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l. Datos generales del Contrato

El Contrato CNH-R01-L02-A4/2015 (Contrato) para la Extracción de Hidrocarburos, bajo la modalidad de 
Producción Compartida, se celebró el 7 de enero de 2016, por una parte, los Estados Unidos Mexicanos 
por conducto de la Comisión Nacional de Hidrocarburos (Comisión) y por la otra Fieldwood Energy E&P 
México, S. de R. L. de C. V. y Petrobal Upstream Delta 1, S.A de C. V. (referido como Contratista). 

La vigencia del Contrato es de veinticinco (25) Años Contractuales a partir de la Fecha Efectiva del 
Contrato, en el entendido de que continuarán vigentes las disposiciones que por su naturaleza tengan que 
ser cumplidas después de la terminación del Contrato, incluyendo las relativas al abandono, la 
indemnización y a la seguridad industrial y protección al medio ambiente. 

Asimismo, en caso de que el Contratista esté al corriente con sus obligaciones Contractuales, este podrá 
solicitar a la Comisión, hasta dos prórrogas de hasta cinco (5) años cada una. 

Concepto 

Nombre 
Fieldwood Energy E&P México, S. de R. L. de 
c.v. 

Estado y municipio 
50 km de la Hnea fronteriza entre las costas de 
Tabasco y Campeche 

Área contractual 57.966 km2 

Fecha de emisión / firma Enero 7, 2016 

Vigencia 25 años a partir de la Fecha Efectiva. 

Tipo de contrato 
Contrato para la extracción de hidrocarburos 
bajo la modalidad de producción compartida. 

Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de 
Operadora y socios con porcentaje de C.V. 50% participación (operador); PetroBal 
participación Upstream Delta 1,S.A. DE c.v. 50% de 

participación (socio) 

Profundidad para extracción Sin restricción 

Yacimientos y/o Campos lchalkil y Pokoch 

Tabla 1. Datos generales del Contrato. 

(Fuente: Comisión con datos del Contrato y del Contratista) 

El Área Contractual número 4, geográficamente se ubica en aguas someras de la plataforma marina en la f
provincia petrolera denominada Cuencas del Sureste, a una distancia entre 40 y 50 km de la linea fronteriza 
entre las costas de Tabasco y Campeche y en tirantes de agua de 35 a 45 m de profundidad. , �­Geológicamente se encuentra en la Cuenca del Pilar-Reforma-Akal, esta área abarca 58 km2 e incluye 2 .... I'-\ í
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koch, como se muestra en la Figura 1 y Tabla 2. � _,,/4l · �
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Figura 1. Ubicación del Area Contractual. 

(Fuente: Comisión) 
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El Plan de Desarrollo cubre la totalidad del Área Contractual 4 con los campos lchalkil y Pokoch. 

Con relación al requerimiento establecido en el inciso (c) del numeral 4 del Anexo 9 del Contrato, referente 
a Contenido Mínimo del Plan de Desarrollo - Programa esperado de devolución del Área Contractual o de 
cualquier parte de ella, es importante realizar las siguientes precisiones: 

• El Plan de Desarrollo contempla la totalidad del Área Contractual. Por tal razón, no se contempla
la devolución de ningún porcentaje ni superficie de la misma, por lo que no se actualiza lo dispuesto
en el inciso b) de la Cláusula 6.1 del Contrato.

11. Relación cronológica del proceso de revisión y evaluación de la
información 

El proceso de evaluación técnica y económica, a efecto de emitir el presente Dictamen Técnico del Plan 
de Desarrollo para la Extracción (Plan) propuesto por Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de C.V., 
involucró la participación de cinco unidades administrativas de la Comisión: la Dirección General de 
Dictámenes de Extracción, la Dirección General de Reservas y Recuperación Avanzada, la Dirección 
General de Medición, la Dirección General de Comercialización de Producción y la Dirección General de 
Estadística y Evaluación Económica. Además, la Secretaría de Economía (Economía) llevó a cabo la 
evaluación del porcentaje de Contenido Nacional y el cumplimiento de los temas de Capacitación y 

· Transferencia de Tecnología, mientras que la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Protección al
Medio Ambiente del Sector Hidrocarburos (Agencia), evaluó el Sistema de Administración de Riesgos, por
ser la autoridad competente.

La Figura 2 muestra el diagrama generalizado del proceso de evaluación, Dictamen Técnico y Resolución 
respecto del Plan de Desarrollo presentado por Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de C.V. para su 
aprobación. Lo anterior se corrobora en términos de las constancias que obran en el expediente 
SS.7.DGDE.0152/2018 DICTAMEN TÉCNICO DEL PLAN DE DESARROLLO CNH-R01-L02-A4/2015 de 
la Dirección General de Dictámenes de Extracción de esta Comisión. 
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111. Criterios de evaluación utilizados

EL 22 de enero de 2018 Fieldwood Energy presento la notificación de Continuación de Actividades y el 
Plan de Desarrollo fue presentado el 12 de septiembre del mismo año cumpliendo en tiempo, ya que el 
operador cuenta con un año a partir de la notificación para presentar el Plan de Desarrollo. 

Se verificó que el Plan de Desarrollo propuesto por Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de C.V. sea 
congruente y dé cumplimiento al artículo 44 fracción II de la Ley de Hidrocarburos, con base en la 
observancia de las Mejores Prácticas de la Industria, tomando en consideración que la tecnología y el Plan 
de Desarrollo propuesto permita maximizar el factor de recuperación, el programa de aprovechamiento de 
gas natural y los mecanismos de medición de la producción de hidrocarburos, en condiciones 
económicamente viables. 

Aunado a lo anterior, la Comisión consideró los principios, criterios y elementos a evaluar contenidos en el 
articulo 39 de la Ley de Órganos Reguladores Coordinados en Materia Energética (LORCME) y los 
artículos 7 y 8 de los "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" (Lineamientos), para la evaluación técnica de la viabilidad del 
conjunto de actividades programadas y montos de inversión propuestos en el Plan de Desarrollo. 

Al respecto, se advierte que el Plan de Desarrollo cumple con los requisitos establecidos en los artículos 
7, fracciones 1, 11, 111, IV, VI y VII, 8, fracción 11, 11, 12, fracción 11, 19, 20, fracciones 1, 11, 111, IV, V, VI, VII, 
VIII, IX, X, XI, XII y XIII y el Anexo 11 de los Lineamientos. Asimismo, se advierte que el Plan de Desarrollo 
cumple con los requisitos establecidos en las Cláusulas 5.1, 5.2, 11.1, 11.2, 11.3, 13.2, 14.1, 17.1, 18.3, 
18.5 y Anexo 5 de Contrato. Adicionalmente, el Plan de Desarrollo cumple con los Lineamientos Técnicos 
en Materia de Medición de Hidrocarburos (L TMMH) y las Disposiciones Técnicas para el aprovechamiento -1-{V 
del gas natural asociado, en la exploración y extracción de hidrocarburos (Disposiciones para el r 

aprovechamiento de gas). 
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IV. Análisis y Evaluación de los elementos del Plan

a) Situación actual

Durante el Plan de Evaluación y con el propósito de obtener una mejor cuantificación del potencial productor 
de los yacimientos lchalkil y Pokoch, se perforó un pozo en cada campo evaluando las formaciones de 
Cretácico y Jurásico en el pozo lchalkil-2DEL y la formación Jurásico en el pozo Pokoch-1 DEL. 

Pozo Tipo PT Estado Operador 

1 Pokoch-1 Exploración 5028 Taponado definitivo Pemex 
2 Pokoch-1 DEL Delimitador 5146 Taponado temporal Fieldwood 

lchalkil-1 Exploración 5008 Taponado definitivo Pemex 
lchalkil-1 DEL Delimitador 5800 Taponado definitivo Pemex 

5 lchalkil-2DEL Delimitador 5599 Taponado temporal Fieldwood 

Tabla 3. Pozos perforados en el Area Contractual y su estado actual. 

(Fuente: Comisión con datos del Contrato y del Contratista) 

b) Características Generales y propiedades de los yacimientos

Las principales características generales geológicas, petrofísicas, propiedades de los fluidos y yacimientos, 
registradas en el Área Contractual se muestran en la Tabla 4. 

-

Características generales lchalkil KM 1 lchalkil JSK Pokoch JSK 

Área (km2) 14.8 40.02 7.35 
--

Año de descubrimiento 2005 
1

2005 2004 

Fecha de inicio de explotación N/A 1 N/A N/A 

Profundidad promedio (m) 4656 5174 4602 

Elevación o tirante de agua (m) 35m 35m 45m 

Pozos 

Número y tipo de pozos perforados 3 pozo Direccional 2 pozo Direccional 

1 (Taponado/ S/P) 
1 (Taponado S/P) 

1 DL (Taponado S/P) 
Estado actual de pozos 1 DL (Taponado Temp) 

2DEL (Taponado Temp) 

Tipo de sistemas artificiales de 
BEC BEC BEC 

producción 

Marco Geológico 

Era. periodo y época Cretácico Jurásico Jurásico 

Cuenca Cuenca del Sureste Cuenca del Sureste 

fr f 10 �# 



Play Cretácico S-M-I 

Régimen tectónico 
Estructural - fracturado 

con tectónica salina 

Ambiente de depósito 

Litología almacén Caliza Fracturada 

Propiedades petroflsicas 

Mineralogía 
Calizas, Dolomías 

fracturadas 

--

Saturaciones de Agua 37% 

(Especificar tipo de saturación como 

inicial, irreductible, de agua, gas, 

aceite, etc.) 

