistema de Información de Hidrocarburos del Portal del Centro Nacional de Información de 
Hidrocarburos (CNIH) https://portal.cnih.cnh.gob.mx/dashboard-sih.php. 
74 La Base de Datos de Oportunidades Exploratorias es la base que integra las oportunidades exploratorias identificadas y 
caracterizadas inicialmente por PEMEX, la cual se actualiza de forma anual por parte de la Dirección General del Potencial Petrolero 
de CNH.
75 Recuperación Final Estimada, EUR por sus siglas en inglés (Expected Ultimate Recovery)

PROVINCIA 
PETROLERA

POSICIÓN CAMPO
PRODUCCIÓN DE 

ETANO, PROPANO Y 
BUTANO

COMPOSICIÓN
C2-C4 %

SABINAS, 
BURRO-

PICACHOS

1 Habano 0.2 15.7

2 Emergente 0.0 15.7

3 Master 0.0 0.2

4 Merced 0.0 0.2

5 Cougar 0.0 0.2

6 Monclova 0.0 0.4

7 Buena suerte 0.0 0.4

8 Percutor 0.0 0.2

9 Pirineo 0.0 0.2

10 Otros 0.2  

Total 0.4 

Nacional Total  523.5



10
4

La Tabla 4-9 presenta la clasificación de la información del “proyecto tipo” de Burgos, Sabinas, 
Burro-Picachos, Sureste y Veracruz considerando los escenarios bajo (P90), medio (P50) y alto 
(P10) de producción (Escenarios de producción) y la productividad a nivel pozo (EUR). Como se 
observa, en los proyectos de Burgos y Sabinas, Burro-Picachos se consideran los pozos de mayor 
profundidad; y las recuperaciones esperadas más altas por pozo se encuentran en las provincias 
de Sureste y Veracruz.

Tabla 4-9 Características por escenario de producción de cada proyecto tipo

Fuente: CNH

De acuerdo con las características de cada escenario (cuenca, profundidad del play, producción 
y productividad), las condiciones en la industria petrolera del país (desempeño de pozos 
exploratorios, estudios sísmicos requeridos, infraestructura existente, entre otros) y con apoyo 
de bases de datos internacionales, se estimaron los perfiles de producción e inversión de cada 
uno de los proyectos tipo descritos en cada uno de los tres escenarios. El perfil de producción 
es la curva de extracción de los hidrocarburos dado el volumen de reservas a recuperar y las 
productividades de los pozos; por su parte, el perfil de inversión es la proyección de las inversiones 
en capital (Capex) y los costos operativos (Opex) requeridos para llevar a cabo el proyecto.

La Tabla 4-10 muestra en agregado el número de pozos promedio necesarios para extraer 
las reservas a recuperar de cada proyecto y el costo unitario por pozo tomando en cuenta la 
profundidad de cada play. Las variables con mayor incidencia en la estimación del costo por 
pozo son la profundidad de perforación y los tiempos de perforación que se han calculado de la 
información histórica de cada provincia.

Tabla 4-10 Desglose de costos por pozo tipo

Fuente: CNH

PROYECTO TIPO
PROFUNDIDAD 

(m)

RESERVA A RECUPERAR
(MMMpc)

EUR
(MMMpc/pozo)

Bajo Medio Alto Bajo Medio Alto

Burgos 3, 000 20 61 117 1.5 2.2 5.0

Sabinas, Burro-Pichachos 3, 000 29 56 89 1.4 2.0 4.2

Sureste 1, 300 24 52 88 5.3 9.4 22.2

Veracruz 2, 400 25 51 84 4.7 8.2 17.1

PROVINCIA PETROLERA

POZOS
(número)

COSTO POR POZO
(MMusd)

Bajo Medio Alto Bajo Medio Alto

Burgos 14 28 24 3.7 3.6 3.6

Sabinas, Burro-Pichachos 22 28 22 3.4 3.3 3.4

Sureste 7 6 4 1.8 1.8 2.0

Veracruz 6 7 5 2.8 2.8 3.1
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Como se mencionó antes, los montos de inversión y operación necesarios para la elaboración 
de un proyecto petrolero están relacionados con los volúmenes a extraer. El análisis de los 
costos unitarios respecto al volumen de extracción es el indicador económico que engloba el 
proyecto de manera integral. Con esto y tomando como referencia el precio de los marcadores 
internacionales para el gas, puede estimarse la viabilidad económica de cada escenario.

Cabe resaltar que el objeto del ejercicio es la estimación del costo de extracción del gas natural 
no asociado convencional. No se considera el costo de transporte ni la aplicación de algún 
régimen fiscal. La Gráfica 4-13 muestra, para cada proyecto tipo76, el costo de inversión en capital, 
el costo operativo y el costo total necesario por cada mil pies cúbicos de gas no asociado (millar) 
que se extrae de los proyectos. Esto es aproximadamente igual a un millón de BTUs, que son las 
unidades en que generalmente se reporta el precio del gas natural.

Gráfica 4-13 Costo de extracción por cada mil pies cúbicos (usd/Mpc)

Fuente: CNH

76 Para este ejercicio se consideró sólo la parte terrestre de Sureste, específicamente la Cuenca de Macuspana
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De manera agregada, la Gráfica 4-14 presenta los costos de extracción unitarios y volúmenes de 
producción estimados para los proyectos tipo de gas natural no asociado convencional en las 
provincias geológicas de Burgos, Sabinas, Burro-Picachos, Sureste y Veracruz, cada uno de ellos 
en sus escenarios bajo (B), medio (M) y alto (A).

Gráfica 4-14 Proyectos tipo por provincia petrolera

Fuente: CNH

Con los costos de extracción estimados y el volumen de hidrocarburos que se estima se pueden 
recuperar, se construyeron curvas de oferta de gas. La utilidad de las curvas de oferta radica en 
identificar de manera estadística, el potencial económico de los hidrocarburos con que cuenta 
cada una de las provincias petroleras del país. Como se refiere en el apartado 1.4, la clasificación 
de las reservas y recursos obedece a criterios sobre la probabilidad de existencia de volúmenes 
recuperables y como se ha revisado en el presente ejercicio, los escenarios bajo, medio y alto 
también responden a la probabilidad atribuida durante sus cálculos. 

La Gráfica 4-15 presenta tres curvas de oferta del gas natural no asociado convencional para las 
provincias estudiadas, las cuales se construyen utilizando las reservas 3P y los escenarios bajo, 
medio y alto de cada provincia petrolera.

Gráfica 4-15 Curva de oferta de gas natural no asociado convencional (usd/Mpc)

Fuente: CNH
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Con base en lo observado, se estima que es posible producir gas natural no asociado convencional 
a precios competitivos respecto al mercado de Norteamérica, en particular en las provincias de 
Sureste y Veracruz, al sur del país, donde se han presentado problemas de escasez de gas natural 
en los últimos meses. La producción de las provincias del norte del país presenta un reto mayor, 
por su cercanía al mercado norteamericano los precios que enfrenta esta región son más bajos. 
En este contexto, la producción del norte del país deberá buscar economizar costos o desarrollar 
volúmenes de hidrocarburos con la suficiente escala (volumen a recuperar) para tener costos 
competitivos.

La estimación de las curvas de oferta presentadas sólo representa la porción de reservas de 
gas natural no asociado convencional descubierta. A fin de tener una estimación del potencial 
completo se puede considerar además el volumen de los recursos prospectivos, no obstante, la 
incertidumbre que éstos representan.

Respecto a la viabilidad económica para la producción de gas natural no convencional, es 
importante mencionar que a la fecha se han perforado 18 pozos con objetivos no convencionales 
en México, de los cuales sólo 16 probaron ser productores de hidrocarburos77.

En este sentido, la aproximación a una evaluación económica se realiza con la identificación de 
un play análogo que asemeje las características geográficas (cuenca y ubicación) y geológicas 
(hidrocarburo y litología) observadas en cada cuenca; para este ejercicio se analizará la cuenca 
de Burgos como productor de gas natural no convencional. Las rocas generadoras en la cuenca 
de Burgos corresponden principalmente a litologías arcillo-calcáreas del Jurásico Superior 
Tithoniano y lutitas del Paleógeno, por lo que los sub-plays South West y South East Shale Gas 
de Eagle Ford se identifican como los mejores análogos de la cuenca de Burgos para gas no 
convencional.

A partir de los plays análogos identificados, se construyen proyectos tipo representativos para la 
cuenca de Burgos. Para ello, se considera documentación técnica de los desarrollos en los sub-plays 
South West y South East Shale Gas de Eagle Ford, la información referida es la siguiente:

•	 Curvas de declinación de pozos.
•	 El tiempo de perforación por pozo de desarrollo es de 25 días.
•	 Cada pozo de desarrollo considera una extensión determinada de espaciamiento.
•	 La vida de producción de cada pozo de desarrollo es de entre 25 y 30 años.

77 Comisión Nacional de Hidrocarburos, Exploración y extracción de petróleo y gas en lutitas, abril 2018. Disponible en: https://portal.
cnih.cnh.gob.mx/downloads/es_MX/estadisticas/Exploraci%C3%B3n%20y%20extracci%C3%B3n%20de%20petr%C3%B3leo%20
y%20gas%20en%20lutitas.pdf
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Una vez construido el proyecto tipo, se consideran 3 escenarios para realizar la evaluación 
económica. El volumen a recuperar estimado en cada escenario depende del número de pozos 
de desarrollo a perforar, a su vez, cada escenario considera la perforación de un pozo exploratorio 
y los pozos de desarrollo necesarios para abarcar la superficie en cuestión.

•	 Escenario Bajo: se utilizan los recursos prospectivos considerando un desarrollo tipo 
(sweet spot) de 32 km².

•	 Escenario Medio: se utilizan los recursos prospectivos considerando un desarrollo 
tipo (sweet spot) de 64 km².

•	 Escenario Alto: se utilizan los recursos prospectivos considerando un desarrollo tipo 
(sweet spot) de 96 km².

La Tabla 4-11 presenta la clasificación de la información del “proyecto tipo” de Burgos, 
considerando los escenarios de producción bajo, medio y alto (Escenarios de producción) y el 
número de pozos promedio necesarios para extraer los volúmenes de gas.

Tabla 4-11 Premisas de evaluación económica para la producción de gas natural no convencional

Fuente: CNH

En este ejercicio no se considera el costo de transporte ni la aplicación de algún régimen fiscal, 
asimismo los costos se estimaron tomando como referencia la eficiencia de la industria en 
los EUA. En México, con una industria por desarrollarse, podrían esperarse costos superiores 
aproximadamente entre 30% para Capex y 25% para Opex78. En la Gráfica 4-16 se observa, el 
costo de inversión en capital y el costo operativo por cada mil pies cúbicos de gas natural no 
convencional.

Gráfica 4-16 Costo de extracción por cada mil pies cúbicos de gas natural 
no convencional (usd/Mpc)

Fuente: CNH

78 An Energy think tank informing the European Commission INSIGHT_E, Shale gas production costs: historical development and 
outlook, 2017.

PROYECTO TIPO

VOLUMEN A RECUPERAR
(MMMpc)

POZOS
(número)

Bajo Medio Alto Bajo Medio Alto

Burgos 48 134 260 13 38 75
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La Gráfica 4-17 presenta los costos de extracción unitarios y volúmenes de producción estimados 
para el proyecto tipo de producción de gas natural no convencional en la provincia de Burgos, 
para los escenarios bajo (B), medio (M) y alto (A).

Gráfica 4-17 Costo de extracción por volumen a recuperar de gas natural en yacimientos 
no convencionales

Fuente: CNH

Con base en el análisis realizado a los yacimientos de gas no convencional que toma de 
referencia los procesos observados en plays análogos de EUA, bajo premisas de una industria 
no desarrollada, se estiman costos de extracción competitivos ante proyectos de gas seco 
convencional, con lo que podrían alcanzarse escenarios de producción económicamente viables 
respecto a los precios de mercado; más aún, si se considera el potencial que representa el 
volumen de recurso prospectivo evaluado para el gas no convencional.
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Para contextualizar el presente capítulo se muestran las proyecciones de la Prospectiva de Gas 
Natural 2017-2031 de la SENER sobre la demanda futura de los sectores económicos en el 
consumo de gas natural seco y de acuerdo con los datos de la prospectiva, la demanda de gas 
natural en 2016 fue de 7,618.7 MMpcd. Así mismo, de acuerdo con el estudio antes referido, 
la demanda de 2017 se estima en 8,017.0 MMpcd, como se muestra en la línea azul, mientras 
que para 2031 se espera que la demanda en México alcance un volumen de 9,659.9 MMpcd, 
que representa un aumento del 20.49% en el periodo 2017-2031, lo que significa una tasa de 
crecimiento media anual de 1.37%, como se muestra en la línea verde de la Gráfica 5-1.

Gráfica 5-1 Demanda nacional de gas natural, 2006-2031 (MMpcd)

Fuente: CNH con información de SENER

El crecimiento de la demanda de gas natural en los próximos años se refleja en su creciente 
participación dentro de las fuentes primarias de energía en México, a expensas del petróleo y el 
carbón. Esto se puede apreciar en Gráfica 5-2 que refleja el escenario central del Mexico Energy 
Outlook 2016 de la IEA (por sus siglas en inglés, International Energy Agency)79.

Gráfica 5-2 Evolución de las fuentes primarias de energía, 2014-2040 (Mtoe)

79 El escenario central de la IEA denominado “nuevas políticas” asume la continuidad en la política energética vigente, así como la 
implementación de las medidas anunciadas que resultan de la Reforma Energética y de los compromisos internacionales de México 
en materia de cambio climático.

Fuente: CNH con información de IEA
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La Gráfica 5-3 muestra la evolución del consumo en el periodo 2006-2017, donde se aprecia 
que el consumo de gas natural se ha incrementado de manera notable en el sector eléctrico, en 
consonancia con la tendencia internacional de los últimos años y, como se prevé, se mantendrá 
en los próximos 20 años.

Gráfica 5-3 Evolución del consumo de gas natural en el periodo 2006-2017 (MMpcd)

Fuente: CNH con información de SENER

En cuanto a la composición de la demanda de gas natural en 2031, la prospectiva estima que el 
sector eléctrico será el principal consumidor con un 61.57%; le seguirán el sector industrial y el 
sector petrolero con un 20.33% y 16.01% respectivamente, mientras que los sectores: residencial, 
servicios y GNV, representarán el 1.37%, 0.66% y 0.06%, en ese orden, como se puede apreciar en 
la Gráfica 5-4 que compara estas participaciones con las correspondientes al 2017.

Gráfica 5-4 Composición de la demanda de gas natural por sector 2017 y 2031

Fuente: CNH con información de SENER
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La evolución de la demanda del gas natural desagregada por sector de 2017 a 2031 se presenta 
en la Gráfica 5-5. Por su parte, algunos detalles sobre el análisis de la prospectiva y el escenario 
central del Mexico Energy Outlook 2016 de la IEA con respecto al futuro de la demanda en 
dichos sectores, se presentan en las secciones 5.1 a 5.6.

Gráfica 5-5 Demanda de gas natural por sector, 2017-2031 (MMpcd)

Fuente: CNH con información de SENER

5.1 DEMANDA PROSPECTIVA DE GAS 
NATURAL PARA EL SECTOR ELÉCTRICO

Se estima que en 2031, la demanda de gas natural en el sector eléctrico alcanzará 5,947.2 
MMpcdgne80. Esto significa un aumento de 36% con respecto a la demanda promedio estimada 
de 4,376.7 MMpcdgne para 2017. En este sector, el gas natural seguirá siendo el combustible 
más demandado, llegando en dicho año a un porcentaje de participación de 82% del consumo 
total de combustibles y una penetración aproximada del 61.6% en la matriz de generación 
eléctrica de acuerdo con la Prospectiva del Sector Eléctrico 2017-2031, como se puede apreciar 
en la Gráfica 5-6 y la Gráfica 5-7. Ello se debe a la competitividad de las plantas de generación de 
ciclo combinado utilizadas por CFE y los generadores privados, así como a la conversión de las 
viejas centrales de generación termoeléctrica de CFE a combustión dual, con lo que se pretende 
reducir el uso de combustóleo, un combustible cuyo precio y emisiones al ambiente son altos en 
comparación con el gas natural. Claramente, la competitividad del gas natural es fundamental 
para el sector eléctrico, que es, a su vez, indispensable para el crecimiento económico del país.

80 Millones de pies cúbicos diarios de gas natural equivalente. Esta unidad se utiliza para poder hacer comparable el poder calorífico 
de diferentes energéticos.
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Para efectos de comparación todos los combustibles se han transformado a millones de pies 
cúbicos diarios de gas natural equivalente (MMpcdgne) en términos de poder calorífico.

Gráfica 5-6 Evolución esperada de combustibles usados en el sector eléctrico, 2017-2031 (MMpcdgne)

Fuente: CNH con información de SENER

Gráfica 5-7 Evolución esperada de la generación eléctrica por tecnología81, 2017-2031 (GWh)

Fuente: CNH con información de SENER

81 Para efectos comparativos con la tendencia estimada por la IEA, se asume que el rubro denominado gas natural agrega las 
siguientes tecnologías: ciclo combinado, turbogas y cogeneración eficiente. El rubro denominado petróleo agrega la termoeléctrica 
convencional (combustóleo), la combustión interna (diésel) y el lecho fluidizado (coque de petróleo).
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5.2 DEMANDA PROSPECTIVA DE GAS 
NATURAL PARA EL SECTOR INDUSTRIAL

La demanda de gas natural pasará de 1,496.8 MMpcd en 2017 a 1,964.1 MMpcd en 2031, lo 
que representará un incremento de 31.21% lo que responde, en primer lugar, al crecimiento de 
la actividad industrial que demandará, a su vez, de una mayor cantidad de combustibles. En el 
caso del gas natural, la incorporación de nuevos gasoductos de transporte y distribución; los 
excedentes provenientes de EUA y una mayor producción nacional a partir de 2022, permitirán 
suministrar a los usuarios industriales el gas demandado y con ello sustituir el combustóleo de 
manera definitiva. Así, se espera que en 2031, la demanda de combustibles en el sector industrial 
será satisfecha por gas natural con un 64.42% de la demanda total del sector; carbón con 12.54%, 
coque de petróleo con 13.11%, diésel con 5.99%, y finalmente, GLP con 3.94%, tal como se 
puede apreciar en la Gráfica 5-8, que muestra la evolución del uso de los combustibles en ese 
sector.

Gráfica 5-8 Evolución esperada de los combustibles usados en el sector industrial, 2017-2031 (MMpcdgne)

Fuente: CNH con información de SENER

Dentro del sector industrial conviene referirse de manera particular al uso del gas natural en la 
industria química. Se estima que dicha rama industrial será la que más demandará gas: un 19.9% 
del total de la demanda industrial o 390.1 MMpcdgne en 2031. Lo anterior es relevante pues no 
considera el potencial que tendría el consumo de precursores petroquímicos provenientes del 
gas, tales como metano, etano, propano y butano al que se refiere el apartado 3.3, lo que hace 
conveniente pensar en una política que pudiera satisfacer la demanda tanto del gas natural como 
de los referidos precursores estimulando la producción local de gas húmedo o gas asociado.
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5.3 DEMANDA PROSPECTIVA DE GAS 
NATURAL PARA EL SECTOR PETROLERO

Para 2031 la demanda de combustibles en el sector petrolero se estima en 1,932.7 MMpcdgne, 
lo que representa una disminución de 28% con respecto a la estimación promedio para 2017. 
Dicha disminución se deberá en parte a la declinación de la producción petrolera donde el 
gas se utiliza para el bombeo neumático y para inyectar presión al casquete como método de 
recuperación secundaria, así como para otras actividades como la generación eléctrica in-situ. 
No obstante, el gas natural seguirá siendo el combustible más demandado con una participación 
de 80%, como se puede apreciar en la Gráfica 5-9. 