Porosidad y tipo 7% 

Permeabilidad (mD) 17.60 

(Especificar tipo como absoluta, 

vertical, horizontal, etc.) 

226 

Espesor neto y bruto promedio (m) 

318.97 

Relación neto/bruto 68% 

Propiedades de los fluidos 

Tipo de hidrocarburos Aceite 

Densidad API 33-38

(a condiciones de yacimiento y de 

superficie) 

Viscosidad (cp) 0.22 

(a condiciones de yacimiento y de 

superficie) 

1 

Reladóa gas - ,ce,e iaicial y act,al 
156 

(m3/m3) 

Bo inicial y actual 1.78 

Calidad y contenido de azufre (% mol) 0.651 

// 11 

Kimeridigiano - Oolitico 

Estratigráfico estructural en combinación con tectónica 

salina 

Plataforma Interna 

Dolomlas - Oolitas 

Calizas en Banco Oolitico con cavernas de disolución 

41% 

Promedio 

10% 

82.13 

Promedio 

54.71 

134.8 

35% 

Aceite 

31-45

SUPERFICIE 

0.13 

YACIMIENTO 

355 

2.44 

0.024 

38% 

8% 

43.02 

40.04 

61.57 

65% 

Aceite 

31-37 

0.24 

230 

1.76 

o 
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-

-

Presión de saturación o rocío 234.1 335.6 

Factor de conversión del gas 5.1 5.1 

Poder calorífico del gas (kJ/m3) 39,610 (N) 55,330 (N) 

CO2 (% mol) 3.489 3.376 

Propiedades del yacimiento 

Temperatura (ºC) 154.5 167.7 

Presión inicial (kg/cm2) 321.4 662.6 

Presión actual (kg/cm2) 321.4 662.6 

--

Tabla 4. Características generales del Area Contractual 4. 
(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista.) 

c) Objetivo del Plan de Desarrollo para la Extracción

303.93 

5.1 

50,877 

o 

143.6 

423.9 

423.9 

El Objetivo del Plan es la extracción de 455 mmb de aceite y 567 mmmpc de gas que constituyen las 
reservas probadas y parte de las probables estimadas por el Contratista, de los campos lchalkil y Pokoch, 
aplicando las mejores prácticas de la industria petrolera para lograr una recuperación óptima en 
condiciones de operación económicamente rentables. 

El proyecto consiste en un total de veintiún pozos a perforar, de los cuales los pozos lchakil-2DEL y Pokoch-
1 DEL son considerados como delimitadores perforados en el año 2017. En el campo lchalkil se perforarán 
dieciocho pozos considerando lchalkil-2DEL. Ocho de los dieciocho pozos tendrán como objetivo el 
yacimiento Cretácico, mientras que los restantes llegarán hasta Jurásico Kimmeridgiano. En el campo 
Pokoch se perforarán tres pozos, incluyendo el delimitador Pokoch-1 DEL. 

El proyecto está dividido en dos fases, La fase I uno comienza en 2020 y contempla dos plataformas ligeras 
marinas y dos duetos, la producción es manejada por PEMEX desde la plataforma Tumut-A 

En la fase 11 adicional a la infraestructura anterior, se tiene dos plataformas más, en una de ellas se lleva a 
cabo la separación de los hidrocarburos por lo cual ya no se ocupa Tumut-A, el aceite es enviado a Dos 
Bocas y el Gas a Litoral-A. 

El plan de desarrollo del Proyecto lchalkil-Pokoch, considera una inversión por 3243.9 mmUSD y Gastos 
de Operación por 4500 mmUSD. 

d) Análisis de alternativas para el Plan de Desarrollo para la Extracción

Para la determinación del escenario de extracción del Plan de Desarrollo, el Contratista utilizó como base 
los resultados del Plan de Evaluación, donde se adquirió el conocimiento de las características de las 
formaciones, los retos en la perforación y terminación de los pozos, las capacidades de producción de los 
yacimientos y se probaron con éxito tecnologías que conllevan a reducir los riesgos inherentes al desarrollo. 
Lo anterior permitió al Contratista una mejor planeación y definición del escenario de extracción que 
maximiza el factor de recuperación de los yacimientos del área contractual. 

La Tabla 5 presenta la matriz de escenarios alternativos analizadas en la definición del escenario de 
producción, señalando las tecnologías seleccionado y la filosofía del desarrollo, para lo cual se realizó 
análisis de alternativas para: 
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1. Yacimientos a producir
2. Tipo de pozos a perforar
3. Tipo de terminación
4. Sistema Artificial requerido
5. Selección de diámetro de duetos y dimensionamiento de estructuras
6. Transporte y destino de la producción

Pozos 

Pozos 

Opciones 
Tipo De Sistemas De Tipo De Destino De 

Campos Fonnación Productores, 
Tenninación Levantamiento Instalaciones Producción 

1 

2 

3 

4 

5 

6 Elegida 

In ectores 

Cretácico Sencilla Flu ente Octá oda Chuc-AA Vía 
Jurásico Flu ente + Bn Elm Tumut-A lchalkil 

Cretácico + 
Verticales Terminación 

Jurásico Doble Fluyente + Bec Octápodo + Elm Poi A Vía 
Pokoch Jurásico Direccionales Sencilla Flu ente Elm Tumut-A 

lllllll!ln!IIII Sencilla �� lchalkil+ . . . . �� Dos Bocas/ 
P k h Cretac1co + D1recc1onales

- . e L't I A o oc Jurásico FI t + B Octapodo + p ' ora 
uyen e ec Elm 

Tabla 5. Matriz de escenarios alternativos (fuente: Contratista) 

La determinación del número óptimo de pozos, parte de la determinación del radio de drene de los pozos, 
el cual es la distancia máxima desde la que se puede drenar o producir eficientemente el aceite del 
yacimiento sin provocar interferencia entre pozos, un agotamiento prematuro de la energía del yacimiento, 
o bien un barrido no uniforme dejando áreas no drenadas en el yacimiento.

Para el Area 4 se utilizó la información proveniente de las pruebas DST y de alcance extendido realizadas 
en los yacimientos Cretácico y Jurásico de los campos lchalkil y Pokoch durante el Plan de Evaluación. 
Mediante el análisis de las pruebas, se determinó que la distancia máxima sin afectación por interferencia 
es a 600 m del pozo productor, por lo que se estableció un espaciamiento de 1200 m. 

Un análisis cualitativo para las condiciones del campo lchalkil determinó la factibilidad de implementación 
de los sistemas artificiales de producción de Bombeo Electro centrífugo y Bombeo Neumático. 
Se ajustaron los resultados de la prueba DST en la formación JSK utilizando BEC en el pozo lchalkil-2DEL. 
Se hicieron las sensibilidades para diferentes condiciones de operación y se determina que utilizando 
bombas electro centrifugas en combinación con la manejadora de gas a 12000 pies de profundidad, se 
permiten obtener gastos entre 2500 y 12000 bpd. 

Para el sistema de bombeo neumático, se realizaron análisis de sensibilidad para presiones de inyección 
de 70 Kg/cm2 y 11 O kg/cm2 con los siguientes resultados: 

Presión de Inyección 
Gasto optimo de 

Profundidad de Inyección Gasto de Uquldo 

(kg/an2) 
Inyección 

(ples) (BPD) 
(MMPCO) 

70 4.75 6848 2716 

110 4.00 11361 4515 

Tabla 6. Resultados de análisis de BN (Fuente Contratista) 

Tomando en consideración los resultados anteriormente descritos, el Proyecto de Desarrollo lchalkil­
Pokoch utilizará el Sistema BEC, el cual no solo ha sido probado satisfactoriamente, sino que además 
permitirá el cumplimiento de los compromisos de producción establecidos maximizando el factor de 
recuperación de los yacimientos 
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Con relación al punto de entrega de la producción, proveniente del Desarrollo del Proyecto lchalkil, Pokoch, 
se analizaron tres diferentes escenarios. Los resultados comparativos de estos análisis se muestran en la 
Tabla 7 

Características 
Alternativa 1 Alternativa 2 Alternativa 3 

(Seleccionada) (FPSO) (Poi A) 

Fase 1 Flujo 
2 Etapas de 

Multifásico al FPSO 
Separación, 

Dos etapas de separación y 
Fase 2 Dos etapas 

Bombeo de 
compresión en baja P en 

de separación y 
aceite y 

Actividades físicas 
lchalkil A y flujo monofásico 

compresión en alta P 
compresión en 

de aceite hacia el Puerto de Alta P en Tumut 
Dos Bocas y gas hacia 

en lchalkil A y flujo 
A con flujo 

monofásico de 
Litoral A 

aceite al FPSO y gas 
monofásico de 

aceite y gas 
hacia el CP Litoral A. 

hacia Poi A 
Producción de Aceite (mmb) 455 442.3 442.3 
Producción de Gas (mmcfd) 567 551.9 551.9 
Incorporación de reservas 

563.2 550.3 550.3 
(mmboce) 

Instalación del sistema BEC en todos los pozos. 