Gráfica 5-9 Evolución esperada de los combustibles usados en el sector petrolero, 2017-2031 (MMpcdgne)

Fuente: CNH con información de SENER
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5.4 DEMANDA PROSPECTIVA DE GAS 
NATURAL PARA EL SECTOR RESIDENCIAL

Se estima que debido a una mayor eficiencia en el consumo, para el año en 2031 la demanda 
total de combustibles en el sector residencial presentará una disminución de 5.7% respecto a 
2017, pasando de 1,146.2 MMpcdgne a 1,080.3 MMpcdgne en 2031. Para ese año, el GLP seguirá 
siendo el combustible más utilizado en este sector con 54.5%, seguido de la leña con 33.2%, y 
finalmente, el gas natural con 12.3%. Sin embargo, la demanda de gas natural se incrementará 
37.5% pasando de una estimación de 96.6 MMpcdgne en 2017 a 132.8 MMpcdgne en 2031. 
Lo anterior se debe a la sustitución de GLP y leña por gas natural. La Gráfica 5-10 muestra la 
evolución en el consumo de combustibles en este sector.

Gráfica 5-10 Evolución esperada de los combustibles usados en el sector residencial, 2017-2031 (MMpcdgne)

Fuente: CNH con información de SENER

Es importante mencionar que, en caso de que hubiera una política pública de masificación del 
gas natural para uso residencial, se esperaría una mayor sustitución de GLP por gas natural y, de 
ser el caso, de leña por GLP aunque las proyecciones consideradas en la prospectiva se calculan 
sin dicha consideración.



11
8

5.5 DEMANDA PROSPECTIVA DE GAS 
NATURAL PARA EL SECTOR SERVICIOS

La demanda de combustibles en el sector comercial o de servicios representará un crecimiento 
de 18.9% respecto al valor estimado de 2017, y una tasa media de crecimiento anual de 1.25% 
para el periodo 2017 a 2031. 

Al igual que en el sector residencial, en 2031 el GLP será el combustible más utilizado en el sector 
servicios con 62.9%, lo que representará un aumento de 23.09% con respecto al valor estimado 
a 2017. En segundo lugar, el gas natural tendrá una participación de 19.6% con un incremento 
de 68.8% respecto a 2017, mientras que la leña representará 17.5% del consumo total, lo que 
implica una tasa media de crecimiento anual negativa de -1.4% durante el periodo de 2017 a 
2031. La Gráfica 5-11 muestra la evolución en el consumo de combustibles en este sector.

Gráfica 5-11 Evolución esperada de los combustibles usados en el sector servicios, 2017-2031 (MMpcdgne)

Fuente: CNH con información de SENER
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5.6 DEMANDA PROSPECTIVA DE GAS 
NATURAL PARA EL SECTOR TRANSPORTE

Para 2031 se espera que la demanda de combustibles en el sector transporte aumente 25.67% con 
respecto a la estimación para 2017. El combustible más utilizado seguirá siendo la gasolina con 
una participación de 62.9% del total de la demanda, seguido por el diésel con 35.2%, por último, 
el GLP y el gas natural vehicular (GNV) con una participación del 1.8% y 0.1%, respectivamente.

Gráfica 5-12 Evolución esperada combustibles usados en el sector transporte, 2017-2031 (MMpcdgne)

Fuente: CNH con información de SENER

Si bien el sector transporte presenta una menor participación en la demanda total de gas natural, 
es importante señalar que el GNV presentará la mayor tasa de crecimiento promedio anual a lo 
largo del periodo 2017–2031, la cual se estima en 6%. Dicha tasa no considera una política de 
promoción de este combustible en el sector transporte. En caso de instrumentarse una política 
que promueva el uso de este combustible, sería realista pensar en un crecimiento significativo, 
como lo demuestra la experiencia de países como Argentina, Perú y Colombia.
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En adición a las proyecciones estimadas por la SENER, en las Prospectivas del Sector 
Energético 2017-2031, se hicieron otras proyecciones considerando diferentes premisas 

y tomando en cuenta diversas fuentes de información82, con énfasis en los posibles cambios 
tecnológicos que pudieran afectar al sector de manera sustancial. Para que estas proyecciones 
se puedan concretar, es necesario la instrumentación de políticas públicas enfocadas a atender 
los supuestos establecidos para cada escenario.

Para calcular dichos escenarios se utilizó la cadena de valor del sector energético mexicano, que 
inicia en el proceso de producción de energéticos y culmina en su consumo final, enfocándose 
principalmente en el papel estratégico que representa el gas natural. Es imperante señalar que 
el presente análisis tiene como finalidad proyectar y modelar posibles escenarios del futuro 
energético del país83, que permitan la creación e implementación de nuevas políticas energéticas 
que funcionen para cualesquiera de ellos y que impacten, de manera positiva, en el desarrollo 
nacional y del sector energético.

El análisis señalado en el párrafo anterior se realizó mediante la creación de un modelo 
matemático que permite simular el comportamiento de la oferta y la demanda de energéticos 
en México dependiendo de las variables clave de entrada con las que se alimente, con las cuales 
se generaron escenarios que resaltan el impacto del gas natural dentro del sistema energético 
nacional. Los datos para la elaboración del modelo fueron tomados en su mayoría del Sistema 
de Información Energética (SIE) de la SENER y para efecto de comparación todas las unidades 
energéticas han sido convertidas a petajoules84.

82 Modelo del sector energético mexicano. ITESM 
83 Ibídem 
84 Unidad derivada del Sistema Internacional que se utiliza para medir trabajo, calor y, en este caso, energía. Un petajoule es igual a 
1015 joules.
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6.1 LA CADENA DE VALOR DEL SISTEMA 
ENERGÉTICO NACIONAL

El sistema energético nacional está compuesto por las diferentes etapas que sigue cada 
energético primario, en específico a lo largo del proceso que va desde su producción primaria 
hasta el consumo final, pasando por procesos de transformación, importaciones y exportaciones, 
entre otros85.

Figura 6-1 Diagrama del Sistema Energético Nacional

Fuente: CNH con información del SIE.

85 Balance Nacional de Energía 2016, SENER, pp. 10.
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El proceso comienza con la producción de energéticos primarios; es decir, los energéticos 
que se extraen de la naturaleza, de forma directa o bien mediante un método de extracción86. 
Posteriormente, tras las operaciones de importaciones, exportaciones y variaciones de 
inventarios87 se obtiene como resultado la oferta primaria. A los energéticos que componen 
la oferta primaria se les restan los conceptos de energía no aprovechada88, recirculaciones89, 
diferencia estadística90 y demás, antes de llegar a los centros de transformación, donde se les 
resta las pérdidas debidas a los procesos de transformación. Los energéticos que salen de los 
centros de transformación componen la producción secundaria que, de igual manera, tras las 
operaciones de importaciones, exportaciones y variaciones de inventarios da como resultado la 
oferta de energéticos secundarios. 

Algunos energéticos después de la oferta secundaria sufren una segunda transformación, por 
ejemplo: el gas seco, energético secundario resultado del tratamiento del gas natural, que pasa 
a un nuevo proceso de trasformación para generar energía eléctrica. Una vez hechos estos 
procesos se llega a la oferta total de energéticos de consumo que, después de aplicar conceptos 
como las importaciones, exportaciones, consumo final no energético y otros, dan como resultado 
la oferta total de energéticos al consumidor. Esta es la penúltima etapa, aquí se concentran los 
energéticos antes de ser distribuidos para el consumo final de cada sector. El consumo final en 
los sectores es la última parte del balance; es el módulo en el que se queman los energéticos 
como combustibles.  

6.2 EL MODELO DE PRONÓSTICO

El modelo de pronóstico funciona con diferentes variables obtenidas de las bases de información 
oficiales, las cuales son utilizadas por el modelo en diferentes ecuaciones para generar valores 
para todos los conceptos que forman la cadena de valor del Sistema Nacional de Energía y 
posteriormente realizar un cálculo de la balanza comercial de energéticos. 

86 Glosario de términos usados en el sector energético, SIE, pp. 19. 
87 La variación de inventarios se refiere a la diferencia que se presenta entre el nivel de inventarios de cierre con respecto al nivel de 
inventarios de inicio del periodo analizado, de tal manera que una diferencia positiva significa una acumulación de inventarios, por 
el contrario, una negativa indica una disminución. (SIE, s.f.) 
88 Es la energía que por la disponibilidad técnica y/o económica de su explotación, actualmente no está siendo utilizada, como, por 
ejemplo: petróleo crudo derramado, gas enviado a la atmósfera, etc. (SIE, s.f.) 
89 Gas seco utilizado en bombeo neumático y sellos, el cual se define como un sistema artificial de producción que se emplea para 
elevar el fluido de un pozo de petróleo mediante la inyección de gas a través de la tubería de producción. (SENER, 2016) 
90 Es la diferencia encontrada entre puntos de medición, en un balance, y pueden ser por pérdidas por evaporación, compresión y 
transporte. (SIE, s.f.)
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6.3 LAS PRINCIPALES VARIABLES
DEL MODELO

Los resultados obtenidos en el modelo están sujetos a diferentes variables de entrada que se 
utilizan para hacer los cálculos correspondientes para llegar a los valores de las variables de 
salida que se han identificado como las más importantes. Existen cinco variables que afectan de 
manera significativa los resultados y que están disponibles para modificarse y crear los diferentes 
escenarios. Estas variables son tanto externas como internas; las externas son los precios por 
producto de importaciones y exportaciones que son estimadas a través de proyecciones, 
mientras que las internas son el crecimiento del PIB y aquellas que pueden ser modificadas por 
políticas públicas como la producción de energéticos primarios y secundarios, la generación 
eléctrica por tipo de combustible y los cambios en el uso de los energéticos. A continuación, se 
hace una descripción de las variables antes mencionadas.

6.3.1 EL CRECIMIENTO DEL PIB

La variable principal para el modelo es el crecimiento del PIB. Dicha variable tiene una alta 
correlación con el consumo final de energía en cada uno de los sectores económicos. Esto se 
debe a que el desempeño económico del país está ligado directamente a las actividades que 
se realizan en los diferentes sectores de consumo intensivo energético. De manera general 
se puede afirmar que, si aumenta el PIB, se incrementa el consumo final de cada uno de los 
energéticos de consumo. La relación antes mencionada queda ejemplificada en la Gráfica 6-1. 

Gráfica 6-1 Crecimiento del PIB vs crecimiento del consumo energético total ( % )

Fuente: CNH con información del SIE y Banco Mundial
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El crecimiento global del PIB puede descomponerse en crecimientos individuales de los 
diferentes sectores. El modelo puede determinar el consumo final de cada combustible para 
cada sector, dependiendo del crecimiento del PIB que se considere. El crecimiento anual del PIB 
se modifica con un crecimiento porcentual anual que se puede modificar para cada uno de los 
años que calcula el modelo.

6.3.2 LA PRODUCCIÓN DE ENERGÉTICOS PRIMARIOS Y 
SECUNDARIOS

La producción de energéticos, tanto primarios como secundarios, es otra variable que contempla 
el modelo. Éste ofrece la posibilidad de modificar las plataformas de producción mediante 
porcentajes de incremento anuales para todos los años que se desea simular, es decir, si el 
objetivo es que el modelo genere resultados hasta el año 2023, entonces se deberá agregar un 
porcentaje de crecimiento anual para todos los años de 2017 a 2023.

Esto mismo sucede con la capacidad de transformación primaria, como las refinerías o los centros 
procesadores de gas.

6.3.3 LA GENERACIÓN ELÉCTRICA POR TIPO DE 
COMBUSTIBLE

Otra variable importante es la generación eléctrica que se produce a partir de diversas fuentes de 
energía. En este caso se puede disminuir porcentualmente la generación eléctrica proveniente 
de combustibles contaminantes o no eficientes de tal manera que, otros combustibles serán los 
encargados de suplir la energía eléctrica derivada de la sustitución de los combustibles antes 
referidos. Por ejemplo, si se disminuye cierto porcentaje anual de la energía eléctrica generada 
por diésel, entonces podemos proponer que la energía solar puede proveer la energía eléctrica 
antes generada por el diésel.

6.3.4 LOS CAMBIOS EN EL USO DE LOS ENERGÉTICOS

El cambio en el uso se refiere a la sustitución del consumo final de un combustible por otro, de 
manera similar a lo que sucede en la generación eléctrica por combustible. Esta variable asigna 
un porcentaje de desuso anual para el consumo final de uno o más combustibles y lo reasigna 
a otros combustibles del mismo sector. Ejemplificando, el sector residencial puede disminuir un 
porcentaje anual de su uso de biomasa y cubrir ese consumo energético con GLP.
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6.3.5 LOS PRECIOS POR IMPORTACIONES Y 
EXPORTACIONES

Dado que uno de los resultados finales del modelo es la balanza comercial de energéticos en 
millones de dólares, es necesario multiplicar el total de petajoules importados o exportados de 
un energético en específico por un precio en millones de dólares por petajoule. Dichos precios 
fueron calculados a partir de las cantidades de importaciones y exportaciones reportadas en el 
Sistema de Información de Energía y los datos de la balanza de productos petroleros del Banco 
de México. La Tabla 6-1 muestra las premisas de los precios.

Tabla 6-1 Precios de importaciones y exportaciones (MMusd/PJ)

Fuente: CNH con información de Banco de México y SIE.

6.4 EL FUNCIONAMIENTO DEL MODELO

Una vez incorporadas todas las variables de entrada, el modelo sigue un procedimiento para 
utilizar estas variables, así como un sistema integrado de ecuaciones para asignar valores a 
los distintos conceptos que conforman el Sistema Energético Nacional. Además, el modelo 
ofrece una simulación de la balanza comercial de energéticos a partir de los resultados de las 
importaciones y exportaciones de energéticos primarios y secundarios.

Como se puede observar en la Figura 6-2, se han marcado en color rojo la producción primaria; 
la producción secundaria y el consumo final por sector; esto se debe a que esos tres valores 
son los que el modelo toma como punto de partida para calcular todos los demás conceptos. 
Por otro lado, en color verde se han marcado las importaciones y exportaciones de energéticos 
primarios y secundarios, ya que éstos son los primeros resultados que obtiene el modelo.

Carbón 2.10 -

Petróleo crudo - 5.93

Gas natural - 1.61

Coque de carbón 7.75 29.01

Coque de petróleo 3.17 -

Gasolinas y naftas 15.5 -

Querosenos 9.68 -

Diésel 9.74 -

Combustóleo 5.62 3.48

Gas L.P. 7.48 4.14

Gas seco 2.19 1.92



127

Figura 6-2 Diagrama de flujo del funcionamiento del modelo matemático

Fuente: CNH con información del SIE

El modelo empieza calculando el consumo final de un combustible en específico para cada uno 
de los sectores. Lo anterior se calcula relacionando el crecimiento del PIB con el crecimiento de 
cada uno de los sectores, a excepcion del sector transporte; dicho sector se calcula a partir del 
crecimiento del parque vehicular. Después, se suman todos los valores obtenidos para determinar 
la oferta total de energéticos al consumidor. Es, en esta primera parte de los cálculos, en donde 
se refleja el cambio en el uso porcentual que se haya incluido en las variables de entrada.
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Posteriormente, con una serie de factores y porcentajes de crecimiento definidos de una base 
de datos históricos, se calculan los conceptos de consumo propio91, recirculaciones y diferencias 
estadísticas, pérdidas y consumo final no energético92, los cuales se suman a la oferta total de 
energéticos al consumidor, además, se calcula la transferencia de interproductos93 que se resta 
para obtener la oferta total de energéticos de consumo.

A continuación, el modelo calcula las pérdidas que ocurren durante el proceso de generación 
eléctrica -si es que dicho combustible es utilizado para generar electricidad-, las cuales se suman 
a la oferta total de energéticos de consumo para obtener la oferta secundaria. Las pérdidas se 
calculan con un factor que corresponde a la eficiencia porcentual en el proceso de generación 
eléctrica a partir de cada uno de los combustibles utilizados para generar electricidad. Dichos 
factores se calcularon a partir de datos disponibles en el SIE y la Prospectiva del Sector Eléctrico 
2017-2031. Es también, en esta etapa de los cálculos, en donde se puede observar el resultado 
de incluir un porcentaje de disminución en la generación de electricidad a partir de ciertos 
energéticos y el incremento en otros.

El siguiente paso es calcular y sumar la variación de inventarios y comparar el resultado con el valor 
de producción secundaria que el modelo genera a partir del incremento porcentual que se haya 
ingresado para ese año. El resultado de la comparación puede tener dos resultados posibles, 
el primero es que la producción secundaria sea mayor que la suma de la oferta secundaria y la 
variación de inventarios, en este caso el excedente se reporta como exportaciones, si por el 
contrario, la suma de la oferta secundaria y la variación de inventarios es mayor a la producción 
secundaria, el excedente se reporta como importaciones.

De manera similar se realiza el cálculo de las importaciones y exportaciones de los energéticos 
primarios, partiendo de la producción secundaria, pasando por el cálculo de pérdidas, consumo 
propio y recirculaciones, y diferencias estadísticas para llegar a la oferta primaria. Por último, se 
calcula la energía no aprovechada, la transferencia de interproductos y la variación de inventarios 
para los combustibles primarios, para sumarlos con la oferta primaria y, nuevamente hacer una 
comparación; esta vez con la producción primaria. Con el resultado de la comparación, el modelo 
decide si se debe agregar un valor de importación o de exportación.

Una vez que se tienen los resultados de importaciones y exportaciones para todos los energéticos 
primarios y secundarios, el modelo utiliza los factores en millones de dólares por petajoule que 
le corresponden a cada energético, ya sea en importación o exportación, y los multiplica por el 
total de importaciones y exportaciones para obtener un resultado millones de dólares por estos 
conceptos. Por último, el modelo resta el valor total de las importaciones al valor total de las 
exportaciones para obtener el valor final de la balanza comercial de energéticos.

91 La SENER lo define como la energía primaria y secundaria que el sector energético utiliza para el funcionamiento de sus instalaciones. 
92 La SENER registra el consumo de energía primaria y secundaria como materia prima. Este consumo se da en los procesos que 
emplean materias primas para la elaboración de bienes no energéticos, por ejemplo: PEMEX Petroquímica utiliza gas seco y 
derivados del petróleo para elaborar plásticos, solventes, polímeros, caucho, entre otros. En otras ramas económicas se incluye el 
bagazo de caña utilizado para la fabricación de papel, tableros aglomerados y alimento para ganado. 
93 La SENER lo define como los movimientos entre fuentes de energía debidos principalmente a reclasificaciones o cambios de 
nombre; por ejemplo, el gas natural directo de campos es inyectado a ductos de gas seco, y por ello se reclasifica.
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94 Banco Mundial, crecimiento del PIB por país 2016. 

6.5 ESCENARIOS DEL MODELO

Con la finalidad de ofrecer una perspectiva panorámica, en este capítulo se presentan tres 
escenarios (inercial, prospectivo con producción creciente y disruptivo con cambios tecnológicos) 
para los cuales se propusieron diferentes valores de entrada para producción primaria; producción 
secundaria y valores porcentuales de cambio en el uso energético y de generación eléctrica.

6.5.1 ESCENARIO INERCIAL
En este escenario se pronostica lo que sucedería si se continúa con la misma plataforma de 
producción de energéticos primarios y secundarios registrada en los últimos nueve años.

Tabla 6-2 Producción de hidrocarburos y petrolíferos de los últimos nueve años (PJ)

Fuente: CNH con información del SIE.

En la tabla anterior, se observa la tendencia negativa en la producción de los hidrocarburos y 
de sus derivados, excepto en el coque de petróleo. El petróleo crudo muestra una disminución 
anual promedio de 3.6%; el gas natural de 2.96%, mientras que los petrolíferos tales como el 
coque de petróleo, gasolinas y naftas, querosenos, diésel y combustóleo varían entre -5% y 6%. 
El coque de carbón muestra un incremento de 0.93% y el carbón una variación de -0.46%. Para la 
construcción de este escenario se mantienen estos valores para cada año posterior al 2017 hasta 
llegar al 2030.

En este sentido, el crecimiento de la demanda de energía eléctrica en este escenario se satisface 
a partir de gas natural, energía eólica y solar. A partir de 2017 la nueva generación de electricidad 
considera 98% de gas natural y 1% para energía eólica y energía solar respectivamente. De 
manera subsecuente, se incrementará 1% la generación de energía eléctrica por energía solar 
y eólica cada año, y se le restará lo correspondiente a la energía generada por gas natural, 
para finalizar en el año 2030 con una participación de 72% de gas natural, 14% energía eólica y 
14% energía solar. Además, se considera un decremento paulatino en el crecimiento porcentual 
del parque vehicular que va de 7% en 2017 a 3% en 2030. Por último, el PIB se maneja con 
un crecimiento de 2.3%94 anual para todos los años posteriores; de igual forma, los precios de 
importaciones y exportaciones se mantienen constantes para todos los años.

2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016

Petróleo Crudo 6,520.8 6,075.3 6,008.6 5,933.5 5,918.8 5,814.6 5,597.1 5,067.6 4,826.8

Coque de Petróleo 59.0 64.0 43.7 44.2 81.8 87.6 85.9 86.8 70.1

Gasolinas y naftas 997.3 986.5 935.4 905.4 919.4 954.4 937.0 855.3 763.5

Querosenos 128.0 114.1 105.3 114.5 114.8 123.4 107.7 102.6 92.6

Diésel 748.3 700.1 600.3 580.8 619.5 653.7 587.9 630.9 477.7

Combustóleo 679.2 754.5 748.5 722.5 632.9 625.5 595.7 565.9 548.0

Gas Natural 2,290.3 2,390.0 2,203.7 2,118.1 2,029.1 2,045.6 2,079.4 2,037.3 1,779.6

Carbón 289.8 254.6 306.4 392.2 310.8 299.8 303.7 287.6 254.1

Coque de Carbón 41.0 34.8 55.8 56.2 57.4 58.7 58.9 47.6 36.2
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6.5.2 ESCENARIO PROSPECTIVO CON 
PRODUCCIÓN CRECIENTE

Este escenario se creó siguiendo las Prospectivas de SENER de producción de petróleo crudo, 
petrolíferos y gas, y las premisas que consideran para sus proyecciones. Así mismo se evaluó 
el impacto que tendrían las plataformas de producción de dichas prospectivas en la balanza 
comercial. No obstante, se consideraron algunas modificaciones en el análisis de tal forma que 
el escenario fuera distinto al planteado por SENER. Para este escenario se consideraron las 
variables de producción de energéticos primarios y secundarios; la producción de gas natural, 
petróleo y petrolíferos se tomaron del escenario alto de las Prospectivas de Petróleo Crudo y 
Petrolíferos y de Gas Natural 2017-2031 de la SENER. Conforme a lo anterior, la producción de 
carbón se mantuvo fija y las energías renovables se ajustaron a la demanda.

Asimismo, se contempló un escenario más radical en cuanto a generación eléctrica se refiere, 
dentro del cual se sumaron las condiciones antes mencionadas y en el que propone una 
disminución de 10% anual en la generación eléctrica a partir de carbón y combustóleo para 
2017; el crecimiento en la demanda de energía eléctrica considerará en nuevos proyectos de 
generación: 50% de gas seco; 25% energía solar y 25% energía eólica para el período de 2017 
a 2030. De igual manera, se establecieron los siguientes supuestos: un cambio en el uso de los 
autos de gasolina a autos eléctricos95 y un cambio en el uso de biomasa (leña) por gas L.P. de 5% 
anual en los sectores residencial, comercial y público.

Para el análisis de demanda, se realizó una estimación considerando el crecimiento porcentual 
anual del PIB de las prospectivas96, el cual es de 2.9% constante para todo el período modelado, 
así como precios constantes97 de los combustibles.

6.5.3 ESCENARIO DISRUPTIVO CON 
CAMBIOS TECNOLÓGICOS

En este último escenario se consideraron las proyecciones de la producción de petróleo crudo 
y petrolíferos de las prospectivas98, respecto al gas natural, se consideró un incremento anual 
constante del 14.44%. Los cambios en la generación eléctrica y en el crecimiento del PIB se 
mantienen iguales al “Escenario prospectivo con producción creciente”. Por otro lado, el 
crecimiento del parque vehicular es el mismo que en el “Escenario inercial” y se plantea una 
política de promoción de venta de autos eléctricos, basada en propuestas de países como 
Noruega, Alemania, Francia y Reino Unido, los cuales plantean la eliminación total de los autos 
de combustión interna entre 2025-2040, por lo tanto, dentro del modelo para el año 2030 el 49% 
de los autos nuevos vendidos sean eléctricos, 49% de gasolina y el 2% restante de autos de GNV.

95 Prospectivas de Petróleo Crudo y Petrolíferos 2017-2031 
96 Ibídem 
97 Precios sin variaciones por inflación, por tipo de cambio y precios internacionales del petróleo 
98 Prospectivas de Petróleo Crudo y Petrolíferos 2017-2031
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6.5.4 COMPARACIÓN ENTRE PREMISAS 
DE LOS ESCENARIOS

En la Tabla 6-3 se muestran las premisas que consideran los diferentes escenarios.

Tabla 6-3 Tabla comparativa de las premisas de los escenarios

Fuente: CNH

6.6 PANORAMA 2016

6.6.1 CONSUMO FINAL POR COMBUSTIBLE 

En el consumo final de combustibles resulta de vital importancia identificar cuáles son los 
combustibles más consumidos por sector, pues es así como se pueden identificar las principales 
necesidades de atención en el análisis del sistema energético nacional. Para efectos del análisis 
presentado en este capítulo, nos concentraremos únicamente en los sectores de transporte e 
industrial que representan la mayor parte del consumo final total 78%.

PREMISA ESCENARIO INERCIAL
ESCENARIO 

PROSPECTIVO
ESCENARIO 
DISRUPTIVO

Crecimiento anual del PIB 2.3% 2.9% 2.9%

Crecimiento de la producción de 
petróleo (tmca)

-3.64% 2.98% 2.98%

Crecimiento de la producción de 
gas

-2.97% 2.4% 14.44%

Crecimiento del parque vehicular 
(tmca)

5.27% 1.36% 5.27%

% de autos eléctricos en el parque 
vehicular a 2030

<1% 2% 22%

Generación eléctrica

Sin cierre de plantas
Cierre de la generación 
eléctrica a partir de carbón y 
combustóleo (10% anual)

Cierre de la generación 
eléctrica a partir de carbón y 
combustóleo (10% anual)

Los nuevos proyectos de 
generación eléctrica a partir 
de gas seco comienza en 
98% y disminuye hasta 72% 
para 2030. Para eólica y solar 
comienza en 1% y termina 
en 14% para 2030

Los nuevos proyectos de 
generación eléctrica 50% 
a partir de gas seco, 25% a 
partir de energía solar y 25% 
a partir de energía eólica 
para todos los años

Los nuevos proyectos de 
generación eléctrica 50% 
a partir de gas seco, 25% a 
partir de energía solar y 25% 
a partir de energía eólica 
para todos los años

Cambio de uso Sin cambio de uso
Disminuye el uso de leña e 
incrementa el número de 
autos eléctricos

Disminuye el uso de leña e 
incrementa el número de 
autos eléctricos
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Tabla 6-4 Consumo final de energéticos por sector y oferta total de energéticos al consumidor 
en 2016 (PJ)

Fuente: CNH con información del SIE

Al analizar la tabla podemos notar que el sector transporte consume el 47% de la demanda 
energética total de México y que el sector industrial consume el 31%; además de que las 
gasolinas y naftas representan más de la mitad del consumo del sector transporte. El sector 
industrial es el segundo sector que consume más energía en el país, en donde el principal 
energético consumido es el gas seco con un 39% del total del consumo del sector, seguido de 
la electricidad con un 34%.

Del consumo total de energéticos, observamos que el energético con mayor consumo a nivel 
nacional es la gasolina, que representa el 30% del consumo total, mientras que el segundo 
energético más consumido es la electricidad con 17% del total.

CONSUMO 
TRANSPORTE

CONSUMO 
INDUSTRIAL

Carbón
0.00

Carbón
63.76

Coque de carbón
0.00

Coque de carbón
63.51

Coque de petróleo
0.00

Coque de petróleo
142.14

Gasolinas y naftas
1,616.18

Gasolinas y naftas
1.15

Querosenos
164.99

Querosenos
0.00

Diésel
636.89

Diésel
83.16

Combustóleo
0.99

Combustóleo
32.57

Gas L.P.
60.68

Gas L.P.
46.21

Gas seco
1.12

Gas seco
647.99

Biomasa
0.00

Biomasa
38.52

Energía Solar
0.00

Energía Solar
0.62

Electricidad
4.10

Electricidad
561.40

OFERTA TOTAL DE ENERGÉTICOS 
AL CONSUMIDOR

Carbón
63.76

Coque de carbón
63.51

Coque de petróleo
142.14

Gasolinas y naftas
1,617.33

Querosenos
166.93

Diésel
856.33

Combustóleo
33.56

Gas L.P.
424.77

Gas seco
700.94

Biomasa
290.08

Energía Solar
10.28

Electricidad
936.19

Total
2,484.95

Total
1,681.03

Total
5,305.82
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6.6.2 IMPORTACIONES Y EXPORTACIONES

Las importaciones y exportaciones de energéticos representan otro indicador importante, toda 
vez que las importaciones son el punto débil de la balanza energética, ya que la nación, por sí 
sola no puede satisfacer la demanda. Por el contrario, las exportaciones nos indican los puntos 
fuertes en la producción energética en México.

Tabla 6-5 Importaciones y exportaciones en 2016 (PJ)

Fuente: CNH con información del SIE

Para el año 2016 el principal combustible de importación fue el gas seco, con 1,855.21 petajoules, 
que representa 46% del total de importaciones. Por otro lado, las exportaciones de petróleo 
crudo representan practicamente el 100% del total con 2,685.64 petajoules. Se identifica así a la 
producción de petróleo crudo como una actividad que resulta de vital importancia fortalecer y a la 
producción de gas seco como un área de oportunidad en la que, si se realiza un mayor desarrollo 
en la producción de dicho combustible, sería posible disminuir la cantidad de importaciones del 
mismo.

ENERGÉTICOS PRIMARIOS ENERGÉTICOS SECUNDARIOS

IMPORTACIONES EXPORTACIONES IMPORTACIONES EXPORTACIONES

Carbón Carbón Carbón
0.00

Carbón
0.00

 239.85  0.08 Coque de carbón
29.41

Coque de carbón
0.00

 
 

Petróleo crudo
 
 

0.00
 
 
 
 

 
 

Petróleo crudo
 
 

2,685.64
 
 
 
 

Coque de petróleo
110.45

Coque de petróleo
0.01

Gasolinas y naftas
978.84

Gasolinas y naftas
103.40

Querosenos
72.33

Querosenos
0.00

Diésel
415.58

Diésel
0.00

Combustóleo
73.63

Combustóleo
272.12

Gas natural
 

0.00
 

Gas natural
 

0.00
 

Gas L.P.
206.48

Gas L.P.
6.76

Gas seco
1,855.21

Gas seco
1.04

Total
239.85

Total
2,685.72

Total
383.33

Total
3,741.93
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6.6.3 BALANZA COMERCIAL

La balanza comercial es la expresión final del estado del sistema energético nacional, es donde 
se refleja cuáles son los principales gastos e ingresos en el sistema energético nacional.

Tabla 6-6 Importaciones y exportaciones en 2016 (MMusd)

Balanza Comercial
-$ 10,105.19

Fuente: CNH con información del SIE

Como se puede observar, en 2016 la balanza comercial de energéticos presentaba un déficit de 
10,105.19 millones de dólares a pesar del ingreso recibido por las exportaciones de petróleo 
crudo, debido principalmente al alto precio de la importación de gasolinas y el alto volumen de 
importación de gas seco. En relación con el punto anterior, podemos notar que, aunque la mayor 
cantidad de importación de energía es de gas seco, las importaciones de gasolinas representan 
un gasto mayor para el país. Es aquí en donde se hace evidente la gran problemática que significa 
continuar con importaciones elevadas de estos combustibles.

Total
$ 16,908.99

Total
$ 27,014.18

IMPORTACIONES EXPORTACIONES

 Carbón 
 $ 503.29 

 Carbón 
 $ 0.00   

 Coque de carbón 
 $ 227.94 

 Coque de carbón 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
 $ 15,933.00 

 Coque de petróleo 
 $ 349.98 

 Coque de petróleo 
 $ 0.00   

 Gasolinas y naftas 
 $ 15,169.00

 Gasolinas y naftas 
 $ 0.00 

 Querosenos 
 $ 700.04 

 Querosenos 
 $ 0.00  

 Diésel 
 $ 4,046.96 

 Diésel 
 $ 0.00   

 Combustóleo 
 $ 413.98 

 Combustóleo 
 $ 945.98 

 Gas L.P. 
 $ 1,543.97 

 Gas L.P. 
 $ 28.00 

 Gas seco 
 $ 4,059.00 

 Gas seco 
 $ 2.00 
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6.7 RESULTADOS A 2030

6.7.1 ESCENARIO INERCIAL

Tabla 6-7 Consumo final de energéticos por sector en 2030 para el escenario inercial (PJ)

ESCENARIO INERCIAL

Fuente: CNH

Comparando la información de consumo más importante de 2030 con respecto a 2016, notamos 
que, en este escenario, el consumo de gasolinas en el sector transporte crece 111%. El consumo 
del sector transporte crece 89%, mientras que el del sector industrial crece apenas 28%. Los 
sectores antes mencionados crecen de manera diferente debido a que el crecimiento del parque 
vehicular muestra un crecimiento más acelerado que la relación de crecimiento entre el sector 
Industrial y el PIB.

CONSUMO 
TRANSPORTE

CONSUMO
INDUSTRIAL

Carbón
0.00

Carbón
81.34

Coque de carbón
0.00

Coque de carbón
81.03

Coque de petróleo
0.00

Coque de petróleo
181.33

Gasolinas y naftas
3,403.75

Gasolinas y naftas
1.46

Querosenos
205.89

Querosenos
0.00

Diésel
999.50

Diésel
106.10

Combustóleo
1.24

Combustóleo
41.55

Gas L.P.
75.72

Gas L.P.
58.95

Gas seco
1.12

Gas seco
826.67

Biomasa
0.00

Biomasa
48.83

Energía Solar
0.00

Energía Solar
0.48

Electricidad
4.10

Electricidad
716.21

OFERTA TOTAL DE ENERGÉTICOS
 AL CONSUMIDOR

Carbón
81.34

Coque de carbón
81.03

Coque de petróleo
181.33

Gasolinas y naftas
3,405.21

Querosenos
208.10

Diésel
1,330.79

Combustóleo
42.79

Gas L.P.
498.71

Gas seco
886.08

Biomasa
331.73

Energía Solar
11.35

Electricidad
1,159.39

Total
4,691.33

Total
2,143.96

Total
8,217.84
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Tabla 6-8 Importaciones y exportaciones en 2030 para el escenario inercial (PJ)

Fuente: CNH

Por otro lado, se observa que las exportaciones de petróleo disminuyen drásticamente, 44% con 
respecto a 2016, debido a que la tendencia en la producción de dicho energético primario ha sido 
decreciente. En lo que respecta a gas seco y gasolinas, se presenta un incremento porcentual de 
las importaciones de 59% y 201% respectivamente, traduciéndose en un déficit aún mayor en la 
balanza comercial.

ENERGÉTICOS PRIMARIOS ENERGÉTICOS SECUNDARIOS

IMPORTACIONES EXPORTACIONES IMPORTACIONES EXPORTACIONES

Carbón Carbón Carbón
0.00

Carbón
0.00

277.16 0.00 Coque de carbón
42.46

Coque de carbón
0.00

 
 

Petróleo crudo
 
 

0.00
 
 
 
 

 
 

Petróleo crudo
 
 

1, 508.92
 
 
 
 

Coque de petróleo
55.39

Coque de petróleo
0.00

Gasolinas y naftas
2, 947.82

Gasolinas y naftas
0.00

Querosenos
151.84

Querosenos
0.00

Diésel
1, 146.39

Diésel
0.00

Combustóleo
00.00

Combustóleo
13.30

Gas natural
 

0.00
 

Gas natural
 

0.00
 

Gas L.P.
329.39

Gas L.P.
0.00

Gas seco
2, 944.74

Gas seco
0.00

Total
277.16

Total
1,508.92

Total
13.30

Total
7,618.03
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Tabla 6-9 Importaciones y exportaciones en 2030 para el escenario inercial (MMusd)

Balanza Comercial
-$ 59,309.19

Fuente: CNH

Finalmente, podemos observar que, de cumplirse este escenario, la balanza comercial de 
energéticos caería aún más, en comparación con 2016 (pasaría de -10,105 millones de dólares a 
-59,309 millones de dólares), debido principalmente al gran incremento en las importaciones de 
gasolinas y naftas, gas seco y al decremento en el valor de las exportaciones.

Total
$ 68,307.31

Total
$ 8,998.14

ESCENARIO INERCIAL CON 
PRODUCCIÓN FIJA

IMPORTACIONES EXPORTACIONES

 Carbón 
 $ 581.58

 Carbón 
 $ 0.00   

 Coque de carbón 
 $ 329.10

 Coque de carbón 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
 $ 8, 951.89

 Coque de petróleo 
 $ 175.53

 Coque de petróleo 
 $ 0.00   

 Gasolinas y naftas 
 $ 45,628.07 

 Gasolinas y naftas 
 $ 0.00 

 Querosenos 
 $ 1,469.58 

 Querosenos 
 $ 0.00  

 Diésel 
 $11,163.65 

 Diésel 
 $ 0.00   

 Combustóleo 
 $ 0.00

 Combustóleo 
 $ 46.25 

 Gas L.P. 
 $ 2,463.02 

 Gas L.P. 
 $ 0.00 

 Gas seco 
 $ 6,442.78 

 Gas seco 
 $ 0.00 
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6.7.2 ESCENARIO PROSPECTIVO 
CON PRODUCCIÓN CRECIENTE

Tabla 6-10 Consumo final de energéticos por sector en 2030 para el escenario Prospectivo 
con Producción Creciente (PJ)

Fuente: CNH

En el “Escenario prospectivo con producción creciente”, el cambio en el uso en el consumo final 
de gasolinas y diésel por gas seco y electricidad, aplicado en el sector transporte, se expresa en 
un incremento de sólo 19% en el consumo de gasolinas y un incremento de 446% en el consumo 
de electricidad en el sector; ya que creció de 4.1 a 22.37 petajoules. En este escenario el sector 
transporte y el industrial crecen un 19 y 44% respectivamente.

CONSUMO 
TRANSPORTE

CONSUMO
INDUSTRIAL

Carbón
0.00

Carbón
92.09

Coque de carbón
0.00

Coque de carbón
91.73

Coque de petróleo
0.00

Coque de petróleo
205.28

Gasolinas y naftas
1,918.82

Gasolinas y naftas
1.66

Querosenos
219.76

Querosenos
0.00

Diésel
712.39

Diésel
120.11

Combustóleo
1.32

Combustóleo
47.04

Gas L.P.
80.82

Gas L.P.
66.74

Gas seco
6.50

Gas seco
935.85

Biomasa
0.00

Biomasa
55.28

Energía Solar
0.00

Energía Solar
0.54

Electricidad
22.37

Electricidad
810.79

OFERTA TOTAL DE ENERGÉTICOS
 AL CONSUMIDOR

Carbón
92.09

Coque de carbón
91.73

Coque de petróleo
205.28

Gasolinas y naftas
1,920.48

Querosenos
222.01

Diésel
1,064.71

Combustóleo
48.36

Gas L.P.
664.39

Gas seco
1,001.51

Biomasa
195.32

Energía Solar
11.57

Electricidad
1,279.96

Total
2,961.99

Total
2,427.10

Total
6,797.40

ESCENARIO DE PROSPECTIVAS CON PRODUCCIÓN CRECIENTE
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Tabla 6-11 Importaciones y exportaciones en 2030 para el escenario Prospectivo 
con Producción Creciente (PJ)

Fuente: CNH

El “Escenario prospectivo con producción creciente” propone un incremento en la producción 
de petróleo crudo que implica un aumento de 46% en las exportaciones. Asimismo, debido a los 
porcentajes de cambio de uso propuestos, las importaciones de gasolinas se reducen 43% con 
respecto a las de 2016, mientras que las de gas seco se incrementan 55%.