Tecnologías incluidas en todos los 
Monitoreo de presión de fondo en pozos de cada yacimiento. 

Muestreo v aforo de pozos para control de fluidos no deseados. 
casos 

Programa de medición de pozos y corrientes de acuerdo a lineamientos 
de Medición de Hidrocarburos. 

Alta inversión sin 
posibilidad de 

reducir CAPEX, ante 
Entrega de 

riesgos de 
incertidumbre 

aceite y gas 
Eliminación de pago de 

geológica 
estabilizados 

transporte a terceros, 
(disminución de 

directamente en 
Otros parámetros Infraestructura propia, el C.P. Poi A 

Entrega de aceite y gas 
reserva o menor 

(elimina 
estabilizados en tierra. 

productividad de 
interferencia con 

pozos) 
producción de 

Esta opción tiene un 
campos de PEP) 

retraso de 12 meses 
con respecto al inicio 

de operaciones. 

Gastos de operación mmUSD $4,500 $3,978.9 $6,294.3 

Inversiones mmUSD $3,243.9 $3,134.0 $3,092.2 

Valor presente de la inversión $1,854.28 $1,832.48 $1,764.75 

VPNNPI 2.29 2.07 2.25 

Relación Beneficio/Costo 1.61 1.68 1.42 

VP Flujos netos de caja al 
$644.16 $508.47 $446.67 

contratista después impuestos 

Tasa interna de retorno 20.26% 16.41% 16.54% 
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Indicadores Alternativa 1 Alternativa Alternativa 3 
económicos seleccionado 2 FPSO (Poi A) 

ln\€rsión CAPEX $3,243.87 $3,134.00 $3,092.20 

Gasto de operación OPEX $4,500.00 $3,978.90 $6,294.30 

Valor presente de las contraprestaciones al Estado $4,467.36 $4,192.72 $3,884.78 

Valor presente de las contraprestaciones al contratista $4,241.60 $3,792.71 $3,972.56 

Valor presente de la inversión $1,854.28 $1,832.48 $1,764.75 

VPNNPI 2.29 2.07 2.25 

Relación Beneficio/Costo 1.61 1.68 1.42 

VP Flujos netos de caja al contratista después impuestos $644.16 $508.47 $446.67 

Tasa interna de retorno 20.26% 16.41% 16.54% 

Escenario Técnicamente Factible SI Complejo SI 

Riesgo Comercial Bajo Bajo Alto 

Tabla 7. Información general de los escenarios evaluados para el área contractual (fuente: Contratista) 

Fase 1 

Considerando que en cada campo existe un pozo productor con abandono temporal, se consideró una 
primera Fase de desarrollo o Fase 1 en la que se recuperan los pozos delimitadores y se construye 
infraestructura para ponerlos en producción en el corto plazo y una segunda Fase o Fase 2, en la que se 
construye infraestructura adicional con diferente destino de la producción y alcance en el proceso. 

Para la Fase 1 que comprende los años 2018-2022 se consideró el mismo escenario para alternativas uno 
y tres. 

Arribo e interconexión a la plataforma Tumut-A existente propiedad de Pemex Exploración 

y Producción, Figura 3. 

EtllCION 
OP 11A HA&. 

E.L.M. ICKALKIL-A 
THU.HTl1UM 

FASE 1 Opción Tumut-A 

------ -◄--
00011-.u, .. 

fl I ll"f"llMICfrt1'1 

OCTAl'ODO CHUC-A 
EXISTENTE 

T"IIIAHTlt U.4 m 

Figura 3. Alternativa de producción para Fase 1 flujo hacia Tumut-A (fuente: Contratista) 

Fase 2 

Para la Fase 2 que comprende los años 2023-2041, se 

consideradas: 
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Alternativa 1. Escenario Seleccionado 

Dos etapas de separación y compresión en Alta presión en lchalkil A y flujo monofásico de aceite hacia el 
Puerto de Dos Bocas y gas hacia el CP Litoral A, Figura 4. 

T,T f' O. tCHALIOL .. 

Dos Bocas 

� 

OHMGICUt4L 

LLM. tc:HAl.Kll-.2:0Cl 

TCT...,._ 
1UMUT-A 

CXISTCNfC 

Figura 4. Alternativa de producción para Fase 2 (fuente: Contratista) 

Flujo de aceite segregado hacia Dos Bocas y gas hacia el CP Litoral-A. 

Ventajas: Mediante la instalación de infraestructura propia de Proceso en lchalkil-A, se podrá entregar 
aceite y gas estabilizados por líneas independientes de gas y líquidos. Eliminación de pago de 
transporte a terceros, infraestructura propia, entrega de aceite estabilizado en tierra y gas en el CP 
Litoral-A. 

Desventajas: Permisos ambientales para arribo a Tierra. Sin flexibilidad operativa de flujo a otros 
centros de proceso. 

Riesgos: Tiempo de construcción más largo y retraso en la entrada en operación. 

Este caso ha sido seleccionado como preferente debido a que representa autonomía del Operador 
para el transporte y distribución siendo único responsable de la optimización de los gastos de 
operación. Por lo que sus características de Infraestructura, inversiones de CAPEX y OPEX son 
menores. 

Alternativa 2. Uso de FPSO 

Dos etapas de separación, bombeo de aceite y compresión en alta P en lchalkil-A con flujo monofásico 
de aceite hacia el FPSO y gas hacia el CP Litoral-A, 

En este escenario, el aceite, es recuperado en un FPSO instalado en las cercanías a los campos, al 
cual se conectarán buques tanque para venta directa, mientras que la infraestructura de PEP solo es 
utilizada para el manejo del gas producido, el cual se envía hacia el CP Litoral A. 

Tomando en consideración el costo y tiempo de implementación, esta alternativa se utiliza tanto en la 
Fase 1 como en la Fase 2, Figura 5 y Figura 6. 

/ 
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FASE 1 Opción Flujo Multífásico hacia FPSO y Gas hacia Litoral A 

FPSO 

Fase1 -

Litoral A 

Figura 5. Alternativa de producción para Fase 1 con FPSO. (fuente: Contratista) 

Fase 2 con FPSO 

T.T.P.O. ICHALKIL4l 

OCT. ICHALKIL·A 

OC.O lrX.f7KM 

Litoral A 

Caso FPSO 

E.LM. ICHALKIL-20EL 

Fase 1 

Fase 2 

Fase3 

-

-

E.LM. POKOCH-10E1. 

Fase 2 con 2 Etapas de Separación, Bombeo de aceite y compresión en Alta P en lchalkil A 
Flujo de Aceite al FPSO y FIUJO de Gas al CP Litoral A. 

Figura 6. Alternativa de producción para Fase 2 con FPSO. (fuente: Contratista) 

� ,tiÍ-
La alternativa de enviar a un FPSO la producción del Proyecto lchalkil Pokoch, tiene como principal 

�

ica la independencia en el proceso, tran•
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--- --- -- - - --------------- - -- - ------ - -- ------ --- - ----- -----

Ventajas: Para las Fases 1 y 2, el proceso de los hidrocarburos se realiza en el FPSO, el aceite, es 
estabilizado y acondicionado en el FPSO, instalado en las cercanías a los campos, al cual se conectarán 
buques tanque para venta directa. El gas es enviado al CP Litoral A para su venta por lo que el uso de 
infraestructura de PEP es solo para el manejo del gas producido. 

Desventajas: La alternativa establece un tiempo largo para acondicionamiento del FPSO, por lo que el 
inicio de la producción se difiere en 12 meses con respecto a la alternativa de inicio de producción temprana 
a través de Tumut-A. Sin contar retrasos en la ejecución. 

Riesgos: Para todos los escenarios se debe considerar el riesgo de la incertidumbre geológica. Esto es, 
que la productividad de los pozos no sea uniforme en todo el yacimiento o que existan zonas aisladas de 
la red de fracturas que disminuyan el volumen considerado en la evaluación. Sin embargo, en la mayor 
parte de los escenarios existe la posibilidad de disminuir las inversiones en infraestructura de proceso y 
recolección, lo cual no es posible hacer en este escenario siendo mayor el impacto del riesgo geológico 
mencionado. 

Por otra parte, existe un riesgo alto de suspensión de actividades del FPSO o de acercamiento de los 
buques tanques de comercialización en temporada de huracanes y malas condiciones climatológicas, ya 
que los campos lchalkil y Pokoch se encuentran ubicados en una zona de alta densidad de duetos y 
plataformas y el riesgo de una perdida de posicionamiento debe ser tomada en consideración. 
Alternativa 3. Poi A 

Dos Etapas de Separación, Bombeo de aceite y compresión en Alta P en Tumut A con flujo monofásico de 
aceite y gas hacia el CP Poi A 

T.T.r.O. ICHAI.IUL,I 

� OHIACIOMAL

E.L.M. l'OICOCH-IOCL

111 

E.UI. ICH&Lltll-lDEI

� OHIUCIONA� 

M!OICIÓN 
0JfRAg911& 

l 

Eou1,o DE rROCESO EN TUIIUT.,\; 2 CT UAS 0E scrAUCIOH COMrlt1SH)N IOOITU oil GAS OE 20A. ETUA. IOIIIEO Dfl CRUDO 

l(TU,000 lllrDICION DC TUMUT-A TUNSrU!NCI& UISTCNTE 
O! CUSTODIA 

CENTRO DE rROCCSO rOL-A 

Figura 7. Alternativa de producción para Fase 2 Flujo de aceite y gas (fuente: Contratista) 

Ventajas: Mediante la instalación de infraestructura propia de Proceso en lchalkil-A, se estaría en 
condiciones de entregar aceite y gas estabilizados en el CP Poi-A por líneas independientes de gas y 
líquidos. A diferencia de la fase 1 donde se llevaba a Chuc-A, al llevar la producción directamente hasta el 
CP Poi-A, se elimina la posible interferencia con la producción de campos de PEP que confluyen a Chuc­
A. La red de transporte existente en Pemex da flexibilidad operativa ante contingencias en un centro de 
proceso, la producción se puede quedar en el CP Poi-A o bien llevarla a CP Abkatun-A sin interrupción de 
la continuidad operativa de pozos. 

r 

de agua residual. � 
El proceso de separación se realiza en Tumut-A, donde se cuenta con pozos disponibl para inyección 

� 
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Desventajas: Al ser la producción entregada como transferencia de custodia a Pemex, se debe pagar una 
tarifa por distribución y otra por comercialización. 

Riesgos: Esta alternativa implica la transferencia de custodia de la producción a PEP, el mayor riesgo está 
en que actualmente no existe regulación para estandarización de costos de transporte y proceso, por lo 
que las tarifas pudieran escalar hasta en un 15% anual, perdiendo la autonomía de optimización de costos 
operativos. 

Las Figura 8 y Figura 9 muestran los perfiles de producción de aceite y gas estimados como resultado de 
la posible implementación de cada una de las alternativas. 
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Figura 8. Comparación de las alternativas de desarrollo-Producción de Aceite. ? 
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Figura 9. Comparación de las alternativas de desarrollo -Producción de Gas. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 
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A continuación, como parte de la decisión para elegir la alternativa 1 dos etapas de separación y 
compresión en Alta presión en lchalkil A y flujo monofásico de aceite hacia el Puerto de Dos Bocas y gas 
hacia el CP Litoral A, se muestra la comparación de las configuraciones de desarrollo desde el punto de 
vista de las Inversiones y Gastos de Operación. 
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Inversiones (mmUSD) 

37 419 237 432 647 256 329 299 214 146 o o 20 o o o 26 o o 14 o o o

53 543 209 302 439 256 446 355 215 88 o o 20 o o o 26 o o 14 o o o

36 419 219 404 543 238 329 373 215 88 o o 20 o o o 26 o o 14 o o o

Gastos (mmUSD) 

o o 96 169 163 128 146 177 279 188 258 284 205 226 296 221 236 284 216 218 313 200 187 

o o 10 104 136 138 145 151 226 154 204 263 172 210 270 198 215 280 202 221 288 207 184 

o o o 76 93 108 119 143 239 180 258 319 249 305 390 347 384 471 421 469 598 546 567 

Tabla 8. Inversiones y Gastos de Operación por Año. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

e) Volumen Original y Reservas de Hidrocarburos

El volumen de hidrocarburos del Área 4 fue estimado mediante el cálculo volumétrico por el Contratista, y 
las estimaciones se muestran en las siguientes tablas. 

--,77 f j{c 
1 Los totales pueden no coincidir por redondeo �¿ n52 Incluye 168 mmUSD referentes a 2016 y 2017 
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Las reservas 1 P, 2P y 3P fueron estimadas por el Contratista según los principios establecidos en el PRMS 

(Petroleum Resources Management System) de la SPE (Society of Petroleum Engineers). Cabe resaltar 
que las cifras propuestas de reservas documentadas en el Plan de Desarrollo relativo al Contrato CNH­
R01-L02-A4/2015, son las primeras estimaciones presentadas por este Contratista; lo anterior refleja una 
variación a la alza en los volúmenes originales y en las cifras de reservas de hidrocarburos respecto a las 

cifras presentadas previo a la Licitación Pública Internacional CNH-R01-L02/2015, el incremento del 
volumen de reservas de hidrocarburos se deriva de una reevaluación que realizó el Contratista de los 
campos incluidos en el Area Contractual antes mencionada. 

Contrato 

Volumen original Hidrocarburo en sitio 

Contrato 
Categoría Aceite mmb Gas natural mmmpc 

Contrato No. CNH-R01-
1P 699 1,060 
2P 1,651 1,933 

L02_A4/2015 
3P 1,651 1,933 

Volumen Original 
Yacimiento Gas Natural 

Categoría Aceite mmb 
mmmpc 

1P 213 185 

lchalkil Cretácico 2P 1,118 985 

3P 1,118 985 
1P 359 710 

lchalkil Jurásico 2P 397 772 
3P 397 772 
1P 128 165 

Pokoch Jurásico 2P 136 176 
3P 136 176 

Tabla 9. Volumen original, acumulado y remanente de los yacimientos del Area Contractual. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Campo Yacimiento 
Cate orla Reservas estimadas periodo de 25 Reservas estimadas periodo de 35 

l anos 7 Enero 2041 anos 7 Enero 2051 e Aceite Gas PCE Aceite Gas P CE reservas mmb mmmpc mmb mrnb mmmoc mrnb 
1P 43 37 50 43 37 50 

Reservas estimadas al limite 
económico 5 000 BOPD 

Aceite Gas PCE 
mrnb mmmpc mmb 

43 3 7 50 
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;----t 1 P 38 49 48 38 49 48 38 49 48 
Pokoch 
(2041) Jurásico 2 P 55 71 69 55 7 1 69 55 7 1 69 

1 P 150 2 1 5 192 150 215 192 1 50 215 192 
lchalkll y Pokoch (TOTAL) 2 P 455 567 566 512 6 1 9 633 526 637 65 1 

3 P 564 688 699 687 819 848 746 880 919 

Tabla 10. ReseNas de hidrocarburos estimadas por el Contratista (fuente: Contratista) 

A continuación en la Figura 10 se muestra un comparativo de Reservas al 1 de enero de 2018 realizado 
por la Comisión, de algunos de los campos Costa afuera de México. 
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Figura 1 O. Comparativo ReseNas 2P- Aceite - Campos Costa afuera México. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Factor de recuperación. 

183 143 128 
- - -
.,. 
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Los factores de recuperación asociados al Plan de Desarrollo propuesto para aceite y gas, consideran cada 

yacimiento y toda el área contractual. 

Categoria de 
Volumen original 

Reserva al 7 de enero Factor de 
reservas 2041 recuperación 

Yacimiento 

1P 2P 3P Aceite Gas 
Aceite Gas 

mmb mmmpc 
mmb 

Aceite% Gas% 
mmmpc 

1P 213 185 43 37 20 20 
Cretácico (lchalkil) 2P 1118 985 265 231 24 23 

3P 1118 985 360 323 32 33 
1P 359 704 69 129 19 18 

Jurásico (lchalkil) 2P 394 765 135 263 34 34 
3P 394 765 140 282 36 37 
1P 151 195 38 49 25 25 

Jurásico (Pokoch) 2P 157 203 55 71 35 35 
3P 157 203 63 81 40 40 

Área Contractual 
1P 699 1060 150 215 21 20 
2P 1651 1933 455 567 28 29 

4 
3P 1651 1933 564 688 34 36 

Tabla 11. Factor de recuperación por yacimiento y área total (fuente: Contratista) 

Así también se realizó un análisis de los factores de recuperación de campos análogos para el yacimiento 
Jurásico y Cretácico, respetando para jurásico los análogos que presenta el Contratista, caso contrario al 
yacimiento Cretácico de lchalkil, ya que el análisis realizado por esta Comisión lo encuentra técnicamente 
inviable ya que la caída de presión por millón de barril producido es de 5.3 y 7.5 kg/cm2/mmb producido 
llegando a presiones negativas, no alcanzando la producción que se estima para dicho yacimiento, por lo 
tanto la Comisión realizó el análisis para determinar campos análogos para el Cretácico 

Las características utilizadas para la determinación de los campos análogos son las siguientes: ? 
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• Campos Marinos.
• Litología de calizas y dolomías.
• Formaciones Cretácico.
• Tipo de fluido, aceite ligero mayor a 30º API.
• Presión Inicial similar a la del Campo lchalkil K.
• Mecanismos de empuje similares

46 

36 

% FR JSK 

50 

40 34 

kax Uech Och Pokoch lchalkil JSK 

Figura 11. Comparación factores de recuperación Jurásico (fuente: Comisión) 
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Figura 12. Comparativos factores de recuperación cretácico. (fuente: Comisión) 

De lo anterior, se advierte que el Plan de Desarrollo prevé la utilización de métodos y procesos adecuados 
para obtener el máximo Factor de Recuperación de las Reservas, en condiciones económicamente viables, 
de conformidad con las Mejores Prácticas de la Industria, en términos del artículo 44, fracción II numeral 
(iii) de la Cláusula 5.2 del Contrato, así como la fracción II del articulo 7 de los Lineamientos.

f) Pronóstico de producción

Los pronósticos de producción asociados al Plan de Desarrollo presentado por Fieldwood Energy, fueron 

calculados mediante curvas de declinación, basados en pozos tipo con declinaciones semejantes a las 

observadas en los campos análogos. 