ESCENARIO DE PROSPECTIVAS CON PRODUCCIÓN CRECIENTE

ENERGÉTICOS PRIMARIOS ENERGÉTICOS SECUNDARIOS

IMPORTACIONES EXPORTACIONES IMPORTACIONES EXPORTACIONES

Carbón Carbón Carbón
0.00

Carbón
0.00

0.00 104.75 Coque de carbón
58.60

Coque de carbón
0.00

 
 

Petróleo crudo
 
 

0.00
 
 
 
 

 
 

Petróleo crudo
 
 

3,928.89
 
 
 
 

Coque de petróleo
0.00

Coque de petróleo
95.41

Gasolinas y naftas
557.37

Gasolinas y naftas
0.00

Querosenos
48.82

Querosenos
0.00

Diésel
0.00

Diésel
49.46

Combustóleo
15.16

Combustóleo
0.00

Gas natural
 

0.00
 

Gas natural
 

0.00
 

Gas L.P.
406.31

Gas L.P.
0.00

Gas seco
2,877.61

Gas seco
0.00

Total
0.00

Total
4,033.64

Total
144.89

Total
3,963.88
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Tabla 6-12 Importaciones y exportaciones en 2030 para el escenario Prospectivo 
con Producción Creciente (MMusd)

Balanza Comercial
$ 4,325.14 

Fuente: CNH

En este segundo escenario, a diferencia del de 2016, las importaciones de gasolina y naftas son 
menores; sin embargo, son las exportaciones de petróleo crudo las que favorecen que la balanza 
comercial se vuelva positiva para el año 2030. Finalmente, las importaciones totales disminuyen 
30%, mientras que las exportaciones aumentan 38%.

Total
 $ 18,983.63

Total
 $ 23,308.76 

ESCENARIO INERCIAL CON 
PRODUCCIÓN CRECIENTE

IMPORTACIONES EXPORTACIONES

 Carbón 
 $  0.00

 Carbón 
 $ 0.00   

 Coque de carbón 
 $ 454.18 

 Coque de carbón 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
  $ 23,308.76 

 Coque de petróleo 
 $ 0.00

 Coque de petróleo 
 $ 0.00   

 Gasolinas y naftas 
 $ 8,637.56 

 Gasolinas y naftas 
 $ 0.00 

 Querosenos 
  $ 472.53 

 Querosenos 
 $ 0.00  

 Diésel 
 $ 0.00  

 Diésel 
 $ 0.00   

 Combustóleo 
 $ 85.22   

 Combustóleo 
 $ 0.00 

 Gas L.P. 
 $ 3,038.22 

 Gas L.P. 
 $ 0.00 

 Gas seco 
  $ 6,295.91 

 Gas seco 
 $ 0.00 
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6.7.3 ESCENARIO DISRUPTIVO CON 
CAMBIOS TECNOLÓGICOS

Tabla 6-13 Consumo final de energéticos por sector en 2030 para el escenario Disruptivo 
con Cambios Tecnológicos (PJ)

Fuente: CNH

El “Escenario disruptivo con cambio tecnológico” muestra un cambio más drástico en cuanto 
al consumo de gasolinas y electricidad en el sector transporte. Para este caso el consumo de 
gasolinas muestra un incremento del 46% respecto a 2016. Por su parte, el de electricidad mostró 
un aumento de 9,524% y el de GNV un aumento de 3,625%; cabe mencionar que lo anterior se 
debe a la premisa de un reemplazamiento acelerado de los autos de gasolina por autos de 
eléctricos y de gas.

CONSUMO 
TRANSPORTE

CONSUMO
INDUSTRIAL

Carbón
0.00

Carbón
92.09

Coque de carbón
0.00

Coque de carbón
91.73

Coque de petróleo
0.00

Coque de petróleo
205.28

Gasolinas y naftas
2,361.57

Gasolinas y naftas
1.66

Querosenos
219.76

Querosenos
0.00

Diésel
999.50

Diésel
120.11

Combustóleo
1.32

Combustóleo
47.04

Gas L.P.
80.82

Gas L.P.
66.74

Gas seco (GNV)
41.72

Gas seco
935.84

Biomasa
0.00

Biomasa
55.28

Energía Solar
0.00

Energía Solar
0.54

Electricidad
394.60

Electricidad
810.79

OFERTA TOTAL DE ENERGÉTICOS
 AL CONSUMIDOR

Carbón
92.09

Coque de carbón
91.73

Coque de petróleo
205.28

Gasolinas y naftas
2,363.23

Querosenos
222.01

Diésel
1,351.82

Combustóleo
48.36

Gas L.P.
664.39

Gas seco
1,036.74

Biomasa
195.32

Energía Solar
11.57

Electricidad
1,652.18

ESCENARIO DISRUPTIVO CON CAMBIO TECNOLÓGICO

Total
4,099.30

Total
2,427.10

Total
7, 934.71
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Tabla 6-14 Importaciones y Exportaciones en 2030 para el escenario Disruptivo 
con Cambios Tecnológicos (PJ)

Fuente: CNH

Para este escenario, las importaciones de gasolina se reducen 42%, mientras que, las importaciones 
de gas seco se reducen por completo. La desaparición de las importaciones de gas seco se debe 
a que el escenario contempla una mayor producción de gas natural (un incremento de 14.44% 
anual).

ESCENARIO DISRUPTIVO CON CAMBIO TECNOLÓGICO

ENERGÉTICOS PRIMARIOS ENERGÉTICOS SECUNDARIOS

IMPORTACIONES EXPORTACIONES IMPORTACIONES EXPORTACIONES

Carbón Carbón Carbón
0.00

Carbón
0.00

0.00 104.75
Coque de carbón

58.60
Coque de carbón

0.00

 
 

Petróleo crudo
 
 

0.00
 
 
 
 

 
 

Petróleo crudo
 
 

3,928.89
 
 
 
 

Coque de petróleo
0.00

Coque de petróleo
95.41

Gasolinas y naftas
568.83

Gasolinas y naftas
0.00

Querosenos
48.82

Querosenos
0.00

Diésel
245.28

Diésel
0.00

Combustóleo
15.16

Combustóleo
0.00

Gas natural
 

0.00
 

Gas natural
 

0.00
 

Gas L.P.
0.00

Gas L.P.
392.47

Gas seco
0.00

Gas seco
0.00

Total
0.00

Total
4,033.64

Total
487.87

Total
936.69
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Tabla 6-15 Importaciones y Exportaciones en 2030 para el escenario Disruptivo 
con Cambios Tecnológicos (MMusd)

Balanza Comercial 
$ 12,718.92

Fuente: CNH.

En el último escenario se deja de importar gas seco, lo que permite que la balanza comercial se 
vuelva positiva, principalmente por la reducción del 55% de las importaciones y el incremento 
de 47% de las exportaciones.

Total
 $ 12,215.53

Total
 $ 24,934.46 

ESCENARIO DISRUPTIVO CON 
CAMBIO TECNOLÓGICO

IMPORTACIONES EXPORTACIONES

 Carbón 
 $ 0.00

 Carbón 
 $ 0.00   

 Coque de carbón 
 $ 454.18 

 Coque de carbón 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
 $ 0.00   

 Petróleo crudo 
  $ 23,308.76 

 Coque de petróleo 
 $ 0.00

 Coque de petróleo 
 $ 0.00   

 Gasolinas y naftas 
 $ 8,815.07

 Gasolinas y naftas 
 $ 0.00 

 Querosenos 
  $ 472.53  

 Querosenos 
 $ 0.00  

 Diésel 
 $ 2,388.53 

 Diésel 
 $ 0.00   

 Combustóleo 
 $ 85.22  

 Combustóleo 
 $ 0.00 

 Gas L.P. 
 $ 0.00 

 Gas L.P. 
 $ 1,625.69 

 Gas seco 
 $ 0.00

 Gas seco 
 $ 0.00 
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6.8 COMPARACIÓN ENTRE RESULTADOS 
DE LOS ESCENARIOS

6.8.1 CONSUMO FINAL
Con respecto al consumo final en los sectores transporte e industrial, los tres escenarios mostraron 
diferencias significativas. El sector transporte en el “Escenario Inercial” crece con respecto a 
2016 un 89% (ya que se supone un crecimiento del parque vehicular que pasa de 42 millones a 86 
millones en el 2030) y el industrial un 28%; el “Escenario prospectivo con producción creciente” 
incrementa 18% en el sector transporte (ya que el parque vehicular crece de 42 millones a 51) y 
44% en el sector industrial, y en el “Escenario disruptivo con cambio tecnológico” se presenta 
un aumento del 65% en el sector transporte (aunque el crecimiento del parque vehicular es igual 
al “Escenario Inercial”, un porcentaje del crecimiento está compuesto por autos eléctricos) y de 
44% en el sector industrial.

Como podemos ver, los elementos clave que pueden cambiar los resultados de los escenarios son 
principalmente tres: el crecimiento del PIB; el crecimiento del parque vehicular y la distribución del 
parque vehicular. Por ejemplo, el crecimiento anual del PIB considerado en el “Escenario inercial” 
es diferente al crecimiento considerado en los otros dos escenarios (prospectivo y disruptivo); 
el crecimiento del parque vehicular es diferente en el escenario prospectivo comparado con los 
otros dos escenarios y el cambio en la distribución del parque vehicular es distinto para cada 
uno de los escenarios, debido a la velocidad del cambio de autos de gasolina a autos eléctricos.

6.8.2 IMPORTACIONES Y EXPORTACIONES
De igual forma que en el consumo final, las importaciones y exportaciones también mostraron 
diferencias significativas en los tres escenarios. Por un lado, en el “Escenario inercial” las 
importaciones de petrolíferos y gas seco aumentan y las exportaciones de petróleo crudo 
disminuyen como se puede ver en la Tabla 6-8, a diferencia de los otros dos escenarios 
(prospectivo y disruptivo).

En el “Escenario prospectivo con producción creciente” las exportaciones de petróleo crudo, así 
como las importaciones de gas seco incrementan; mientras que las importaciones de petrolíferos 
disminuyen, como se observa en la Tabla 6-11.

Finalmente, el “Escenario disruptivo con cambio tecnológico” muestra resultados similares al 
escenario anterior en cuanto a exportaciones de energéticos primarios; sin embargo, la diferencia 
principal entre estos dos escenarios radica en la cantidad de gas seco importado ya que la 
importación, para este escenario, es igual a cero como se muestra en la Tabla 6-14.
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6.8.3 BALANZA COMERCIAL

Con relación a la balanza comercial, se observa que las políticas de cambio en el uso energético 
y de generación eléctrica en conjunto con los escenarios de producción de combustibles 
primarios y secundarios, tienen un impacto significativo. Al comparar los resultados de los tres 
escenarios resulta evidente la diferencia, ya que, como se observó en el “Escenario prospectivo 
con producción creciente” se obtiene un saldo positivo de la balanza comercial de 4,325 millones 
dólares, debido, principalmente, al incremento considerable en la producción y la respectiva 
exportación de petróleo crudo (que genera el mayor ingreso de exportaciones en el país) y a la 
diferencia entre el precio de importación entre las gasolinas y el gas seco, pues a pesar de que 
porcentualmente se incrementan más las importaciones del segundo, éstas tienen un precio 
menor al de las importaciones de gasolinas, lo que a largo plazo genera un ahorro económico.

Considerando las premisas presentadas en el “Escenario disruptivo con cambio tecnológico” 
se obtiene un resultado positivo de 12,718 millones de dólares; mismo que se explica por el 
incremento de los autos eléctricos en el parque vehicular, lo que implica una menor dependencia 
de la gasolina de importación. Aunado a lo anterior, se establece el supuesto de un incremento 
en la producción de gas natural, que permite dejar de importar este combustible.

En contraste con los escenarios citados en el “Escenario inercial” se observa como resultado un 
déficit de más de 59,000 millones de dólares, que se debe principalmente al incremento de las 
importaciones de gasolinas, naftas y diésel, así como a la disminución de las exportaciones de 
petróleo crudo.

6.8.4 TABLA COMPARATIVA

En la Tabla 6-16 se muestra la comparación entre los resultados mostrados por los diferentes 
escenarios.

Tabla 6-16 Tabla comparativa de los resultados de los escenarios

Fuente: CNH

RESULTADO
ESCENARIO 

INERCIAL
ESCENARIO 

PROSPECTIVO
ESCENARIO 
DISRUPTIVO

Consumo final en transporte (PJ) 4,691.33 2,961.99 4,099.30

Consumo final  industrial (PJ) 2,643.96 2,427.10 2,427.10

Importaciones de gas seco (PJ) 2,944.74 2,877.61 0.00

Importaciones de gasolina (PJ) 2,947.82 557.37 568.83

Exportaciones de petróleo crudo (PJ) 1,508.92 3,928.89 3,928.89

Balanza Comercial (MMusd) -59,309.19 4,325.14 12,718.92
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6.9 CONCLUSIONES DE LOS ESCENARIOS DEL 
MODELO 

Como resultado del análisis de la balanza energética nacional y de los tres escenarios propuestos 
para el modelo, se concluye que, si no se promueve ningún cambio tecnológico y se continúa con 
la tendencia actual de producción, importaciones y uso de combustibles, la balanza comercial 
energética incrementará su déficit de manera significativa, tal como se muestra en el “Escenario 
inercial”. Por el contrario, si se implementan políticas que promuevan la transición energética 
hacia el uso del gas y de energías renovables, junto con un incremento en la plataforma de 
producción de hidrocarburos, se mejora considerablemente la balanza comercial energética.

Por último, ya que la finalidad del presente libro es resaltar la importancia del gas natural en el 
futuro energético nacional, se llevó a cabo el ejercicio de calcular la producción de gas natural 
necesaria para dejar de importar este hidrocarburo, dando como resultado un incremento de 
14% anual en el periodo de 2017 a 2030; es decir que, para poder satisfacer la demanda de gas 
que implican los cambios tecnológicos correspondientes al “Escenario disruptivo con cambio 
tecnológico”, se necesitará incrementar la plataforma de producción en 374% con respecto a 
2016. Esto puede parecer difícil de lograr, pero los cambios tecnológicos deben ser enfrentados: 
las transiciones anteriores de transporte basado en carbón y tracción animal a transporte basado 
en máquina de combustión interna tomó sólo veinte años.

Lo anterior implica diversos retos en las áreas de exploración y de producción de hidrocarburos 
que, aunque no son objeto de análisis en este capítulo, se deben de tomar en cuenta. De igual 
modo, es importante considerar que este análisis muestra el resultado de la implementación de 
diferentes medidas, ya sea en cuanto a producción de hidrocarburos o cambios tecnológicos, 
pero la discusión sobre qué se puede hacer para llevar a cabo el escenario más favorable, queda 
abierta.

Por otra parte, los retos principales producto de haber utilizado este modelo alternativo son:

1. ¿Cómo se va a enfrentar la inminente transición a autos eléctricos?	  

2. ¿Qué políticas públicas se deben de implementar para incrementar la producción de 
gas natural?

3. ¿Qué políticas públicas se deben de implementar para incrementar la producción de 
los principales precursores petroquímicos; etano, propano y butano?
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Para completar el análisis sobre las características del mercado nacional de gas natural, es 
fundamental hacer un recuento de los principales riesgos a los que se enfrenta la industria. Un 

primer riesgo, el geopolítico, fue abordado ya previamente en el apartado 1.8.1, como parte de 
los riesgos globales de la industria. Ahora, en este apartado se analizan dos riesgos locales más: 
los derivados de la estructura del sector y los sociopolíticos; así como los riesgos ambientales, 
que, si bien son de carácter global, en México se agravan por la problemática específica de la 
disponibilidad del agua.
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7.1 RIESGOS IMPLÍCITOS DE LA 
ESTRUCTURA DEL SECTOR

Por primera vez en la historia reciente de México, en 2015, la producción nacional de energía 
primaria se vio superada por el consumo energético del país. Ese año, el índice de independencia 
energética, que mide la relación entre la producción y el consumo nacional de energía, fue de 
0.97, lo que indica que la cantidad producida de energía fue alrededor de 3% menor que la 
que se puso a disposición en las diversas actividades de consumo en el territorio nacional. En 
los últimos 10 años, debido a la disminución de la producción petrolera y al incremento en las 
importaciones de gas, este indicador ha disminuido a una tasa promedio anual de 3.2%, lo que 
confirma los incrementos sustanciales de las importaciones de energéticos a nuestro país99.

Esto es resultado, en gran parte, de la falta de inversiones que se han requerido en el sector, 
específicamente en las actividades de exploración y extracción, principalmente en aguas 
profundas y en yacimientos no convencionales, aunado al inminente agotamiento natural de los 
campos maduros. En este sentido, es importante señalar que, la disminución en las actividades 
exploratorias ha repercutido negativamente en la restitución de reservas y en la plataforma de 
producción de los últimos años.

Para revertir la tendencia negativa del indicador de independencia energética, se requieren 
políticas públicas encaminadas a incrementar la exploración y extracción de gas natural; aumentar 
la disponibilidad de los precursores petroquímicos, así como alinear los objetivos institucionales 
de cada una de las dependencias que conforman el nuevo sector energético y, con ello, alcanzar 
las metas establecidas en la reforma.

7.2 RIESGOS DEL ENTORNO SOCIAL

Como se analizó en el capítulo 3, el mayor potencial prospectivo del gas natural se encuentra 
ubicado en yacimientos no convencionales. Independientemente de los retos de carácter 
geológico y económico, el desarrollo de proyectos en este tipo de yacimientos se enfrenta a 
riesgos sociopolíticos que pueden ser tan o más difíciles de sortear que los primeros. El primero 
de los riesgos trató de ser atendido desde la Ley de Hidrocarburos: se trata de la problemática 
asociada al uso y la ocupación superficial. El Capítulo IV de esta ley trata de resolver el problema 
a través de una regulación bastante detallada y compleja en su instrumentación, incluso al nivel 
de las contraprestaciones. Es importante que el uso y ocupación superficial se haga más sencillo 
y expedito a través de mecanismos claros con procesos de solución de controversias más 
inmediatos; respetando los derechos de los poseedores de los derechos de las tierras y dando 
certidumbre a asignatarios y contratistas.

99 Balance Nacional de Energía 2015, Sener, pp. 20 y 21.
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7.3 RIESGOS DEL ENTORNO AMBIENTAL

Adicionalmente a la problemática ambiental asociada a la actividad extractiva en general, existe 
otra de carácter específico relacionada con el desarrollo de la producción de gas proveniente de 
yacimientos no convencionales. Dadas las características geológicas de estas formaciones, como 
se mencionó en el capítulo 3, es necesario llevar a cabo un proceso de fracturamiento hidráulico 
de la roca conocido coloquialmente como fracking. Este proceso tiene dos riesgos importantes 
desde el punto de vista ambiental: por una parte, requiere de volúmenes importantes de agua, de 
lo que se desprende que la normatividad debe incluir el requisito de reciclar y tratar el agua, que 
garantice una reposición de los volúmenes de este recurso. Así, el uso del agua para el fracking 
no competirá con otros usos locales. Otras alternativas es el uso de agua salobre o tratada no 
apta para el consumo humano o para el riego agrícola, o el uso del dióxido de carbono, cómo 
fluidos reemplazantes para llevar a cabo el fracturamiento.