Los gastos iniciales fueron determinados a partir del potencial observado en las pruebas de producción 

realizadas en los pozos lchalkil-2DELy Pokoch-1 DEL, tomando en forma conservadora una presión en 

superficie de 20 Kg/cm2 en la línea de descarga. 

El pronóstico de producción asociado al plan propuesto contempla como límite de cierre operativo una 

producción de 300 BPD por pozo con base en el análisis de la capacidad de manejo de agua producida y 

el análisis de eficiencia de costos en operación de la instalación de proceso lchalkil-A cuyo límite económico 

se estableció en 5000 BPD. 

23 



120 

100 

ó 60 
o 

40 

20 

o 

180 

160 

140 

120 

f 100 

éi 80 
o 

60 

40 

20 

Pronóstico de Producción Aceite 2P 
Área 4 

600 

-----·•==== 
-
--
--

� 
-•e----------------

,, 

.,,..,,. 
-
- � 

,
, � 

300 � 
á. z 

�N����re��reg����������;����w���g�������� 
ººººººººººººººººººººººººººººººººººººººº 
NNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNNN 

-contrato 

- - Hasta Final de Contrato 

-Extension 

- - Con Extensón de Contrato 

Umte Econom1co 

- - Umte Econom1co 

Figura 13. Pronóstico de aceite, para el Area 4, (fuente: Comisión con datos de Contratista) 
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Figura 14. Pronóstico de gas, para el Area 4, (fuente: Comisión con datos de Contraüsta) 

Comportamiento Presión producción por yacimiento 

Con base en la información remitida por el Contratista se procedió al análisis del comportamiento esperado 
de presión-producción del yacimiento JSK y K como se muestra en la Figura 4 para el periodo 2020-2041, 

:;,e precisa lo siguiente 
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Figura 15 Comportamiento de presión-producción para el yacimiento lchalkil-JSK 
(Fuente: Comisión) 
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Figura 16 Comportamiento de presión-producción para el yacimiento lchalkil-K 
(Fuente: Comisión) 
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Figura 17 Comportamiento de presión-producción para el yacimiento Pokoch-JSK 
(Fuente: Comisión) 
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Gastos críticos 

Existen diversos estudios relacionados con la irrupción prematura de agua, en especial los cálculos para 

el tiempo de irrupción y el gasto crítico. El tiempo de irrupción es el tiempo en el que el agua se canaliza 

hacia el pozo, lo que provoca la producción de un corte de agua junto con la producción de aceite. Mientras 

que el gasto crítico, también nombrado 'gasto máximo', es el gasto de producción al cual el pozo debe de 

producir para evitar la irrupción temprana del agua al pozo. 

Se realizó el análisis de Gasto Crítico para los Campos lchalkil y Pokoch, utilizando diferentes 
metodologías, en las cuales se estima el gasto crítico asociado a los espesores, fronteras en el yacimiento, 
propiedades de los fluidos, penetración parcial y fuerzas gravitacionales, inerciales y viscosas, utilizando 
diferentes correlaciones y ecuaciones desarrolladas en la literatura. 

Para los yacimientos Jurásico y Cretácico se utilizó, la correlación de Pérez-Rodríguez y Schols ya que son 
las de mayor utilidad en yacimientos en la Región Marina y la segunda esta validada mediante simulación· 
numérica con diferentes propiedades y estudios de laboratorio. 

Las Figura 18 y Figura 19 presentan los resultados del cálculo utilizando la información recopilada en los 
pozos lchalkil-2DEL y Pokoch-1 DEL. 

Cálculo del gasto crítico por diferentes autores 

Qo ª""' Schols (bpd) 

7,135 

Qo.,_ Pérez& Rodríguez (bpd) 

8,060 

Qo atto Olaney (bpd) 

8,516 
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Figura 18. Determinación de gasto crftico pozos en el yacimiento Jurásico. (Fuente; Contratista) 

Para el yacimiento Cretácico del campo lchalkil se efectuó el mismo procedimiento. La Figura 19 muestra 
los resultados obtenidos. 

Cálculo del gasto critico por diferentes autores 
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Aunado a lo anterior al no tener identificado el contacto agua aceite para el yacimiento Cretácico, se calculó 
el tiempo de irrupción del agua con la metodología del Mtro. Ricardo Noel Pacheco Venegas, utilizando las 
propiedades petrofísicas, ubicación en el yacimiento y análisis PVT del pozo lchalkil-2DL en el intervalo del 
Cretácico Medio (KM) que se encuentra a una profundidad de 4882-4942 m, cuyas características se 
muestran a continuación. 

Datos para la aplicación del metodo de Pacheco 
"Calculo del tiempo y Gasto critico de un pozo que produce 

en la vecindad de una ralla conductiva" 

Radio del pozo rw=,ples 0.35 

Factor de volumen del aceite Boí= 1.562 

Compresibilidad del aceite Co=(psi) 2.15E-05 

Distancia entre el pozo y la Falla df=,píes 656 

Espesor del yacimiento h=,ples 358 

Permeabilidad en las fracturas Kf=,md 3 

Permeabilidad en la Falla Kfc=,md 10 

Viscosidad del aceite µo=,cp 0.22 

Porosidad de la Matriz 4>m 0.06 

Porosidad secundaria 4>f 0.025 

Porosidad de la Falla 4>fc 0.015 

Ancho equivalente de Falla bfeq=,pies 15.42 

Almacenamiento adlmens1onal de Fractura �
= 0.24 

Coef1c1ente de fluJo interporoso A= 3.SlE-06

Compres1b1hdad Matriz Cm 6.00E-06

Compres1b1hdad de la falla Cf 2.40E-05

Compreslb1lldad Fm Naturalmente fracturada Cff 3.60E-05

Saturación de Aceite de la Fractura Sof 1.00E-+-00

Saturación de Aceite de la Matriz Som 6.32E-0l

Compresibilidad del agua Cw 2.68E-06

Saturación del Agua Sw 3.68E-0l

Gasto de aceite Qo 7.00E+03

Tabla 12. Datos para el cálculo de la irrupción del agua. (Fuente: Contratista) 

La metodología establece el cálculo del tiempo adimensional de dos maneras, en función del gasto 
adimensional ( 1) y con el uso de las propiedades petrofísicas del yacimiento (2). 

B ( 1 ) ( 1 )º·1 
TfD(qD) = 256139.4812 + 2.950lel0 qD + 9823.23 qD . . . . . • . • (1) 

_ kf 
2 _ TfD - ( ) ( ) * µo * rw * t - 57.83x108 ..... (2)

</>Ct f + <f>Ct m 

Donde qD está definida por la ecuación: 

D 
= qo•Po•µo•[(,PCt)f+(,PCt)m] = 0.0S 101q 2•kf•rw•,Pe 

Y que a su vez hace uso de las dos siguientes ecuaciones: 

(</>Ct)f = </>f * (Co * Sof + Cff) = 1.4375·6 psi-1 

(</>Ct)m = <f>m * (Co * Som + Cw * Sw + Cfm) = l.2345x10·6 p� 
• _\. ,1 
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Sumando las ecuaciones anteriores se tiene 

(<j)Ct)f + (<j)Ct)m = 2.672x10·6 psi-1 

Siguiendo el método propuesto, la ecuación para calcular el tiempo real en función del tiempo adimensional 
está definida por: 

[(<j)Ct)f + (<j)Ct)m] * µo * rw2 

t = TfD * 
-----kf ____ _ 

1 1 0.1 

TfD(qD) = 256139.4812 + 2.9501e108 (qD) + 9823.23 (qD)

kf Tf D 
= (<pCt)f + (<pCt)m * µo * rw2 * t

= 
57.83x108 

(<j)Ct)f = <pf * (Co * Sof + Cff) = 1,4375-s psi-1 

(<j)Ct)m = <pm * (Co * Som + Cw * Sw + Cfm) = 1.2345x10·6 psi-1 

(<j)Ct)f + (<j)Ct)m = 2.672x10·6 psi-1 

dD = df = 1874.28 
rw 

t = T f D * [(q>Ct)/+(q>Ct)m]•µo •rwZ 

= 138.8 meses
• kf 

El resultado muestra que la irrupción del agua con un gasto de 7000 bpd se presentaría en un tiempo de 
139 meses, lo cual indica que el gasto propuesto no representa un riesgo bajo las consideraciones 
utilizadas. 