El otro riesgo de carácter ambiental asociado al fracking tiene que ver con la posible contaminación 
de los mantos acuíferos. No obstante, este riesgo se minimiza con la implementación de las 
mejores prácticas de perforación y operación de pozos que implican un diseño de las tuberías 
acorde a los esfuerzos a que serán sometidas durante su operación y a un proceso eficiente 
de la cementación de las mismas, que garanticen la hermeticidad entre la tubería y el agujero 
del pozo, aunado a lo anterior, la CNH en su regulación de perforación de pozos establece 
la utilización de lodos de perforación base agua en las primeras etapas de perforación para 
minimizar dichos riesgos.

Finalmente, hay otro riesgo ambiental asociado de manera general a toda la producción de gas. 
Tiene que ver con las emisiones de metano durante la explotación del hidrocarburo. Esto se 
evita con una aplicación estricta de la norma que prohíbe el venteo en todas las actividades de 
exploración y extracción petrolera.

Afortunadamente, a nivel mundial, la industria del gas natural ha venido mejorando sus prácticas 
de operación para reducir estos riesgos de carácter ambiental. Los reguladores, por su parte, 
también han emitido disposiciones normativas muy estrictas que buscan eliminar estos riesgos y su 
ocurrencia. Esto ha sido también en México, donde la Agencia de Seguridad, Energía y Ambiente 
(ASEA), Comisión Nacional del Agua (CONAGUA) y la CNH han expedido diversos instrumentos 
regulatorios sumamente detallados y basados en las mejores prácticas internacionales, con el 
fin de garantizar que el aprovechamiento de los recursos se realice minimizando el riesgo de 
problemas ambientales.

En este sentido, uno de los principales instrumentos regulatorios para minimizar los riesgos 
ambientales derivados de las actividades petroleras, son los “Lineamientos para la conformación, 
implementación y autorización de los Sistemas de Administración de Seguridad Industrial, 
Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente aplicables a las actividades del Sector 
Hidrocarburos que se indican”, mismos que tienen por objeto establecer los requisitos 
mínimos para la conformación, operación, implementación y autorización de los Sistemas de 
Administración de Seguridad Industrial, Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente 
de los Regulados.
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Asociado a lo anterior, cabe señalar que en los contratos para la exploración y extracción de 
hidrocarburos se contempla la realización y, en su caso, aprobación de la Línea Base Ambiental, 
misma que cobra especial relevancia dado que, es el mecanismo mediante el cual, el Estado 
vigila que el operador petrolero que estuviera a cargo del Área Contractual con anterioridad 
a la firma del contrato asuma la responsabilidad y los gastos relacionados con la restauración 
y compensación de los daños ambientales y la caracterización y remediación de los daños 
preexistentes. Asimismo, los contratos establecen la obligación que durante la etapa de 
transición final se actualice la línea base ambiental señalada, con el fin de determinar en su caso 
responsabilidades en materia ambiental.
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8. MARCO 
JURÍDICO
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Junto con el sector eléctrico, el sector de gas natural había sido objeto de reformas legales 
anteriores a la reforma constitucional de 2013. Si bien dichas reformas fueron capaces de 

atraer inversión privada, no resolvieron el problema de fondo al no haber abierto toda la cadena 
de valor. El presente apartado describe esta evolución del marco jurídico, analizando el estado 
que guarda la implementación de la reforma y los pendientes regulatorios que aún se deben de 
atender.
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8.1 ANTECEDENTES LEGALES

A partir de la reforma a la Ley Reglamentaria del Artículo 27 Constitucional en el ramo del 
petróleo, publicada en el Diario Oficial de la Federación (DOF) el 11 de mayo de 1995, el sector 
de Gas Natural transitó a un esquema de apertura al permitir la participación de los sectores 
social y privado en las actividades de transporte, almacenamiento y distribución de gas, previo 
otorgamiento del permiso respectivo.

Posteriormente, el Congreso de la Unión aprobó la Ley de la Comisión Reguladora de Energía, 
misma que fue publicada en el DOF el 31 de octubre de 1995, y que tuvo por objeto crear la 
CRE, como Órgano Desconcentrado de la SENER dotado de autonomía técnica y operativa 
y encargada, entre otras cosas, de promover el desarrollo eficiente de las ventas de primera 
mano de gas natural y gas licuado de petróleo; el transporte y el almacenamiento de gas natural 
que no fuesen indispensables y necesarios para interconectar su explotación y elaboración; la 
distribución de gas natural, y el transporte y la distribución de gas licuado de petróleo por medio 
de ducto.

Años más tarde, en noviembre de 2008 se publicaron en el DOF un total de diez Decretos por 
los que se expidieron o reformaron diversas leyes en materia energética. De dicha reforma se 
destacan en materia de hidrocarburos, los siguientes:

a.	 La modificación de la Ley Orgánica de la Administración Pública Federal100, que tuvo 
por objeto conferir mayores atribuciones a la Secretaría de Energía para conducir 
y supervisar las actividades de Petróleos Mexicanos; autorizar la programación 
de la exploración, explotación y transformación de los hidrocarburos; así como 
otorgar y revocar permisos y autorizaciones en materia energética; determinar la 
plataforma de producción anual de petróleo y planear la sustitución de reservas, 
entre otras;

b.	 La modificación de la Ley Reglamentaria al Artículo 27 Constitucional en el Ramo 
del Petróleo101 cuya finalidad fue, entre otras, garantizar la certidumbre jurídica 
y soberana de las negociaciones y contrataciones de Petróleos Mexicanos con 
particulares;

c.	 La expedición de la nueva Ley de Petróleos Mexicanos102 cuyo objetivo principal 
fue dotar a la entonces paraestatal de una mayor y mejor autonomía de gestión en 
materia de presupuesto, deuda, adquisiciones, arrendamientos, servicios, obras 
públicas; establecer nuevas disposiciones para su Consejo de Administración; 
crear bonos ciudadanos, y ampliar sus facultades para la contratación de obra y 
prestación de servicios en materia de exploración, desarrollo de yacimientos y 
producción;

100 Diario Oficial de la Federación, 28 de noviembre de 2008, “Decreto por el que se reforma y adiciona el artículo 33 de la Ley 
Orgánica de la Administración Pública Federal”.
101 Diario Oficial de la Federación, 28 de noviembre de 2008, “Decreto por el que se reforman y adicionan diversas disposiciones de 
la Ley Reglamentaria del Artículo 27 Constitucional en el Ramo del Petróleo”. 
102 Diario Oficial de la Federación, 28 de noviembre de 2008, “Decreto por el que se expide la Ley de Petróleos Mexicanos”.
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103 Diario Oficial de la Federación, 28 de noviembre de 2008, “Decreto por el que se expide la Ley de la Comisión Nacional de 
Hidrocarburos”. 

104 Diario Oficial de la Federación, 28 de noviembre de 2008, “Decreto por el que se reforman, adicionan y derogan diversas 
disposiciones de la Ley de la Comisión Reguladora de Energía”. 
105 Diario Oficial de la Federación, 20 de diciembre de 2013, “Decreto de reforma de la Constitución Política de los Estados Unidos 
Mexicanos”.

d.	 La expedición de la Ley de la Comisión Nacional de Hidrocarburos (CNH)103  
que tuvo por objeto crear a ésta como un Órgano desconcentrado de la SENER 
encargado de regular y supervisar la exploración y extracción de hidrocarburos 
en territorio nacional, así como las actividades de proceso, transporte y 
almacenamiento que estuvieran relacionados directamente con los proyectos 
de exploración y extracción de hidrocarburos, y

e.	 La modificación de la Ley de la CRE104  cuyo objetivo fue: conferir a dicho 
ente de atribuciones regulatorias en materia de ventas de primera mano; de 
transporte y distribución; por ducto de combustóleo y petroquímicos básicos, 
así como del almacenamiento vinculado a ductos de dichos productos y gas 
licuado de petróleo. 

8.2 LA REFORMA ENERGÉTICA 2013-2014

El 20 de diciembre de 2013 se publicó en el DOF el Decreto por el que se reforman y adicionan 
diversas disposiciones de la Constitución Política de los Estados Unidos Mexicanos, en Materia 
de Energía –específicamente los artículos 25, 27 y 28105–  el cual tuvo como propósito, entre otros:

•	 Reforzar la rectoría del Estado en materia energética; 
•	 Consolidar la propiedad de la nación sobre los hidrocarburos en el subsuelo; 
•	 Aprovechar la disponibilidad de energía primaria en el territorio nacional 

para lograr la procuración continua, diversificada y económica del suministro 
energético;

•	 Aprovechar los recursos energéticos en favor de una mayor inversión, mediante 
el abasto de energía en cantidades suficientes y a costos competitivos; 

•	 Permitir la participación de los sectores público y privado en las diversas 
actividades del sector energético, a través de asignaciones, contratos, 
autorizaciones o permisos; 
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•	 Fortalecer a la CNH y la CRE, como entes reguladores, a través de la nueva 
figura de Órganos Reguladores Coordinados en Materia Energética. La 
reforma los transformó de órganos administrativos desconcentrados 
de SENER, a dependencias de la Administración Pública Federal, con 
autonomía técnica, operativa y de gestión, con personalidad jurídica y 
la posibilidad de disponer de los ingresos derivados de los derechos y 
aprovechamientos que se establecen por la prestación de sus servicios; 
su integración creció de cinco a siete Comisionados, propuestos en terna 
por el Presidente de la República y designados por una mayoría calificada, 
por la Cámara de Senadores, por periodos escalonados de siete años, 
con la posibilidad de ser designados por un periodo adicional, y

•	 Establecer la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Protección 
del Ambiente del sector hidrocarburos, como autoridad encargada de 
la protección de las personas, el medio ambiente y las instalaciones 
del sector hidrocarburos a través de la regulación y supervisión de la 
seguridad industrial y operativa; las actividades de desmantelamiento 
y abandono de instalaciones, y el control integral de los residuos y 
emisiones contaminantes.

Derivado de la Reforma Energética antes referida, el 11 de agosto de 2014 se publicaron en 
el DOF diversos Decretos por los que se modificaron y expidieron un total de veintiún leyes 
secundarias, entre las que se encuentra la Ley de Hidrocarburos; la Ley de Ingresos sobre 
Hidrocarburos; la Ley de los Órganos Reguladores Coordinados en Materia Energética; la Ley de 
Petróleos Mexicanos y la Ley de la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Protección al 
Medio Ambiente del Sector Hidrocarburos, entre otras.

Por su parte, como resultado de la emisión de dichas leyes, el 31 de octubre de 2014 el Ejecutivo 
Federal expidió y publicó, en el mismo medio de difusión oficial, entre otros, el Reglamento de 
la Ley de Hidrocarburos y el Reglamento de las actividades a que se refiere el Titulo Tercero de 
la Ley de Hidrocarburos, que reglamentan las disposiciones previstas en la Ley de Hidrocarburos: 
la primera con respecto a las actividades de exploración y extracción de hidrocarburos y del 
reconocimiento y exploración superficial y, la segunda con respecto a las demás actividades de 
la industria de los hidrocarburos.

Con esta reforma se reconfiguró la organización industrial del sector hidrocarburos en nuestro 
país, pasando de un modelo con características monopólicas donde las actividades estratégicas 
estaban reservadas al Estado por conducto de PEMEX, a uno con apertura a la participación 
privada en todos los segmentos de la cadena de producción y suministro, sentando con ello las 
bases para el desarrollo de mercados competitivos.
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En materia de arreglo institucional, la reforma fortaleció a la SENER como la responsable de 
establecer y conducir la política en materia energética, incluyendo aquella relacionada con la 
seguridad de suministro. Asimismo, le otorgó la facultad de regular y supervisar las actividades 
de tratamiento y refinación del petróleo, el procesamiento del gas natural; las importaciones y 
exportaciones de hidrocarburos y petrolíferos y otorgar los permisos correspondientes.

Por lo que toca a los reguladores, además del cambio de naturaleza jurídica de la CRE y la 
CNH ya referido, se les dotó de mayores atribuciones con el fin de garantizar una debida 
implementación de la Reforma Energética. Particularmente a la CNH le corresponde, entre otros, 
regular y supervisar el reconocimiento y la exploración superficial; la exploración y la extracción de 
hidrocarburos, incluyendo su recolección desde los puntos de producción y hasta su integración al 
sistema de transporte y almacenamiento, así como licitar y suscribir contratos para la exploración 
y extracción de hidrocarburos. Por su parte, a la CRE le corresponde promover el desarrollo 
eficiente; regular y supervisar las actividades de transporte, almacenamiento, distribución, 
licuefacción, regasificación, compresión, descompresión, comercialización y expendio al público 
de hidrocarburos, petrolíferos y petroquímicos y, otorgar los permisos respectivos, entre otras 
facultades.

Las facultades de la ASEA son: regular y supervisar la seguridad industrial y operativa y, la 
protección al ambiente dentro del sector hidrocarburos.

Otra de las instituciones creadas con la reforma fue el CENAGAS, ente que tiene a su cargo, la 
gestión y administración del SISTRANGAS y que entre sus funciones se encuentran: garantizar 
la continuidad y seguridad en la prestación de los servicios en ese sistema para contribuir con 
la continuidad del suministro de dicho energético en territorio nacional. Cabe mencionar que, 
además de su labor como gestor, CENAGAS es ahora el dueño de la infraestructura de transporte 
por ducto que antes de la reforma pertenecía a PEMEX, específicamente lo que era el SNG y 
el Sistema Naco – Hermosillo, referidos en el apartado 2.5, con el fin de eliminar el conflicto de 
interés que tenía PEMEX como transportista y comercializador.

Finalmente, en congruencia con la nueva arquitectura del mercado de hidrocarburos, destaca la 
transformación de PEMEX, que pasó de ser una entidad paraestatal a una Empresa Productiva 
del Estado, propiedad exclusiva del Gobierno Federal, que tiene como fin desarrollar actividades 
empresariales, económicas, industriales y comerciales en términos de su objeto, generando valor 
económico y rentabilidad para el Estado Mexicano.
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106  SENER. https://www.gob.mx/sener

8.3 ESTADO JURÍDICO DE LA 
IMPLEMENTACIÓN DE LA 

REFORMA ENERGÉTICA

Como parte de la implementación de la Reforma Energética, la SENER, la CONAGUA, los 
Órganos Reguladores Coordinados en Materia Energética y el CENAGAS, en el ámbito de sus 
competencias, han venido emitiendo diversas políticas o disposiciones normativas que aplican 
al gas natural, entre las que destacan por su importancia las que se describen a continuación:

a) Por parte de la SENER106:

•	 Plan Quinquenal de Expansión del Sistema de Transporte y Almacenamiento Nacional 
Integrado de Gas Natural para el periodo 2015-2019, presentado el 14 de octubre de 
2015, y revisado y modificado anualmente.

•	 Disposiciones Administrativas de Carácter General (DACG) que establecen los 
formatos y especificaciones de los requisitos a que se refieren los artículos 50, 51 
y 121 de la Ley de Hidrocarburos para el otorgamiento de permisos en materia de 
tratamiento y refinación de petróleo, así como de procesamiento de gas natural, 
publicadas en el DOF el 1 de octubre de 2015.

•	 DACG que establecen los modelos de los títulos de permisos en materia de 
tratamiento y refinación de petróleo, así como de procesamiento de gas natural, 
publicadas en el DOF el 19 de noviembre de 2015.

•	 DACG mediante las que se determinan los requisitos que deberán incluir las 
solicitudes de los titulares de una concesión minera que estén interesados en obtener 
la adjudicación directa de un Contrato para la Exploración y Extracción de Gas 
Natural asociado a la Veta de Carbón Mineral y producido por la misma, publicadas 
en el DOF el 9 de diciembre de 2015. 

•	 Política pública para la implementación del mercado de gas natural anunciada el 25 
de julio de 2016.

•	 Mecanismo para implementar la gestión y administración de la capacidad disponible 
en los ductos de internación por parte del CENAGAS a través de un tablero 
electrónico, publicado en noviembre de 2017.

•	 Política Pública en materia de almacenamiento de gas natural, publicada en marzo 
de 2018. 
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b) Por parte de la CNH107:

•	 Disposiciones administrativas en materia de licitaciones de contratos para la 
exploración y extracción de hidrocarburos, publicadas en el DOF el 28 de noviembre 
de 2014.

•	 DACG en materia de autorizaciones para el reconocimiento y exploración superficial 
de hidrocarburos, publicadas en el DOF el 26 de enero de 2015, y reformados por 
última ocasión el 24 de mayo de 2018.

•	 Lineamientos para el uso de la información contenida en el Centro Nacional de 
Información de Hidrocarburos, publicados en el DOF el 22 de septiembre de 2015, y 
reformados el 28 de octubre de 2015.

•	 Lineamientos para la transferencia de información histórica, publicados en el DOF el 
8 de abril de 2016.

•	 Lineamientos técnicos en materia de medición de hidrocarburos, publicados en el 
DOF el 29 de septiembre de 2015, y reformados por última ocasión el 11 de diciembre 
de 2017.

•	 Lineamientos que regulan el procedimiento para la presentación, aprobación y 
supervisión del cumplimiento de los planes de exploración y de desarrollo para la 
extracción de hidrocarburos, así como sus modificaciones, publicados en el DOF el 
13 de noviembre de 2015, y reformados el 22 de diciembre de 2017.

•	 Disposiciones Técnicas para el aprovechamiento del gas natural asociado, en la 
exploración y extracción de hidrocarburos, publicadas en el DOF el 7 de enero de 
2016.

•	 Lineamientos de Perforación de Pozos, publicados en el DOF el 14 de octubre de 
2016, y su última actualización del 28 de noviembre de 2017.

•	 Lineamientos por los que se establecen los requisitos y el procedimiento para 
celebrar alianzas o asociaciones en las que se lleve a cabo la cesión del control 
corporativo y de gestión o del control de las operaciones, respecto de los contratos 
para la exploración y extracción de hidrocarburos, publicados en el DOF el 30 de 
enero de 2017.

•	 Lineamientos que regulan el procedimiento de cuantificación y certificación de 
Reservas de la Nación, publicados en el DOF el 20 de diciembre de 2017.

107 CNH. Marco Regulatorio de la CNH. https://www.gob.mx/cnh/articulos/regulacion-emitida-por-la-cnh-83399 
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b) Por parte de la CRE108:

•	 Resolución por la que la CRE determina las medidas que deberán implementar 
los suministradores y permisionarios de sistemas de transporte, distribución y 
almacenamiento de gas natural para dar cumplimiento a lo dispuesto en la Norma 
Oficial Mexicana NOM-001-SECRE-2010, Especificaciones del gas natural, así como 
el sistema de alertas para informar oportunamente a sus usuarios sobre la entrega de 
gas natural fuera de especificaciones, publicada en el DOF el 25 de febrero de 2015.

•	 DACG que establecen los requisitos para la presentación de las solicitudes para la 
obtención de permisos de transporte, almacenamiento, distribución, licuefacción, 
regasificación, compresión, descompresión, expendio al público y gestión de 
sistemas integrados de gas natural, publicadas en el DOF el 8 de septiembre de 
2015.

•	 DACG que establecen los requisitos para la presentación de las solicitudes de 
permisos de comercialización de gas natural, petrolíferos y petroquímicos, publicadas 
en el DOF el 9 de junio de 2015.

•	 DACG aplicables a la prestación de los servicios de transporte por ducto y 
almacenamiento de hidrocarburos, publicadas en el DOF el 4 de noviembre de 2015.

•	 DACG, en materia de medición, aplicables a la actividad de transporte por ducto de 
hidrocarburos, petrolíferos y petroquímicos, publicadas en el DOF el 17 de diciembre 
de 2015.

•	 DACG, en materia de acceso abierto y prestación de los servicios de transporte por 
ducto y almacenamiento de gas natural, publicadas en el DOF el 13 de enero de 
2016.

•	 DACG, en materia de protección al usuario final de bajo consumo de gas natural, 
publicadas en el DOF el 15 de febrero de 2016.

•	 Resolución por la que la CRE expide las DACG aplicables a la comercialización de 
gas natural, con condiciones de regulación asimétrica a Petróleos Mexicanos, sus 
organismos subsidiarios, sus filiales y divisiones y cualquier otra persona controlada 
por dichas personas (RES/997/2015), publicada en el DOF el 15 de febrero de 2016.

108 CRE. Marco normativo. https://www.gob.mx/cre/articulos/marco-juridico-aplicable-para-la-comision-reguladora-de-energia
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•	 Resolución de la CRE que autoriza al Centro Nacional de Control del Gas Natural 
la modificación al programa de eventos de temporada abierta del Sistema de 
transporte y almacenamiento nacional integrado de gas natural contenido en el 
resolutivo primero de la Resolución RES/115/2017 (RES/1215/2017), aprobada el 15 
de junio de 2017.

•	 Acuerdo de la CRE que deja sin efectos la metodología para la determinación de 
los precios máximos de gas natural objeto de venta de primera mano, aprobada 
mediante la resolución RES/998/2015, y elimina el precio máximo de gas natural 
objeto de venta de primera mano para que se determine bajo condiciones de libre 
mercado, publicado en el DOF el 16 de junio de 2017.

•	 Acuerdo de la CRE que autoriza a PEMEX Transformación Industrial a recibir 
solicitudes y realizar confirmaciones de pedidos de gas natural en comercialización 
y en venta de primera mano para aquellos casos cuyo primer día de gas sea en julio 
de 2017 con una anticipación menor a la establecida en el Acuerdo núm. A/030/2017 
y en los términos y condiciones de venta de primera mano aprobados mediante 
la Resolución RES/996/2015 y modificados mediante la Resolución RES/101/2017 
(A/031/2017), aprobado el 26 de junio de 2017.

•	 Acuerdo de la CRE que responde la consulta de PEMEX Transformación Industrial a la 
continuidad del suministro a las personas que no manifiesten interés en suscribir los 
modelos de contratos de comercialización o de venta de primera mano, dentro del 
plazo en que sus contratos de suministro vigentes deben ser sustituidos (A/032/2017), 
aprobado el 3 de agosto de 2017.

•	 Acuerdo de la CRE que determina a todo el territorio nacional como Zona Geográfica 
Única para fines de distribución de gas natural, aprobado el 24 de enero de 2018.

c) Por parte de la ASEA109:

•	 El 13 de mayo de 2016, la ASEA publicó los Lineamientos de los Sistemas de 
Administración de Seguridad Industrial, Seguridad Operativa y Protección al Medio 
Ambiente aplicables a las actividades del Sector Hidrocarburos.

•	 El 23 de junio de 2016, la ASEA publicó las DACG que establecen las reglas para 
el requerimiento mínimo de seguros a los Regulados que lleven a cabo obras o 
actividades de exploración y extracción de hidrocarburos, tratamiento y refinación 
de petróleo y procesamiento de gas natural.

•	 El 9 de diciembre de 2016, la ASEA publicó los Lineamientos en materia de Seguridad 
Industrial, Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente para realizar las 
actividades de Reconocimiento y Exploración Superficial, Exploración y Extracción 
de Hidrocarburos.

109 ASEA. Normatividad ASEA. https://www.gob.mx/asea/acciones-y-programas/leyes-y-normas-del-sector
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110 CENAGAS. Marco Normativo del CENAGAS. https://www.gob.mx/cenagas/acciones-y-programas/marco-normativo-del-cenagas 

•	 DACG que establecen los Lineamientos para Informar la ocurrencia de incidentes y 
accidentes a la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Protección al Medio 
Ambiente del Sector Hidrocarburos, publicadas en el DOF el 4 de noviembre de 
2016.

•	 DACG que establecen los Lineamientos en materia de seguridad industrial, 
seguridad operativa y protección al medio ambiente para realizar las actividades de 
Exploración y Extracción de Hidrocarburos en Yacimientos No Convencionales en 
tierra, publicadas en el DOF el 16 de marzo de 2017.

•	 DACG que establecen los Lineamientos en materia de Seguridad Industrial, 
Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente, para el transporte terrestre 
por medio de Ductos de Petróleo, Petrolíferos y Petroquímicos, publicadas en el 
DOF el 31 de marzo de 2017.

•	 El 31 de octubre de 2017, la ASEA publicó la Norma Oficial Mexicana de Emergencia 
NOM-EM-005-ASEA-2017, que establece los criterios para clasificar a los Residuos 
de Manejo Especial del Sector Hidrocarburos y determinar cuáles están sujetos a 
Plan de Manejo; el listado de los mismos, así como los elementos y procedimientos 
para la formulación de los Planes de Manejo de Residuos Peligrosos y de Manejo 
Especial del Sector Hidrocarburos.

c) Por parte de la CENAGAS110:

•	 El 25 de noviembre de 2016, el CENAGAS publicó la capacidad disponible por 
punto de inyección a considerar para el Procedimiento de Temporada Abierta del 
SISTRANGAS 2016-2017.

•	 El 26 de diciembre de 2016, el CENAGAS publicó el Cuarto de Datos para el 
Procedimiento de Temporada Abierta del SISTRANGAS 2016-2017.

•	 El 30 de diciembre de 2016, el CENAGAS publicó la Calculadora de Desbalance 
Operativo en el Cuarto de Datos.

•	 El 8 de marzo de 2017, el CENAGAS liberó capacidad de transporte para el 
Procedimiento de Temporada Abierta del SISTRANGAS 2016-2017.

•	 El 10 de marzo de 2017, el CENAGAS realizó el cierre de recepción de Solicitudes 
para el Procedimiento de Temporada Abierta del SISTRANGAS 2016-2017.

•	 El 21 de marzo de 2017, el CENAGAS publicó las Betas promedio de las primeras 
Solicitudes de la Temporada Abierta del SISTRANGAS 2016-2017.

•	 El 24 de marzo de 2017, el CENAGAS actualizó el documento “Publicación de Betas 
promedio de solicitudes”, en el que se agrega el promedio de Betas de primeras 
solicitudes por punto de inyección.
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111 Diario Oficial de la Federación, 30 de agosto de 2017

•	 El 27 de marzo de 2017, el CENAGAS inició la recepción de Solicitudes de Servicio 
con segunda propuesta del Costo Adicional  para el Procedimiento de Temporada 
Abierta del SISTRANGAS 2016-2017.

•	 El 4 de abril de 2017, el CENAGAS actualizó el documento “Publicación de Betas 
promedio de solicitudes” y “Listado de empresas que presentaron solicitudes de 
Reserva de Capacidad durante el periodo del 28 de noviembre de 2016 al 10 de 
marzo de 2017”.

•	 El 4 de abril de 2017, el CENAGAS publicó una Nota informativa en relación con el 
Costo Unitario Adicional ( ).

•	 El 8 de mayo de 2017, el CENAGAS publicó los Resultados del Procedimiento de 
Temporada Abierta del SISTRANGAS 2016-2017, entre otras.

f) Por parte de la CONAGUA111:

•	 El 30 de agosto de 2017, la CONAGUA publicó en el DOF los Lineamientos para la 
protección y conservación de las aguas nacionales en actividades de exploración y 
extracción de hidrocarburos en yacimientos no convencionales.
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112  CNH, “Programa Regulatorio de la Comisión Nacional de Hidrocarburos 2017-2018”. https://www.gob.mx/cms/uploads/
attachment/file/200796/II.3_Programa_Regulatorio_2017-2018_Semestral.pdf
113  CRE, “Programa de Trabajo 2017”. https://www.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/197078/Programa_de_Trabajo_2017_CRE.
pdf

8.4 PENDIENTES REGULATORIOS EN MATERIA 
DE POLÍTICA ENERGÉTICA

Si bien el anterior conjunto normativo representa un avance muy importante en la implementación 
de la reforma, aún existen diversas materias o aspectos que se requieren implantar o mejorar a 
través de regulaciones específicas, como es el caso de los siguientes temas:

•	 Procesos de supervisión de actividades (CNH).

•	 Recuperación secundaria y mejorada (CNH, actualmente en consulta pública 
en la COFEMER).

•	 Disposiciones relativas a la emisión de constancias de capacidades legales; 
financieras, y técnicas, de experiencia y de ejecución en materia de exploración 
y extracción (CNH, actualmente en consulta pública en la COFEMER).

•	 Operación del Centro Nacional de Información de Hidrocarburos (CNH).

•	 Recolección de hidrocarburos (CNH)112.

•	 Sistema de información de operaciones de comercialización de gas natural 
(CRE).

•	 Metodologías de tarifas para el sistema integrado (CRE).

•	 Tarifas máximas iniciales de transporte de gas natural sin procesar (CRE).

•	 Código de Red de sistemas Integrados de gas natural (CRE).

•	 Medición de transporte, almacenamiento y distribución, compresión, 
descompresión, licuefacción, regasificación y estaciones de servicio de gas 
natural (CRE)113.
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Asimismo, considerando que desde antes de la Reforma Energética la CRE ya era la autoridad 
competente para emitir regulación en materia de gas natural, existen diversas disposiciones 
administrativas aplicables al gas natural que fueron emitidas desde entonces, que se encuentran 
vigentes pero que requieren ser actualizadas con el propósito de alinearlas a los nuevos objetivos 
que persigue la aludida reforma. Tal es el caso de los instrumentos siguientes:

•	 Directiva sobre la determinación de tarifas y el traslado de precios para las actividades 
reguladas en materia de gas natural DIR-GAS-001-2007;

•	 Directiva de Contabilidad para las Actividades Reguladas en Materia de Gas Natural 
DIR-GAS-002-1996;

•	 Directiva sobre seguros para las actividades reguladas en materia de gas natural y 
gas licuado de petróleo por medio de ductos;

•	 Directiva de Información para las Actividades Reguladas en Materia de Gas Natural 
DIR-GAS-006-2006, y

•	 Norma Oficial Mexicana NOM-001-SECRE-2010, Especificaciones del gas natural.

Concluir con la actualización de la normatividad antes mencionada y complementarla con una 
política integral en materia de gas natural, lo que resulta fundamental para garantizar el correcto 
desarrollo del sector del gas natural en nuestro país.
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Como se muestra en los capítulos anteriores, el gas natural tiene un papel estratégico en el 
desarrollo nacional, su uso en todos los sectores industriales es determinante y se considera 

que puede ser el combustible de transición entre el petróleo y las energías renovables. Ante 
esta realidad, es necesario para el país incentivar la exploración, producción, almacenamiento, 
distribución y transporte de este importante energético. Además, las tendencias mundiales 
señalan un cambio en sus usos, que llevarán en el corto plazo a un mayor consumo.

Como se señaló en Capítulo 1, la globalización conduce a una competencia entre empresas 
a nivel mundial en donde los costos energéticos son determinantes para la competitividad. 
Lograr un sector de gas natural eficiente y competitivo se reflejará en bajos costos energéticos 
y en empresas que tendrá una posición ventajosa en muchos sectores, sobre todo en el ramo 
manufacturero, con respecto a las empresas de otras naciones. El logro de este objetivo se 
reflejará en una nación cada vez más competitiva a nivel mundial.

En este capítulo se presentan una serie de propuestas para fortalecer el desarrollo de la 
industria nacional de gas natural que podrán servir como base para que la SENER, con base 
en sus atribuciones, formule políticas públicas en la materia; dichas propuestas son de carácter 
descriptivo y aún no priorizadas. Asimismo, las propuestas involucran la acción coordinada de 
diferentes entidades públicas y privadas que componen la cadena de valor del sector de gas 
natural, por lo que se está proponiendo un esfuerzo nacional para lograr un sector del gas natural 
que pueda satisfacer las necesidades presentes y futuras del país.

El objetivo de estas propuestas es promover un dialogo nacional con instituciones académicas, 
empresariales, gubernamentales y otros actores del sector y de la sociedad sobre las políticas 
públicas para el fortalecimiento del sector del gas natural mexicano, buscando hacerlo siempre 
cada vez más moderno y eficiente en beneficio del país.

Mientras que el gas natural asume un papel fundamental como energético en México y en todo 
el mundo, en nuestro país la creciente dependencia de las importaciones de este energético, 
producto de la declinación en la producción nacional y del crecimiento de la demanda, constituye 
indudablemente un riesgo de suministro y de seguridad energética. En los últimos años, el 
suministro de este hidrocarburo se ha vuelto crítico por la mayor participación del gas natural 
en la matriz energética, especialmente para la generación eléctrica, aunque también en otros 
sectores productivos de transformación industrial, como sucede en muchos países. Esto obliga a 
tomar medidas para poder administrar situaciones imprevistas de la mejor manera posible, tanto 
de ocurrencia inmediata, como en el mediano y largo plazo.

Para efectos de este análisis hemos definido corto plazo de cero a tres años, mediano plazo 
de tres a siete años y largo plazo mayor a siete años. No obstante, algunos proyectos pudieran 
presentar un desarrollo más acelerado.
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114  Las reservas no desarrolladas son cantidades que se espera recuperar en inversiones futuras. 
115  Son las Reservas que se encuentran en pozos cerrados. Se espera que las Reservas de pozos cerrados correspondientes a: i) 
intervalos de terminación abiertos al momento de la estimación pero que aún no producen; ii) pozos que se cerraron por condiciones 
del mercado o conexiones de ductos; o, iii) pozos que no son capaces de producir por razones mecánicas, las reservas detrás de la 
tubería podrán ser recuperadas de las zonas en pozos existentes que requerirán trabajo de terminación adicional o re-terminación 
futura antes de comenzar la producción. En todos los casos, la producción puede iniciarse o restaurarse con gastos relativamente 
bajos comparados con el costo de perforación de un nuevo pozo.

9.1 CONTEXTO GENERAL

Afortunadamente, la existencia de reservas y de considerables recursos prospectivos 
convencionales y no convencionales de gas en México, brinda una oportunidad para fortalecer 
la seguridad energética. Para ello, es necesario hacer uso de todas las herramientas disponibles 
para promover el aumento de producción de gas en el país. La reforma de 2013 ha establecido 
las bases para que con la participación de PEMEX y de los particulares, se cuente con una 
oferta energética suficiente y sostenible que apoye la actividad productiva del país y mejore la 
economía y el bienestar de los mexicanos.

Tomando en cuenta que los proyectos de exploración y producción tienen plazos largos de 
maduración y que los resultados no son inmediatos, se hace indispensable fortalecer las políticas 
de fomento que atraigan la inversión y tecnología que demanda la geología del país. En paralelo, 
deben incrementarse las tareas para que la producción llegue a los mercados. Es necesario 
contar con mayor infraestructura de recolección, procesamiento, almacenamiento, transporte y 
distribución de gas, así como regulaciones que faciliten su máximo aprovechamiento. El grado 
de éxito de los programas para incentivar la producción nacional determinará la magnitud de 
la infraestructura y demás tareas para asegurar la oferta que requiere el país para satisfacer la 
demanda e incluso exportar los excedentes. Así mismo, otra opción para diversificar el suministro 
de gas en el país es por medio de la recuperación de las reservas Probadas No Desarrolladas 
(PND)114, Probadas Desarrolladas No Produciendo (PDNP)115 y posibles, de los campos que 
resulten económicamente viables de desarrollar.

Ahora bien, tomando en cuenta la atribución de la SENER de llevar a cabo actividades orientadas 
en los objetivos de política pública en materia de seguridad energética del país y diversificación 
de mercados, entre otros, no hay que perder de vista que en el corto y mediano plazos, el 
país seguirá siendo importador neto, por lo que, para mitigar los riesgos de depender del gas 
de EUA, sería conveniente implementar un plan para ampliar la capacidad de recepción de 
GNL y diversificar el suministro proveniente de otros países, sin perder de vista que será una 
alternativa más cara que el gas importado por ductos. También hay que tener claro que, aunque 
la diversificación mediante GNL es necesaria, no se debe concebir como sustituto total del 
suministro por ductos estadounidenses porque, en todas las proyecciones de oferta, EUA será 
exportador neto en el largo plazo y México está muy bien posicionado para recibir su gas.
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Independientemente del escenario de producción nacional, un tema que merece atención es el 
desarrollo de infraestructura adicional que permita llevar el gas desde los campos productores 
o los puntos de internación hasta los centros de consumo. En este aspecto, el primer reto se 
encuentra en el desarrollo de almacenamiento que permita atender fluctuaciones en la oferta o 
la demanda, que coadyuve en la solución de problemas de suministro; mejore las condiciones 
operativas del sistema logístico y permita administrar el riesgo de la volatilidad de los precios. 
Al respecto la SENER expidió la Política Pública de Almacenamiento de Hidrocarburos. 
Adicionalmente, se requiere reimpulsar la distribución a nivel urbano, donde no han podido 
aprovecharse los beneficios que el gas natural tiene como combustible para los hogares y para 
el autotransporte como GNV.

En este contexto, es necesario mantener mecanismos permanentes de consulta con los 
distintos actores que participan en la industria del gas, sean proveedores; desarrolladores de 
infraestructura; prestadores de servicios o consumidores, con el fin de identificar las necesidades 
de inversión que enfrenta la industria de gas natural en el proceso de planificación que la SENER 
lleva a cabo junto con el CENAGAS, con el apoyo técnico de la CRE.

Otra tarea vital es estudiar qué mecanismos contribuyen a un uso más eficiente del gas. Puesto 
que entre el sector eléctrico y el petrolero consumen más del 75% de la oferta de gas116, es 
necesario dar mayor apoyo a oportunidades de alto impacto para racionalizar su demanda, sin 
perjuicio del esfuerzo que deba hacer el resto de la industria usuaria.

Además de su uso como combustible, el gas es un insumo esencial para la industria química. La 
caída de la producción de gas ha complicado la operación de muchas empresas integradas a las 
cadenas petroquímicas. En este particular, es fundamental encontrar soluciones para abastecer 
de gas húmedo a las plantas procesadoras del sureste tan pronto como sea posible y hacer 
esfuerzos por ampliar la producción de gas húmedo en todo el país. Como se vio en el Capítulo 
3, apartado 3.3, otras regiones del país tienen potencial para el desarrollo petroquímico al 
incentivarse la producción de gas húmedo.

Por último, si bien tiene sentido seguir impulsando el uso del gas por sus ventajas económicas 
y ambientales, es importante tomar en cuenta que tanto el país como la industria del gas no 
están exentos de riesgos geopolíticos, sociales, ambientales y tecnológicos. En ese sentido, 
es fundamental diversificar los riesgos que implica el impulso del gas, a través del fomento, en 
paralelo, de otras fuentes de energía limpia, como las renovables, aprovechando además que, 
conforme pasa el tiempo, son cada vez más competitivas. Ambas fuentes energéticas, gas y 
energías renovables, deben considerarse como complementarias en el periodo de transición 
energética que vive México en congruencia con el contexto mundial. A través de lo anterior, se 
puede alcanzar el objetivo de seguridad energética, continuidad del suministro de combustibles 
y diversificación de mercados.

116 SENER. Prospectiva de Gas Natural 2017-2031
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A continuación, se presenta una serie de propuestas para propiciar el desarrollo de la industria 
que podrán servir a la SENER como base para la formulación de políticas públicas para el sector 
de gas natural. Para efectos de análisis, estas propuestas se clasifican en función del segmento 
del mercado al que están destinadas: oferta (upstream, midstream o downstream); demanda y 
transversales y, por el tiempo que requiere su implementación (corto, mediano o largo plazo). La 
Tabla 9-1 muestra un resumen de estas propuestas. Posteriormente, se hace una descripción de 
cada una de ellas. Como se evidencia en las propuestas, un factor común es aprovechar el cambio 
paradigmático de la Reforma Energética, de acuerdo con el cual las actividades estratégicas que 
antes estaban reservadas al Estado y ahora pueden ser desarrolladas por Empresas Productivas 
del Estado o complementadas con capital y tecnología de particulares.