No obstante, cada pozo deberá evaluarse independientemente para determinar el gasto critico después de 
que se haya perforado y ejecutado un registro de producción. 

Mecanismos de empuje. 

El Area Contractual 4 con sus 2 campos, presenta una variedad de condiciones y presiones de yacimiento 

� 

iniciales, sin embargo, para cada uno la Comisión realizó un análisis para determinar el mecanismo de 
empuje predominante, lo cual se realizó de la siguiente manera: 

• Normalizar los datos de presión con respecto a su valor inicial (p/pi);
• Determinar el valor de Factor de Recuperación en los diversos momentos que comprenda el

histórico de producción;
• Graficar, en escala cartesiana, la presión normalizada (p/pi) contra el Factor de Recuperación Fr

(%); ambas cantidades se manejarán en porcentajes, e
• Identificar el mecanismo de empuje de acuerdo con el valor de Factor de Recuperación:

► Expansión de roca-fluidos ................................. 0-10% 
► Expansión de gas disuelto ..................... ............ 20-30% 
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► Expansión de casquete de gas ........................... 20-40% 

► Segregación gravitacional ................................. 50-70% 

► Entrada de agua por acuífero ............................ 35-60% 
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Figura 20. Factor de Recuperación por mecanismo de empuje para /chalkil JSK. (comisión) 

(Fuente: Satter and Thakur, lntegrated Petroleum Management, Pennwe/1 Books, 1994.) 
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Figura 21. Factor de Recuperación por mecanismo de empuje para lchalkil K 
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Figura 22.Factor de Recuperación por mecanismo de empuje para Pokoch JSK. 

(Fuente: Satter and Thakur, lntegrated Petroleum Management, Pennwe/1 Books, 1994.) 
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Para el yacimiento jurásico de Pokoch e lchalkil se respetaron los campos análogos que el contratista 
presenta, ya que al analizarlos se encuentran aceptables para el tipo de yacimiento y muestran una caída 
de presión representativa para las características de este. 

Respecto al yacimiento cretácico del campo lchalkil, la comisión realizó un análisis técnico, para determinar 
campos análogos que sean representativos para el yacimiento, ya que los documentados por el Contratista 
presentan una tendencia de presión negativa al considerar el vaciamiento del yacimiento, respecto a la 
presión inicial al límite contractual. 

La tendencia de presión seleccionada para realizar la curva de presión para el Bloque lchalkil cretácico, 
fueron campos del Proyecto Chuc, cuyos Campos son Homol y Kuil, cuya presión Inicial fue de 318 kg/cm2

y 295 kg/cm2 respectivamente y las presiones de saturación son 236 kg/cm2 y 275 kg/cm2 , también como 
premisa se espera que el acuífero para dicho yacimiento sea activo y contribuya al mantenimiento de 
presión para poder recuperar las reservas existentes, por otra parte el Contratista deberá adquirir mayor 
información del yacimiento cretácico y realizar sus modelos de simulación, ya que como ha sido 
mencionado anteriormente en Cretácico no se conoce el contacto agua aceite y no se cuenta prueba de 
presión producción en el Bloque Oeste, además de los modelos estáticos y dinámicos que ayuden a la 
justificación del comportamiento presión producción de una manera más integral. 

Aunado a lo anterior bajo el método de Maximino Meza se calcularon los índices de empuje, dicho método 
se basa en el comportamiento descendente del logaritmo natural de la presión contra la producción 
acumulada, los cambios en la pendiente representan los diferentes mecanismos de producción naturales 
del yacimiento. 

7-¡ '7 

A continuación se presentan las gráficas con el método mencionado. 
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Figura 23. Indice de empuje lchalkil JSK (metodología Maximino Meza) 
(Fuente: comisión) 
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Análisis de EUR y Fr con metodología del gasto inverso, de Thomas Blasingame, Valentina Bondar 
y J.C. Palacio. 

Se realizó un análisis por parte de esta Comisión para la revisión de la recuperación final estimada de 
hidrocarburo (Estimated ultimate recovery EUR por sus siglas en inglés) propuesto por el Contratista en 
Plan de Desarrollo, aplicando la metodología de Thomas Blasingame, Valentina Sondar y J.C. Palacio. 

La metodología consiste en graficar el gasto inverso (1/qo) contra (Np/qo), al graficar dichos datos y al 
obtener la pendiente final representativa de la curva, se obtiene el EUR que es 1/m, de dicho cálculo resulta 
el Factor de Recuperación (Fr) en términos de Fr=EURNolumen original. 

La tabla y los gráficos siguientes permiten entender el comportamiento de los yacimientos y calcular el Fr 
que pudiese alcanzar el yacimiento bajo el esquema de explotación actuales. 

Yacimiento EUR CNH3 Plan de Desarrollo 2P 

lchalkil K 
EUR (MMbl) 333 

Fr (%) 30 

lchalkil JSK 
EUR (MMbl) 143 

Fr (%) 36 

Pokoch JSK 
EUR (MMbl) 50 

Fr (%) 32 

Tabla 13. Análisis de EUR y Fr con metodología del gasto inverso. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 
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Figura 27. Análisis de EUR y Fr con metodología del gasto inverso (Fuente: Comisión) 
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Figura 28. Análisis de EUR y Fr con metodología del gasto inverso. 
(Fuente: Comisión con infonnación presentada por el Contratista.) � 
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Recuperación Secundaria. � 
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El contratista manifiesta que por el momento no cuenta con la información técnica suficiente para 
implementar un proceso de recuperación secundaria y se compromete a completar el estudio del beneficio 
de recuperación secundaria después de dos años de la primera producción, con un estudio detallado de la 
recuperación secundaria asistida por inyección de agua, compartiendo dichos resultados junto a la 
justificación para el caso de negocio con esta Comisión. 
Respecto a lo anterior la Comisión establece que el Contratista deberá apegarse al transitorio Cuarto de 
los Lineamientos Técnicos de Recuperación Secundaria y Mejorada. 

El plan de estudios será similar a los siguientes pasos propuestos Figura 29. 

2019 hasta 2020 

Estudios técnicos de producción. 
Estudios de simulación de yacimientos. 
Estudios de campo y de laboratorio útiles para el modelado de inyección de agua. 
Identificar tecnologia apta, como inyectores duales. 

2021 hasta 2022 

lngenieria y estudios de costos. 
Diseño y costo de los componentes necesarios para la inyección de agua incluyendo pozos de inyección 
de agua, plataforma, bombas, tratamiento de agua y duetos. 
Calibración de los modelos. 
Ajuste los modelos de simulación con datos de producción y presión. 
Optimizar la colocación de los pozos de inyección utilizando simulación. 
Verificar si todos los yacimientos son buenos candidatos para la inyección de agua. 
Verificar si la inversión es justificada para uno o todos los yacimientos. 
Comunicar resultados y planes a la CNH. 

Actualmente se han realizado análisis preliminares de selección de métodos de recuperación secundaria y 
mejorada, los cuales son factibles de acuerdo con las caracteristicas de los yacimientos, el modelo inicial 
de deposición y de la distribución de fractura de los yacimientos. Este estudio debe ser complementado 
con la nueva información proveniente del desarrollo de los pozos perforados en la Fase 1 (2 pozos 
adicionales en cada yacimiento). 

Así mismo, se tiene contemplado hacer pruebas adicionales de laboratorio específicas para la definición 
de procesos de inyección de agua y una prueba de inyección en el yacimiento JSK con la finalidad de 
determinar los valores necesarios para el diseño de las instalaciones de superficie requeridas en la 
recuperación secundaria. 
--- -
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Proceso de escrutinio de métodos aplicables para los yacimientos de los campos lchalkil y Pokoch. 

Al igual que en la mayor parte de los yacimientos heterogéneos sin historia de producción, los trabajos 
relacionados con procesos de recuperación secundaria y mejorada para los yacimientos de los campos 
lchalkil y Pokoch, parten del análisis de los campos análogos en la región y del escrutinio de los diferentes 
métodos de recuperación secundaria de acuerdo con las características de los campos utilizados en el 
estudio (Screening). 

La Tabla 14 presenta las características de los yacimientos de los campos lchalkil y Pokoch, las cual será 
utilizada para ubicar los yacimientos análogos para el estudio y así obtener y justificar los métodos de 
recuperación secundaria aplicables. 