PROPUESTAS RELACIONADAS CON LA OFERTA

Para el upstream en el corto plazo

1.	 Estudiar una política de reducción de uso de nitrógeno.
2.	 Fortalecer los incentivos a la recuperación secundaria y mejorada.
3.	 Incentivar la recuperación del gas contenido en los casquetes de yacimientos de gas 

natural asociado.
4.	 Incluir, dentro del plan quinquenal de licitaciones, más áreas de exploración y 

extracción que puedan incrementar la plataforma de producción de gas natural.
5.	 Conformar una empresa productiva del Estado dedicada a la exploración y extracción 

del gas natural, a la cual se transferirían las asignaciones de gas natural no asociado, 
así como la infraestructura de procesamiento de gas.

6.	 Promover agrupaciones de asignaciones (clusters) y asociaciones estratégicas de la 
empresa productiva del Estado.

7.	 Reestructurar el régimen fiscal e incluir incentivos para apoyar el desarrollo de 
proyectos de gas natural.

8.	 Implementar un programa integral para promover la producción de gas natural en 
yacimientos no convencionales.

9.	 Desarrollar proyectos de infraestructura vial y de prestación de servicios en las áreas 
de yacimientos no convencionales, mediante acuerdos intersecretariales.

Para el upstream en el mediano plazo

10.	 Incentivar la producción de gas natural de la empresa productiva del Estado y de los 
contratistas a través de contratos a largo plazo con los principales usuarios.

11.	 Impulsar la integración entre exploración y producción de gas natural, con la 
generación de electricidad, ya sea por parte de CFE o de la empresa productiva del 
Estado que se conforme.

12.	 Aprovechar la capacidad disponible de procesamiento en los CPG y de las plantas 
petroquímicas.
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117 Puntos físicos o nodos virtuales de las redes de transporte en los que los usuarios de la red intercambian gas, a través de plataformas 
electrónicas de compra y venta gas con fines de balance.

Para el midstream en el corto plazo

13.	 Incorporar la obligación de tener almacenamiento de gas natural a grandes usuarios, 
que complemente la política de reserva estratégica; lo anterior entre 20 y 30 días de 
consumo.

14.	 Impulsar el desarrollo de instalaciones de almacenamientos subterráneos y superficial 
de gas natural.

Para el midstream en el mediano plazo

15.	 Asegurar la disponibilidad de gas natural en todo el territorio nacional complementando 
la red nacional de gas, construyendo la infraestructura de transporte y distribución 
necesaria.

16.	 Promover el desarrollo de empresas proveedoras de servicios de recolección y 
procesamiento de gas natural.

Para el downstream en el mediano plazo

17.	 Diseñar un programa de seguridad en materia de gas natural a través de la 
diversificación de las importaciones de GNL.

PROPUESTAS RELACIONADAS CON LA DEMANDA

Para el corto plazo

18.	 Extender la cobertura de distribución de gas natural en los sectores de servicios, 
residencial y comercial.

19.	 Promover la formación de nodos de distribución, “hubs”117, que faciliten la 
comercialización del gas natural.

20.	 Seguir impulsando el desarrollo de un mercado integral y competitivo de gas natural.
21.	 Crear redes alternativas de transporte de gas natural para subsanar la demanda 

inmediata.
22.	 Apoyar los mecanismos y la infraestructura para el uso masivo de vehículos de GNV 

(transporte público y transporte de carga).

PROPUESTAS TRANSVERSALES

Para el mediano plazo

23.	 Consolidar la cadena de suministro y el contenido nacional en el sector del gas 
natural.

24.	 Apoyar programas de desarrollo de la industria petroquímica.
25.	 Continuar con la reconversión de plantas eléctricas de combustóleo y carbón y 

sustituirlas por plantas de ciclo combinado con gas natural y con energías renovables.
26.	 Desarrollar portafolios integrales de inversiones en toda la cadena de valor del gas 

natural.
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Fuente: CNH

OFERTA
DEMANDA TRANSVERSALES

Upstream Midstream Downstream

Corto Plazo

1.	 Estudiar una política de 
reducción de uso de 
nitrógeno.

2.	 Fortalecer los incentivos a 
la recuperación secundaria 
y mejorada.

3.	 Incentivar la recuperación 
del gas contenido en los 
casquetes de yacimientos 
de gas natural asociado.

4.	 Incluir, dentro del plan 
quinquenal de licitaciones 
más áreas de  exploración 
y extracción que puedan 
incrementar la plataforma 
de producción de gas 
natural.

5.	 Conformar una empresa 
productiva del Estado 
dedicada a la exploración y 
extracción del gas natural, 
a la cual se transferirían 
las asignaciones de gas 
natural no asociado, así 
como la infraestructura de 
procesamiento de gas.

6.	 Promover agrupaciones 
(clustes) y asociaciones 
estratégicas de la empresa 
productiva del Estado.

7.	 Reestructurar el régimen 
fiscal e incluir incentivos 
para apoyar el desarrollo 
de proyectos de gas 
natural.

8.	 Implementar un programa 
integral para promover 
la producción de gas 
natural en yacimientos no 
convencionales.

9.	 Desarrollar proyectos de 
infraestructura vial y de 
prestación de servicios en 
las áreas de yacimientos no 
convencionales, mediante 
acuerdos intersecretariales.

13.	 Incorporar la 
oblicación de tener 
almacenamiento 
de gas natural a 
grandes usuarios, 
que complemente 
la politica de 
reserva estratégica; 
lo anterior, entre 
20 y 30 días de 
consumo.

14.	 Impulsar el 
desarrollo de 
instalaciones de 
almacenamientos 
subterráneos y 
superficial de gas 
natural.

18.	 Extender la 
cobertura de 
distribución 
de gas natural 
en los sectores 
de servicios, 
residencial y 
comercial.

19.	 Promover la 
formación 
de nodos de 
distribución, 
“hubs” que 
faciliten la 
comercialización 
del gas natural.

20.	 Seguir impulsando 
el desarrollo de un 
mercado integral y 
competitivo de gas 
natural.

21.	 Crear redes 
alternativas 
de transporte 
de gas natrual 
para subsanar 
la demanda 
inmediata.

22.	 Apoyar los 
mecanismos y la 
infraestructura para 
el uso masivo de 
vehículos de GNV 
(transporte público 
y transporte de 
carga).

23.	 Consolidar 
la cadena de 
suministro y 
el contenido 
nacional en el 
sector del gas 
natural.

24.	 Apoyar 
programas de 
desarrollo de 
la industria 
petroquímica.

25.	 Continuar con 
la reconversión 
de plantas 
eléctricas de 
combustóleo 
y carbón y 
sustituirlas por 
plantas de ciclo 
combinado con 
gas natural y 
con energías 
renovables. 

26.	 Desarrollar 
portafolios 
integrales de 
inversiones en 
toda la cadena 
de valor del gas 
natural.

Mediano 
Plazo

10.	 Incentivar la producción de 
gas natural de la empresa 
productiva del Estado 
y de los contratistas a 
través de contratos a largo  
plazo con los principales 
usuarios.

11.	 Impuslar la integración 
entre exploración y 
producción de gas natural, 
con la generación de 
electricidad, ya sea por 
parte de CFE o de la 
empresa productiva del 
Estado que se conforme. 

12.	 Aprovechar la 
capacidad disponible 
de procesamiento en 
los CPG y de las plantas 
petroquímicas.

15.	 Asegurar la 
disponibilidad 
de gas natural 
en todo el 
territorio nacional 
complementando  
la red nacional de 
gas, construyendo 
la infraestructura 
de transporte 
y distribucion 
necesaria. 

16.	 Promover el 
desarrollo 
de empresas 
proveedoras 
de servicios de 
recolección y 
procesamiento de 
gas natural.

17.	 Diseñar un 
programa de 
seguridad en 
materia de 
gas natural a 
través de la 
diversificación de 
las importaciones 
de GNL.

Tabla 9-1 Resumen de propuestas
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9.2  PROPUESTAS RELACIONADAS
 CON LA OFERTA

En atención a los planteamientos generales referidos en el apartado anterior, se presentan 
propuestas de distinto alcance. Muchas de ellas deben ser consideradas con carácter de 
inmediatas y ponerse en marcha cuanto antes, tomando en cuenta que sus resultados serán 
apreciables en el largo plazo, como es el caso de las sugerencias para ampliar la plataforma 
de producción de gas nacional; otras deben evaluarse a lo largo del tiempo, en función de la 
evolución de oferta, demanda e infraestructura; algunas son propuestas puntuales y otras son 
programas más amplios. 

9.2.1 PROPUESTAS RELACIONADAS CON EL UPSTREAM

EN EL CORTO PLAZO

1.	 Estudiar una política de reducción de uso de nitrógeno
Una parte del gas natural producido en las zonas sur terrestre y marina de la sonda de 
Campeche, tiene una elevada concentración de nitrógeno debido a la inyección de 
éste en los yacimientos de petróleo para recuperación secundaria y para los Sistemas 
Artificiales de Producción (SAP) de bombeo neumático, que tienen por objetivo optimizar 
la producción. El alto contenido de nitrógeno afecta la calidad del gas natural, esto impide 
que en ocasiones no pueda ser enviado hacia los CPG, originando una menor producción 
de gas natural. Cuando el gas natural contaminado con nitrógeno es transportado, tiene 
efectos nocivos en eficiencia y afectaciones técnicas u operativas en los equipos que lo 
utilizan, como los turbocompresores ubicados en las instalaciones de extracción o como 
en las turbinas de gas para la generación eléctrica. Por lo anterior, se propone estudiar 
mecanismos mediante los cuales se incentive la reducción de los volúmenes de inyección 
de nitrógeno a los yacimientos y pozos, así como, estudiar también la viabilidad de que se 
incrementen las unidades de recuperación de nitrógeno en las plataformas marinas de la 
sonda de Campeche o en las instalaciones terrestres de la zona sur, que permitan el envío 
de gas natural con bajo contenido de nitrógeno hacia los CPG. 

2.	 Fortalecer los incentivos a la recuperación secundaria y mejorada
Si bien la regulación recientemente aprobada por la CNH (en vías de publicación en el 
Diario Oficial de la Federación) ayudará en este tema, es importante fortalecer la política 
pública, en la implementación de los incentivos de los métodos de recuperación secundaria 
y mejorada. Lo anterior con el objetivo de maximizar el volumen de petróleo y gas natural 
a recuperar. Para este caso, tanto PEMEX como los contratistas podrían buscar socios 
altamente capacitados en el uso de técnicas de recuperación avanzada.
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3.	 Incentivar la recuperación del gas contenido en los casquetes de yacimientos de gas 
natural asociado
Se propone que se realice un análisis de factibilidad técnica y económica para identificar 
aquellos campos donde se han formado casquetes de gas. Un ejemplo de esto es el caso 
del campo Akal, en el que existe un volumen importante de gas natural remanente con 
potencial de ser extraído y aprovechado. Además, se deberán incorporarse los incentivos 
fiscales que promuevan la recuperación de estos importantes volúmenes remanentes.

4.	 Incluir, dentro del plan quinquenal de licitaciones más áreas de exploración y 
extracción que puedan incrementar la plataforma de producción de gas natural
Actualizar el plan quinquenal para incluir más áreas de exploración y extracción de gas 
natural, que permitan una mayor incorporación de recursos prospectivos y reservas, que 
tiendan a incrementar la producción en el mediano y largo plazo. Asimismo, promover las 
asociaciones estratégicas denominadas “farmouts” entre PEMEX y privados, que permitan 
complementar las inversiones, la capacidad operativa y la transferencia tecnológica, que 
hagan que las áreas de gas sean atractivas para su desarrollo.

5.	 Conformar una empresa productiva del Estado dedicada a la exploración y extracción 
del gas natural, a la cual se transferirían las Asignaciones de gas natural no asociado, 
así como la infraestructura de procesamiento de gas
Los precios relativos de petróleo, más convenientes que los del gas, inducen a que PEMEX 
asigne una alta proporción de recursos de inversión a producir ese primer hidrocarburo. 
Como empresa productiva del Estado, está obligada a generar valor, lo que es incompatible 
con destinar recursos a actividades con menores índices de rentabilidad, como es el caso 
del gas natural, en especial en el reciente escenario de precios. Desde esta óptica, se 
sugiere que el Gobierno Federal estudie la creación de una nueva empresa productiva del 
Estado cuyo objeto sea primordialmente la exploración y extracción de gas natural. Esto 
requerirá que se le transfiera a esta nueva empresa todas las asignaciones de campos gas 
no asociado, y se creará un vehículo exprofeso y más eficiente para concentrar esfuerzos 
en el desarrollo de los recursos prospectivos y reservas de gas natural.

6.	 Promover agrupaciones de asignaciones (clusters) y asociaciones estratégicas de la 
empresa productiva del Estado
Se recomienda evaluar aquellos campos que pudieran tener volúmenes de gas remanente, 
para que la empresa productiva del Estado conforme agrupaciones de Asignaciones 
(clusters), que tengan por objeto la migración con socio, a fin de obtener un mejor 
aprovechamiento de estos campos, incrementar la producción y optimizar la infraestructura.

7.	 Reestructurar el régimen fiscal e incluir incentivos para apoyar el desarrollo de 
proyectos de gas natural
Los precios actuales del gas natural no han favorecido el desarrollo de las actividades 
de exploración y extracción de este hidrocarburo. En adición a lo anterior, nuestro país 
se ha vuelto cada vez más dependiente de las importaciones, por lo que en materia de 
gas natural se requiere de esquemas fiscales que hagan más atractiva la exploración y 
extracción de este hidrocarburo. Países como EUA, Argentina y Australia, han estructurado 
una política fiscal con el objetivo de incrementar la producción de gas natural, lo que ha 
derivado en resultados favorables para estos países.
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8.	 Implementar un programa integral para promover la producción de gas natural de 
yacimientos no convencionales
La producción de gas natural en México depende del desarrollo exitoso de yacimientos 
no convencionales. Como se ha documentado, el país cuenta con importantes recursos 
de gas natural en yacimientos no convencionales, lo que representa 65% del total de los 
recursos prospectivos, principalmente ubicados en el norte del país. Para desarrollar estos 
recursos se propone:

•	 Acelerar los procesos de licitación de áreas contractuales con potencial para el 
desarrollo de estos recursos;

•	 Desarrollar un régimen fiscal específico que incentive la exploración y extracción de 
recursos no convencionales;

•	 Garantizar que la regulación brinde certeza jurídica y eficiencia a los operadores 
petroleros y a los dueños de los predios donde se realicen las actividades de 
exploración y extracción, con el fin de asegurar la continuidad de dichas actividades;

•	 Promover la continua transferencia y desarrollo de nuevas tecnologías para realizar 
las actividades de exploración y extracción de este tipo de recursos, y

•	 Realizar trabajos de sensibilización e información a las comunidades cercanas a 
las áreas de exploración y extracción de yacimientos no convencionales, a fin de 
que, a través de la información verídica y el convencimiento de las ventajas para la 
comunidad y el país, se puedan prevenir conflictos sociales.

9.	 Desarrollar proyectos de infraestructura vial y de prestación de servicios en las áreas 
de yacimientos no convencionales, mediante acuerdos intersecretariales
En el país, el potencial de yacimientos no convencionales se ubica en zonas donde no 
necesariamente existe infraestructura vial y de prestación de servicios que faciliten llevar 
a cabo las actividades requeridas para su desarrollo; lo que demandará la construcción 
de carreteras y caminos rurales que interconecten a estas zonas con otras áreas de 
servicios, para disminuir los costos y tiempos en el traslado; el acceso a los servicios de 
apoyo a la producción como arena, agua de proceso, entre otras, así como a los servicios 
generales como electrificación, agua potable, alojamiento, entre otros. Por lo que se 
deberán realizar los acuerdos intersecretariales que sean necesarios a efecto de que se 
desarrolle la infraestructura vial y de prestación de servicios en las áreas de yacimientos no 
convencionales.

EN EL MEDIANO PLAZO

10.	Incentivar la producción de gas natural de la empresa productiva del Estado y de los 
contratistas a través de contratos a largo plazo con los principales usuarios
Dado que el precio de venta de primera mano ya no está regulado y que refleja de mejor 
manera la disponibilidad y los costos de producción de gas natural en el país, se podría 
pensar en la implementación de subastas de contratos de largo plazo de suministro de 
gas por parte de la empresa productiva del Estado y de los contratistas con los grandes 
usuarios (eléctrico, petrolero e industrial), de tal manera que se otorguen las condiciones 
de certidumbre financiera que se requiere para incrementar la producción (esto requerirá 
la creación de un mercado organizado de plazo de gas natural, como actualmente se tiene 
en Europa, la creación de la regulación operativa y financiera que permita una eficiente 
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operación de este tipo de mercado en nuestro país) así como para desarrollar nuevas 
áreas que pudieran tener una mejor rentabilidad bajo este esquema. Por ejemplo, este 
esquema podría ser utilizado por empresas que simultáneamente decidan ser productoras 
de electricidad y de productos petroquímicos.

11.	Impulsar la integración entre exploración y producción de gas natural, con la 
generación de electricidad, ya sea por parte de CFE o de la empresa productiva del 
Estado que se conforme
Dentro de este esquema la empresa productiva del Estado o cualquier otro productor 
pueden optimizar los costos de transacción originados por una desintegración vertical, y 
simplificar el transporte y acondicionamiento del gas para integrar una cadena productiva 
entre producción de gas y generación eléctrica. Esto le permitiría a la empresa productiva 
tener un rango más amplio de inversión al ser al mismo tiempo, productor de gas natural y 
generador de electricidad. Una ventaja de este modelo es bajar los costos de transporte: 
es mucho más económico transportar electricidad que transportar gas.

Desde luego, este modelo pudiera funcionar para CFE, si se le ampliaran sus atribuciones 
que le permite la Ley, donde éste se convirtiera en un productor de gas natural. Sin 
embargo, la factibilidad de este modelo depende de las atribuciones jurídicas de cada 
una de las empresas.

12.	Aprovechar la capacidad disponible de procesamiento en los CPG y de las plantas 
petroquímicas
Debido a la declinación de la producción de gas natural en los últimos años, las plantas 
de procesamiento y petroquímicas de PEMEX operan solamente al 50% de la capacidad 
disponible. Por lo que, una vez que se incremente la producción de gas natural derivado de 
las rondas de licitación, así como de las asociaciones estratégicas que realice la Empresa 
Productiva del Estado, se recomienda realizar los cambios legales necesarios para brindar 
acceso abierto a los CPG y plantas petroquímicas de PEMEX, para aprovechar la capacidad 
disponible de dichas instalaciones. Otra alternativa sería transferir la propiedad de estas 
instalaciones a un privado o a una empresa productiva del Estado, cuyo objetivo incluiría 
aumentar su eficiencia. Lo anterior permitirá que PEMEX obtenga una nueva fuente de 
ingresos y que los contratistas tengan la opción de vender el gas natural producido a 
PEMEX directamente, o se vean beneficiados a través del procesamiento del gas natural 
en estas instalaciones, para posteriormente comercializarlo como producto final.
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9.2.2 PROPUESTAS RELACIONADAS CON EL 
MIDSTREAM

EN EL CORTO PLAZO

13.	Incorporar la obligación de tener almacenamiento de gas natural a grandes usuarios, 
que complemente la política de reserva estratégica; lo anterior, entre 20 o 30 días de 
consumo
Como se ha venido señalando, es importante incrementar la capacidad de almacenamiento 
de gas natural en el país a través de nueva infraestructura. En este sentido se propone 
que los principales consumidores de este hidrocarburo como son los sectores eléctrico, 
petrolero e industrial, que concentran el 90% del consumo total nacional, cumplan con 
una regulación que se emita para estos fines, con el objeto de mantener una capacidad de 
almacenamiento de gas en reserva, que sirva para abastecer su consumo ante cualquier 
eventualidad que impacte de manera negativa en el suministro, y que dicha infraestructura 
pueda ser utilizada para prestar el servicio de almacenamiento a terceros.

14.	Impulsar el desarrollo de instalaciones de almacenamientos subterráneos y superficial 
de gas natural
La falta de almacenamiento de gas natural ha sido una deficiencia de infraestructura en 
el sector de los hidrocarburos en el país. En particular, la necesidad de almacenamiento 
de gran escala, con fines estratégicos y operativos, no puede postergarse. Tan sólo en 
materia eléctrica más del 55% de la generación se produce a partir de gas. La experiencia 
internacional confirma la necesidad de contar con almacenamiento para tener un sistema 
de suministro más robusto y flexible.

En la tercera revisión del Plan Quinquenal de expansión del SISTRANGAS se incluye la 
realización e integración de proyectos de almacenamiento de gran escala interconectados 
al sistema, tanto subterráneo como superficial, que complemente la infraestructura de 
almacenamiento de GNL; mejore la operación del SISTRANGAS y contribuya a la seguridad 
energética. Es muy importante que se dimensione la capacidad que requeriría el sistema 
interconectado para lograr el objetivo de seguridad energética, así como su ubicación.

Es necesario que el costo derivado del almacenamiento que se contrate para fines 
operativos y de seguridad energética se traslade a los usuarios del SISTRANGAS y de 
otros sistemas beneficiados, para mejorar el perfil de riesgo de los proyectos y garantizar 
la seguridad nacional.

EN EL MEDIANO PLAZO

15.	Asegurar la disponibilidad de gas natural en todo el territorio nacional 
complementando la red nacional de gas, construyendo la infraestructura de 
transporte y distribución necesaria
Si bien en los últimos años se ha incrementado de manera importante la infraestructura de 
transporte y distribución de gas natural en nuestro país, es necesario seguir avanzando en 
estos rubros, con el objeto de asegurar una mayor cobertura a nivel nacional y, con ello, 
una mayor disponibilidad de este hidrocarburo para los consumidores finales, como son 
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los sectores eléctrico, industrial, petroquímico y residencial, por lo que es crucial que en 
la actualización del Plan Quinquenal de expansión del SISTRANGAS, el CENAGAS podrá 
considerar la realización de proyectos estratégicos de infraestructura para las regiones 
de Baja California, Baja California Sur, en el Occidente del país, la costa del Pacífico y 
la península de Yucatán. En la medida que se incremente la cobertura de oferta de gas 
natural en el país, se impactará de manera positiva el desarrollo regional y nacional.

16.	Promover el desarrollo de empresas proveedoras de servicios de recolección y 
procesamiento de gas natural
De la mano de los proyectos de exploración y extracción de gas natural deben diseñarse 
políticas para incentivar la formación de empresas que desarrollen sistemas para la 
recolección y procesamiento de gas natural. Por lo que se sugiere contar con un inventario 
público de la infraestructura existentes, que permita identificar las necesidades futuras de 
infraestructura, a fin de promover, a través de las licitaciones de las áreas de exploración y 
extracción de gas natural que la SENER y la CNH realicen, el desarrollo de infraestructura 
de recolección y la construcción de baterías de separación y procesamiento, garantizando 
el acceso abierto aplicable a la capacidad disponible. Lo anterior fomentará la creación 
de una red común en áreas donde convivan varios productores, que sirva para reducir los 
costos de conducción del producto a sitios de acondicionamiento o al mercado y mejorar 
el perfil financiero de la red de recolección.
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9.2.3 PROPUESTAS RELACIONADAS 
CON EL DOWNSTREAM

EN EL MEDIANO PLAZO

17.	Diseñar un programa de seguridad en materia de gas natural a través de la 
diversificación de las importaciones de GNL
A fin de garantizar el abasto de la demanda interna, es necesario desarrollar un programa 
de seguridad en materia de gas natural a través de la diversificación de las importaciones 
de GNL.

Resolver este problema requiere la diversificación de las importaciones de GNL con la 
infraestructura necesaria para la regasificación. Por lo cual, la CRE deberá asegurar una 
supervisión estricta de la operación de las terminales de GNL para garantizar la máxima 
disponibilidad de la infraestructura ante eventualidades en el suministro.

Para ello, se requiere estimar el volumen de GNL adicional que actualmente se puede 
inyectar en Manzanillo y Altamira, y cuál sería el volumen adecuado para la seguridad 
energética en el mediano y largo plazos. Una vez determinado dicho volumen y evaluada 
la factibilidad económica, se podría considerar la ampliación de la capacidad de dichas 
terminales, a fin de aprovechar las economías de escala en plazos de construcción más 
breves. Asimismo, realizar la evaluación para determinar la construcción de otras terminales 
en regiones con alta demanda.

Si la instrumentación de las propuestas contenidas en el presente documento de incrementar 
la producción nacional resultan exitosas y México transforma su balanza comercial de gas 
en superavitaria, las instalaciones de regasificación de GNL se pueden convertir a plantas 
de licuefacción para exportación, como ha sucedido en los EUA.

Asimismo, puesto que el mercado de GNL, a nivel mundial, no es suficientemente flexible, 
se debe evaluar la conveniencia de que CFE o, en su defecto, CENAGAS mantengan 
contratos de suministro de GNL por una parte de la capacidad de las terminales, hasta que 
los ductos de importación tengan una capacidad en exceso para satisfacer la demanda.
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9.3 PROPUESTAS RELACIONADAS 
CON LA DEMANDA

EN EL CORTO PLAZO

18.	 Extender la cobertura de distribución de gas natural en los sectores de servicios, 
residencial y comercial
Recientemente la SENER publicó el “Estudio para determinar elementos clave de la 
Política Pública de distribución de gas natural” en el cual se establece que la industria 
del gas natural en México ha tenido insuficiente penetración en los sectores de servicios, 
residencial y comercial. El uso de gas natural, a nivel residencial, ocupa el tercer lugar, detrás 
del gas LP y la leña. Desde 1995 se han licitado varias redes para cubrir zonas geográficas 
destinadas a la distribución, pero no se ha logrado la inserción deseada y con el fin de 
extender la cobertura de distribución del gas natural se proponen las siguientes medidas:

•	 Elaborar un marco de regulación flexible y acorde con las condiciones que 
enfrentan los distribuidores, que les permita competir entre sí y en igualdad de 
circunstancias con otros combustibles de una manera eficiente. Para detonar 
el crecimiento de las redes, una condición sine qua non es que la regulación 
reconozca las características y riesgos que conllevan este tipo de proyectos en 
términos de ser altamente intensivos en capital y con economías de escala, lo 
que requiere de planeación a largo plazo para las inversiones;

•	 Celebrar convenios de Coordinación entre las autoridades de los tres niveles 
de gobierno, federal, estatal y municipal, con el objeto de simplificar procesos y 
regulación para la obtención de permisos;

•	 Con el fin de facilitar la obtención de permisos de las autoridades locales para 
construir y operar redes de distribución, promover un diálogo con las autoridades 
de centros poblacionales con potencial para el desarrollo de esta infraestructura, 
que les permita reconocer los beneficios económicos para sus habitantes y el 
potencial para el desarrollo económico del lugar;

•	 Alinear los incentivos de los municipios en la expansión del servicio de distribución 
a través de alguna contribución basada en el flujo de gas conducido que pueda 
ser destinada a uso local;

•	 Colaborar con la COFECE en identificar y sustanciar prácticas anticompetitivas;
•	 Establecer esquemas de financiamiento a través de la Banca de Desarrollo con el 

objeto de promover la creación de infraestructura con relación a la distribución 
de gas natural para los sectores de servicios, residencial y comercial;

•	 Sensibilizar al público respecto a las ventajas y riesgos en el uso de cada uno de 
los combustibles para permitir al consumidor tomar decisiones más informadas, y

•	 Reducir el uso de la leña como combustible doméstico en las comunidades 
aisladas, dadas las consecuencias negativas de este combustible y sustituirlo con 
gas L.P. a través de un mecanismo de subsidio.
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19.	 Promover la formación de nodos de distribución “hubs” que faciliten la comercialización 
del gas natural
En México, la infraestructura asociada a las actividades de gas natural se encuentra más 
desarrollada en el norte del país, por lo que se debe evaluar la factibilidad de crear un 
nodo de distribución de gas natural en esta región con objeto de facilitar los servicios de 
logística, de mercado y financieros que propicien una mayor agilidad en las transacciones 
comerciales en dicha región.

La infraestructura existente y el tamaño del mercado de gas natural, en esta región, hace 
propicio el que se pueda desarrollar un nodo de distribución. Como se establece en 
la “3ra Revisión Anual del Plan Quinquenal de Expansión del Sistema de Transporte y 
Almacenamiento Nacional Integrado de Gas Natural 2015-2019” un nodo en Monterrey 
parece ser lo más viable para aprovechar la conectividad existente con el mercado de los 
EUA a través de varios ductos de internación, así como el número importante de gasoductos 
que conectarían a este nodo con otras ciudades mexicanas, aunado a la alta demanda de 
la región. Un nodo, en esta región, incentivará el desarrollo de más infraestructura, como 
es la de almacenamiento para atender la demanda del nodo. Es importante señalar que, 
en el mundo, los nodos de distribución son una práctica común, y existen diversos casos 
de éxito en países como España, Francia, Reino Unido, Alemania Canadá y EUA.

20.	 Seguir impulsando el desarrollo de un mercado integral y competitivo de gas natural 
Aprovechando la formación de nodos de distribución mexicanos, se puede impulsar la 
creación de un mercado financiero integral y competitivo de gas natural, donde confluyan 
empresas comercializadoras, mercado de futuros, mercado de financiamiento específico 
de proyectos de gas, etc.

21.	 Crear redes alternativas de transporte de gas natural para subsanar la demanda 
inmediata
Mientras no exista un gasoducto, o no se justifique económicamente su construcción, 
se tienen que buscar formas alternativas de distribución. Esto obliga a crear líneas de 
distribución individualizadas (gasoductos virtuales). Estas redes pueden ser de gas natural 
comprimido, trasportado por ferrocarril, autotanque, etc, y el impulso de estas actividades 
se puede promover a través de la Banca de Desarrollo.

22.	 Apoyar los mecanismos y la infraestructura para el uso masivo de vehículos de GNV 
(transporte público y transporte de carga) 
Aprovechar las ventajas ambientales y el margen económico y competitivo que el GNV 
presenta frente a los combustibles tradicionales para promover su uso y propiciar un 
mayor volumen de consumo que justifique la creación de nueva infraestructura asociada al 
consumo del GNV en el país, como las redes de distribución de gas y la implementación de 
estaciones gaseras de servicio, lo que facilitaría su expansión y masificación de cobertura 
de usuarios. 

El desarrollo de infraestructura estará estrechamente ligado a que se siga manteniendo la 
ventaja fiscal en el Impuesto Especial sobre Producción o Servicios (IEPS) del GNV sobre los 
combustibles tradicionales que generan más emisiones. Se puede intensificar su uso a través 
de programas que implemente la Banca de Desarrollo para la reconversión de motores de 
gasolina y diésel a GNV en el transporte público como flotillas de taxis o autobuses para 
transporte masivo, así como para vehículos repartidores a través de apoyos financieros.
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118 Este criterio no aplica a asignaciones y contratos que se realicen en aguas profundas, para los cuales la Secretaría de Economía 
fijará una meta particular 
119 Estimación propia con información del SIE. http://sie.energia.gob.mx/

9.4 PROPUESTAS TRANSVERSALES
EN EL MEDIANO PLAZO

23.	 Consolidar la cadena de suministro y el contenido nacional en el sector del gas natural
La Ley de Hidrocarburos ordena que las actividades derivadas de asignaciones y contratos 
de exploración y extracción alcancen, en promedio, 35% de contenido nacional118. Esta 
política tiene claras ventajas para estimular la demanda interna y el empleo, y diversificar 
el sector industrial, pero requiere que las empresas locales compitan en precio y calidad, y 
tengan la capacidad para responder con oportunidad a la demanda.

El gran reto es aprovechar efectivamente la demanda de insumos y servicios que derivará 
de dicha disposición y que puede generar una derrama económica importante para el 
país. Esto requiere aprender de logros y limitaciones de los procesos de integración de las 
industrias automotriz y aeronáutica, con la finalidad de afinar las políticas de promoción; 
estudiar las prácticas sobre contenido nacional que muchas empresas de la industria 
petrolera implementan en sus proyectos en distintas partes del mundo y los análisis que 
organismos multilaterales han llevado a cabo sobre la aplicación de estos esfuerzos. Para 
ello, se propone organizar un foro que reúna a la industria petrolera con los especialistas de 
organismos multilaterales (Banco Mundial, BID, etc.), la industria nacional y las autoridades, 
para analizar expectativas y compartir experiencias.

24.	 Apoyar programas de desarrollo de la industria petroquímica
La reducción de la producción de gas asociado en el sureste ha afectado el abasto de 
insumos petroquímicos esenciales para las cadenas petroquímicas. La menor oferta de gas 
natural ha reducido la producción de etano de 119.5 mbd en 2010 a 101.3 mbd en 2017119, 
es decir, una contracción de 15%. La caída ha impactado a su vez la elaboración de etileno, 
polietileno, óxido de etileno y etilenglicol, entre otros, productos de gran importancia para 
la industria del país. Esta situación se replica en otras cadenas petroquímicas y afecta a las 
empresas de este sector.

La vía más eficaz para subsanar este faltante es aumentar la producción de gas húmedo. 
Esto exige inversión, por lo que deben explorarse alternativas que atraigan inversión de 
empresas privadas que consideren atractivos estos proyectos. Con el mismo propósito, se 
sugiere anticipar los procesos de licitación de recursos con potencial de gas húmedo, que 
amplíen la cartera de proyectos con miras a asegurar el abasto sostenido para la industria 
química del país.

Para incrementar la oferta en el corto plazo, se sugiere lo siguiente:

•	 Estudiar el desarrollo de otras áreas donde la composición del gas natural es rica en 
etano, propano y butano, por ejemplo, la provincia petrolera de Tampico-Misantla, y
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•	 Con el mismo propósito, evaluar la conveniencia económica y técnica de permitir la 
importación de gas no procesado en ciertos ductos y de GNL con alto en contenido 
de etano por Altamira, a fin de extraer los líquidos en el país. 

25.	 Continuar con la reconversión de plantas eléctricas de combustóleo y carbón y 
sustituirlas por plantas de ciclo combinado con gas natural y con energías renovables
Para tener una generación más eficiente de energía eléctrica y disminuir la huella de carbón 
es necesario continuar con las reconversiones y sustituciones de plantas de carbón y de 
combustóleo por plantas de ciclo combinado con gas natural o con energías renovables. 
Aumentar la demanda de gas natural, a su vez, promovería la inversión tanto en la parte 
de exploración y extracción como en la parte de transporte y distribución. Es importante 
mencionar que las plantas de ciclo combinado, especialmente las de cogeneración 
limpia que utilizan gas natural, ofrecen ventajas de eficiencia energética y ambientales 
que posicionan al gas natural como el combustible de transición mientras se desarrollan 
más las energías renovables. Además, las plantas de ciclo combinado son necesarias para 
respaldar la generación eólica o solar.

26.	 Desarrollar portafolios integrales de inversiones en toda la cadena de valor del gas 
natural
Aprovechar el sector de gas natural para impulsar el desarrollo nacional incluye el que se 
generen en México empresas relacionadas con toda la cadena de valor del gas natural. La 
cadena de proveedores de productos y servicios tiene mucho potencial de crecimiento, 
y el desarrollo de un portafolio integral de inversiones y de infraestructura, es clave para 
promover estas inversiones.

La participación de SENER, Secretaría de Economía y BANOBRAS, así como de empresas 
privadas es muy importante para el desarrollo de este portafolio.

Por último, el desarrollo de la cadena productiva de gas natural permitirá a las empresas 
manufactureras mexicanas disminuir sus costos e incrementar su competitividad.
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A.2  ACRÓNIMOS

A. ANEXOS
A.1 CONVERSIONES USADAS

PARA CONVERTIR A: TJ Gcal Mtoe Mbtu GWh

De: Multiplicar por

TJ 1 238.8 2.388 x 10-5 947.8 0.2778

Gcal 4.1868 x 10-3 1 10-7 3.968 1.163 x 10-3

Mtoe 4.1868 x 104 107 1 3.968 x 107 11 630

Mbtu 1.0551 x 10-3 0.252 2.52 x 10-8 1 2.931 x 10-4

GWh 3.6 860 8.6 x 10-5 3412 1

Poder calorífico usado para conversiones de volumen a energía y viceversa: 
1 pie cúbico tiene 1037 BTU.

Poder calorífico de 1 MMMMbpce (billones de barriles de petróleo crudo equivalente ): 
1,055.88 TJ=0.965 MMpc

bcfd Miles de millones (1 x 109) de pies cúbicos diarios por sus siglas en inglés (billion cubic feet); 
equivalente a MMMpcd

MMMMmc Billones (1 x 1012) de metros cúbicos, equivalente a tcm en inglés

MMMMpc Billones (1 x 1012) de pies cúbicos, equivalente a tcf en inglés

BTU British Thermal Unit, representa la cantidad de energía que se requiere para elevar en un grado 
Fahrenheit la temperatura de una libra de agua en condiciones atmosféricas normales.

CENAGAS Centro Nacional de Control del Gas Natural

CONAGUA Comisión Nacional del Agua 

CNH Comisión Nacional de Hidrocarburos

CFE Comisión Federal de Electricidad 

CRE Comisión Reguladora de Energía

DACG Disposiciones administrativas de carácter general

EUA Estados Unidos de Norteamérica

EIA Agencia de Información Energética de los EE. UU. por sus siglas en inglés (Energy Information 
Agency)

GLP Gas licuado de petróleo
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GNL Gas natural licuado

GNV Gas natural vehicular

IEA Agencia Internacional de Energía por sus siglas en inglés (International Energy Agency)

IGU Asociación Internacional del Gas por sus siglas en inglés (International Gas Union)

IHRDC International Human Resources Development Corporation

LH Ley de Hidrocarburos

kg CO2e/MWh
Unidades de masa en las que se reportan los resultados de emisiones de GEI expresadas en una 
unidad común denominada “CO2 equivalente”. 1 tonelada = 1000 kg; 1,000 ton = 1Gigagramo 
(Gg), 1,000 Gg=1Mega tonelada (Mton).

LRA27 Ley Reglamentaria del Artículo 27 Constitucional en el Ramo del Petróleo (abrogada)

m3 Metros cúbicos

Mcfd Millones (1 x 106) de pies cúbicos diarios por sus siglas en inglés (million cubic feet); equivalente a 
MMpcd

MMMpcd Miles de millones (1 x 109) de pies cúbicos diarios, equivalente a bcfd en inglés

MMpcd Millones (1 x 106) de pies cúbicos diarios, equivalente a Mcfd en inglés

MMpcdgne Millones (1 x 106) pies cúbicos diarios de gas natural equivalente. Esta unidad se utiliza para 
poder hacer comparable el poder calorífico de diferentes energéticos. 

Mtoe Millones de toneladas equivalentes a petróleo por sus siglas en inglés (million tons of oil 
equivalent)

PEMEX La Empresa Productiva del Estado Petróleos Mexicanos, sus empresas productivas subsidiarias y 
filiales

SENER Secretaría de Energía

SIAVI Sistema de Información Arancelaria Vía Internet

SISTRANGAS Sistema de Transporte y Almacenamiento Nacional Integrado de Gas Natural

TDR Términos de Referencia del contrato

TLCAN Tratado de Libre Comercio de América del Norte

tcf Billones (1 x 1012) de pies cúbicos diarios por sus siglas en inglés (trillion cubic feet); equivalente a 
MMMMpc

USD Dólares de los Estados Unidos de América

VPM Ventas de Primera Mano

WEC Consejo Mundial de Energía por sus siglas en inglés (World Energy Council)

ZGD Zona geográfica para fines de distribución de gas natural
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