Campo Yacimiento Profundidad Presión Temperatura Densidad ºAPI Viscosidad Viscosidad 
(m) (kg/cm2) (ºC) (Mob, Cp) (Moi, Cp) 

lchalkil Cretácico 4870 321 155 0.8324 38.5 0.19 0.22 
Jurásico 5361 663 168 0.8017 45.0 0.09 0.13 

Pokoch Jurásico 4805 455 150 0.8324 38.5 0.43 0.60 

Tabla 14 Caracterfsticas de los yacimientos (Fuente: Contratista) 

Para la determinación de los métodos aplicables, se utilizó una matriz de selección que toma en cuenta 
cada método de recuperación, y los rangos de aplicación para cada propiedad. De manera que, al utilizar 
las características de cada yacimiento, se obtienen los métodos aplicables (Figura 30, Tabla 15). En este 
ejercicio, el yacimiento JSK del campo Bolontiku se utiliza como análogo y se puede apreciar la aplicación 
de los mismos métodos de recuperación secundario. 
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Figura 30. Determinación de métodos de recuperación secundario aplicables (fuente: Contratista) 
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Metodos aplicables 

Yacimiento Agua N2 Gas He Gas lnmiscible C02 

lchalkll Cret,d00 ✓ ✓ ✓ ✓ ✓ 

lchalkll Jumlco ✓ ✓ ✓ ✓ ✓ 

Pokoch Jur'51co ✓ ✓ ✓ ✓ ✓ 

Bolontlku Jurásico ✓ ✓ ✓ ✓ ✓ 

Tabla 15. Métodos de recuperación secundario aplicables en los Yacimientos de los Campos lchalkil y Pokoch 

(fuente: Contratista) 

g) Actividad física

Las principales actividades fisicas a ejecutar durante el desarrollo se pueden dividir en cuatro grupos 
principales: 1) las actividades de pozos, las cuales contemplan la perforación y terminación de los mismos, 
incluyendo también otras actividades como pruebas de pozos, cambios de BEC, etc. 2) las actividades 
correspondientes a los duetos, las cuales contemplan principalmente la construcción y tendido de los 
mismos, 3) las actividades correspondientes a la fabricación e instalación de las plataformas, las cuales 
contemplan cuatro plataformas, tres de perforación de pozos (lchalkil-2DEL, Pokock-1 DEL e lchalkil-8) y 
una de producción (lchalkil-A), de las cuales esta última será el Centro para el Procesamiento de la 
Producción y Exportación del gas y el crudo a los destinos de venta y 4) las actividades correspondientes 
a la construcción de tanques de recibo y almacenamiento, dentro de una nueva Terminal privada de 
almacenamiento y venta de crudo en tierra en el Puerto de Dos Bocas" a construirse por un tercero. 
Adicionalmente se ejecutará el acondicionamiento de la Plataforma existente Tumut-A para la recepción, 
separación y medición de los hidrocarburos durante la primera fase del desarrollo de los campos. 
La actividad fisica de los campos lchalkil y Pokoch a que se refieren los grupos antes listados, se resume 

�' 
' . 

_,_, •. 
Perforación. Intervención de Poios y Prueta. 

Pokocch-2JKS 1 

RecuDf!raclón Pokoch-lDELJSIC 1 

Pokoch-3JSK 1 

RecuDflradón lchalkll•2DEL JKS 1 

lchalkll-6JSK 1 

lchalkil-8JSK 1 

lchalkll-lOJSK 1 

lchalkll-22 Cret6clco 1 

lchalkll-24 CretKlco 1 

lchalkll•26Cretklco 1 

lchalkll-3JSK 

lchalkll-SJSK 

lchalkll-7 JSK 

lchatkll-9JSIC 

lchalkll-l2JSK 

lchatkll-33 CretM:lco 

lchalkll-35 eret,cfco 

lchalkll-37Cn!txtco 

lchalkll-39Cretk1co 

lchalkll-41 CretKlco 

PruebH de Pozos (Eaulpos y servicios) 1 

Pozo lnv de Hua residual 1 

Reoaración menor (cambio de BEC) 

Reoaradón mavor de 0010s 

lnmlodones/ Consttucdón 

Plataforma ELM Pokoch lOEL 1 

OleoH.soducto de Pokoch-lDELa Tumut-A 1 

Plataforma ELM lchalkll 20El 1 

Oleonsoducto de lchalkll-2DEL a Tumut-A 1 

Plataforma de Proceso oct,oodo lchalkll A 1 

Oleo..-asoducto de lchalkll-20EL a lchalkil-A. 1 

Oleoducto de lchalkll-A • Dos Boas 1 

Gasoducto de lchalkll-A a CP litoral A 1 

Plataforma oa,__,.,o lchalkll B 

OleoRasoducto de lchalkll A hasta lchalkll 8 

Reacondlclonamlento v Proceso en Tumut-A 1 

Instalación de almacenamiento y maneio en tierra 1 

Abandono•• 

Abandono de Pozos 

Abandono de ln1t:alac1ones 

Abandono de Duetos 

Tabla 16. Actividad física 

1 

1 

1 

1 

1 

1 

1 

1 

1 

1 

1 

11 

1 

1 

ramada ro p g 

36 

6 14 1 6 14 4 

fuente: Contratista ( 

6 14 4 6 14 4 1 

2 1 

21 

• 

6 

I 

� 

77 7 

( 



1 
' 

. - -

- -- -
- -

- - - -- - --- - - - - - - - - -- -

Infraestructura y duetos. 

A continuación, se enlista la infraestructura necesaria para implementar las dos fases del Plan de Desarrollo 
del Área 4.

Infraestructura propuesta para la Fase 1: 

• Plataforma de Perforación de Pozos Pokoch-1DEL tipo E.L.M. con tirante de 45 m
• Plataforma de Perforación de Pozos lchalkil-2DEL tipo E.L.M. con tirante de 35 m
• Oleogasoducto de 16" 0 x 7.3 km de Pokoch-1DEL a Tumut-A
• Oleogasoducto de 24" 0 x 11.6 km de lchalkil-2DEL a Tumut-A con V.F.P. para

la interconexión de la plataforma lchalkil-A futura
• Oleogasoducto de 16" 0 x 1.0 km de lchalkil-2DEL a VFP de lchalkil-A
• Equipo de proceso. Fase 1 separador remoto de etapa de separación en Tumut-A. La

producción de la Fase 1, se envía a la plataforma Chuc-A para su separación y posterior envío
en flujo segregado de aceite y gas hacia Poi-A Para el manejo de esta producción, tanto las
plataformas Chuc-A como Poi-A cuentan con la capacidad de manejo requerida.

Posteriormente, durante la Fase 2, en el escenario seleccionado, el aceite estabilizado será enviado desde 
la plataforma lchalkil A, establecida como plataforma de proceso, hacia una terminal privada en tierra en el 
Puerto de Dos Bocas, Tabasco, utilizando un oleoducto de 24" x 122 km de longitud. La capacidad de 
bombeo a instalar es de 85,000 BPD de aceite operando al 75%. Por su parte, el gas separado en la 2ª 

etapa de separación se enviará a un módulo de compresión de gas tipo Booster, levantando la presión para 
mezclarse con el gas separado en la 1ª etapa para su envió al C.P. Litoral A como corriente independiente 
de gas por un gasoducto nuevo de 20" 0 x 25 km. La capacidad de compresión a instalar es para 143 
MMPCD operando al 75%. Las capacidades, tipo y manejo por equipo, quedará definida finalmente en la 
ingeniería de detalle donde se establecerá la filosofía de operación de cada uno de los sistemas, 
(generación eléctrica, bombeo y compresión). 

Infraestructura adicional propuesta para la Fase 2: 

• Plataforma de Perforación de Pozos lchalkil-B tipo Octápodo Reforzado
• Plataforma de Perforación de Pozos lchalkil-A tipo Octápodo
• Oleogasoducto de 16" 0 x 4.7 km de lchalkil-B a lchalkil-A
• Oleoducto de 24" 0 x 122 km de lchalkil A a Dos Bocas, Tabasco
• Gasoducto de 20" x 25 km de lchalkil A al CP Litoral A
• Interconexiones para flujo de Pokoch 1 DEL a lchalkil A
• Equipo de Proceso. Como obra electromecánica complementaria en la plataforma lchalkil-A

se colocarán dos etapas de Separación con el fin de quitarle al aceite el gas ocluido con el fin
de garantizar una corriente de aceite estabilizado.

• Tanques de Almacenamiento en terminal privada en tierra en el Puerto de Dos Bocas, con
capacidad de 750,000 bis.

• 

• 

• 

En la plataforma lchalkil - A, un Separador de operación trifásico de primera etapa .
777 

En la plataforma lchalkil - A, un Separador de operación trifásico de segunda etapa, con un
Sistema de medición referencial de gas, un Sistema de medición referencial de crudo, un
Sistema de medición de transferencia de agua congénita.
Sistema de medición de gas a quemador
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• Sistemas de medición de nivel en tanques
• Sistema de medición fiscal de crudo.

h) Tecnología

Algunas de las principales tecnologías propuestas por el Contratista que se utilizarán en las actividades a 
desarrollar, así como el beneficio de la aplicación de éstas, se observan en el Tabla 17. 

Tecnología 

Sísmica del tipo 
Boadseis wide azimuth 

Diseños de pozos 

Ampliadores 
hidráulicos de fondo 

Registros LWD y 
monitoreo 

Barrenas híbridas 
Transmisión de 

parámetros de fondo 
por telemetría acústica 

Modelo de depósito 

Modelo de fracturas 

Caracterización 
dinámica 

Modelos de simulación 
de yacimientos 

Sistema artificial de 
producción de pozos 

Impacto 

Mejora la relación señal ruido para eventos subsalinos, mejora la iluminación de los 
yacimientos, mejora en la imagen sísmica migrada, mejora en el modelo de 
velocidades, los datos pueden ser utilizados para caracterización de fracturas, por el 
amplio rango de azimuth. 
La información recopilada será la base de actualización de los modelos estáticos y 
dinámicos de los yacimientos y permitirá predecir el comportamiento de flujo de pozos 
para aprovechamiento y optimización de las instalaciones superficiales, maximizando 
el factor de recuperación en los yacimientos. 
Optimización de los asentamientos de TR's permitiendo el uso de diámetros mayores 
de tuberías de revestimiento en las formaciones objetivo, facilitando las operaciones 
de terminación y el acceso a una TR de contingencia en la sección del Cretácico y 
Jurásico 
Con esto se amplía el agujero piloto; Esto en muchos de los casos elimina el viaje 
adicional que normalmente se realiza para ampliar el agujero piloto. 
Permite actualizar el Modelo Geomecánico en tiempo real, el cual permite ajustar la 
densidad del lodo de ser requerido v evitar problemas de estabilidad del aquiero 
Proporciona información en tiempo real sobre geomecánica y en consecuencia 
calibración del modelo de presión de poro. 
Facilita el proceso de toma de decisiones durante la terminación, lo que se refleja en 
ahorro de tiempo de equipo y por ende en reducción de costos 
La utilidad de este estudio es que ubica cada núcleo estudiado dentro de un modelo 
conceptual de Salt Roller en donde se describen con mucho detalle las facies 
encontradas. 
Identificación los patrones de fracturamiento en los yacimientos 
Los resultados de este estudio serán aplicados en la optimización del espaciamiento 
y localización de pozos 
Programa de Adquisición de información durante la terminación de los pozos que 
permitirá ir actualizando un modelo de caracterización dinámica que permita definir la 
zonificación del yacimiento, 
Generación de modelos de los tres yacimientos en el área contractual lchalkil 
Cretácico, lchalkil Jurásico y Pokoch Jurásico 
Información del comportamiento histórico de presión producción. Para lo cual se 
contará con un programa de aforos, muestreos y medición de presión de fondo con 

� 
sensores permanentes. 
Debido a la baja presión y reducida permeabilidad de la formación Cretácico, Los 
pozos productores en esta formación serán terminados con el Sistema Artificial de 
Producción de Bombeo Electrocentrífugo (BEC} 

Tabla 17. Tecnologías por implementar en el A rea Contractual 4. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Operador.) 
7"77 

Lo anterior, permite determinar que el uso de dichas tecnologías es consistente con las mejores prácticas 
de la industria, en cumplimiento a la Cláusula 5.2 del Contrato, así como a los artículos 44, fracción II de la 
Ley de Hidrocarburos y 39, fracción IV de la Ley de los órganos Reguladores Coa dinados en Materia 
Energética. 
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i) Aprovechamiento de gas

El Contratista, en cumplimiento de la Cláusula 5.2 del Contrato, presentó el Programa de Aprovechamiento 
de Gas Natural Asociado en el Plan de Desarrollo en los términos establecidos por el artículo 22 de las 
Disposiciones Técnicas para el Aprovechamiento del Gas Natural Asociado, en la Exploración y Extracción 
de Hidrocarburos, en el cual detalla que contará con la infraestructura necesaria para alcanzar la meta de 
98% de aprovechamiento de gas, así como mantenerla a través de la ejecución de acciones de 
mantenimiento preventivo y predictivo de los equipos que manejarán el gas producido en el Área 
Contractual. Dicha meta de 98% de aprovechamiento, se alcanzará desde el primer año de producción y 
se mantendrá durante la vigencia del Plan de Desarrollo, con acciones como el autoconsumo y la venta del 
gas producido. 

A continuación, se muestra una gráfica con el gasto de gas producido, el porcentaje discretizado del 
aprovechamiento de gas, la meta de aprovechamiento y la capacidad de compresión Figura 31. 
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Figura 31. Aprovechamiento de gas, (Fuente: Comisión con información del Contratista) 
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El aprovechamiento de gas de los Campos que conforman el Área 4 estará basado fundamentalmente en 
la utilización del mismo para autoconsumo como gas combustible para generación eléctrica propia. La 
energía eléctrica se utilizará para el funcionamiento de las bombas de transferencia de aceite, bombas de 
inyección de agua, los módulos de compresión de gas de alta y baja presión, sistema de deshidratación 
y demás equipos de proceso para producción, manejo y venta del producto. 

Así mismo, como parte del Plan de Desarrollo se tiene programado la instalación de un sistema artificial 
de producción para los pozos del campo lchalkil y Pokoch, por lo que la energía también se utilizará para 
el funcionamiento del sistema de bombeo electrocentrífugo. 
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El Contratista deberá cumplir con el aprovechamiento del gas producido, evitando la destrucción del 
mismo durante la operación normal. 

A continuación, se presenta el programa de aprovechamiento de gas de los tres primeros años de manera 
mensual presentado por el Contratista, (Tabla 18, Tabla 19 y Tabla 20). 

Programa de Gas (MMPCD) Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes 
1 2 1 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 

Producción de gas 34.0 34.9 35.8 36.8 37.7 38.7 39.8 40.8 41.9 43.0 44.2 45.4 
-

Autoconsumo O.O O.O o.o o.o o.o o.o O.O O.O O.O O.O

Transferenc¡¡¡--- 33.3 34.2 35.1 36.1 36.9 37.9 39.0 40.0 41.1 42.1 -· 
Gas Natural no Aprovechado 0.7 0.7 0.7 0.7 o.a o.a o.a o.a o.a 0.9 

% de aprovechamiento 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 

Tabla 18. Programa de aprovechamiento de gas 2020 (Fuente: Contratista) 

Programa de Gas (MMPCD) Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Producción de gas 63.1 62.9 62.8 62.7 62.6 62.5 62.4 62.3 62.3 62.3 
Autoconsumo o.o O.O O.O O.O O.O o.o O.O o.o O.O O.O

Transferencia 61.8 61.6 61.5 61.4 61.3 61.3 61.2 61.1 61. 1 61.1 
Gas Natural no Aprovechado 1.3 1.3 1.3 1.3 1.3 1.3 1.2 1.2 1.2 1.2 

% de aprovechamiento 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 

Tabla 19. Programa de aprovechamiento de gas 2021(Fuente: Contratista) 

Programa de Gas (MMPCD) Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes Mes 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 --

Producción de gas 61.5 60.9 60.2 59.5 58.8 58.1 57.5 56.8 56.2 55.5 
- -

Autoconsumo 
O.O O.O o.o O.O o.o O.O O.O O.O O.O O.O 

- Transferencia 60.3 59.7 59.0 58.3 57.6 56.9 56.4 55.7 55.1 54.4 
Gas Natural no Aprovechado 1.2 1.2 1.2 1.2 1.2 1.2 1.2 1.1 1.1 1.1 

% de aprovechamiento 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 

Tabla 20. Programa de aprovechamiento de gas 2022 (Fuente: Contratista) 

De esta manera, el gas aprovechado anual por parte del Operador resultará Tabla 21 y Tabla 22 

o.o O.O

43.3 44.5 

1 0.9 0.9 
98.0 98.0 

Mes 1 Mes 
11 12 

62.3 62.3 

O.O O.O

61.1 61.1 

1.2 1.2 

98.0 98.0 

Mes Mes 
11 12 

54.9 54.3 

O.O
1 

O.O

53.8 53.2 

1.1 1.1 

98.0 98.0 

Programa de Gas (MMMPC/año) 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 

Producción de gas 14.40 22.83 21.13 1 30.52 49.61 52.31 46.28 39.73 34.63 31.59 28.56 
..._ -

1 3.65 Autoconsumo 0 .00 0.00 0.00 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 
Transferencia 14.11 22. 38 20.71 26.26 44.96 47.62 41.70 35.28 30. 29 27.31 24.34 

Gas Natural no Aprovechado 0.29 0.46 0.42 0.61 0.99 1.05 0.93 0.79 0.69 0.63 0.57 
% de aprovechamiento 98.0 98.0 98.0 1 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 

Tabla 21. Programa de aprovechamiento de gas 2020-2030. (Fuente: Contratista) 

Programa de Gas (MMMPC/año) 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041 

Producción de gas 25.07 23.14 21.11 19.09 17.18 15.40 13.80 12.30 11.03 8.62 0.14 
Autoconsumo 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 3.65 0.07 
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Transferencia 20.92 19.03 17.04 15.06 13.19 11.44 9.87 8.41 7.16 4.79 

Gas Natural no Aprovechado 0.00 0.46 0.42 0.38 0.34 0.31 0.28 0.25 0.22 0.17 

-

% de aprovechamiento 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 98.0 

Tabla 22. Programa de aprovechamiento de gas 2031-2041. (Fuente: Contratista) 

De la evaluación al Programa de Aprovechamiento de Gas presentado por el Contratista, se advierte que 
las acciones e inversiones proyectadas son acordes y suficientes para mantener la Meta anual de 
Aprovechamiento de Gas Natural durante la vigencia del Contrato. 

Autocosumo 

En términos del artículo 4 fracción II y IV, de las Disposiciones Técnicas para el aprovechamiento del gas 
natural asociado, en la exploración y extracción de hidrocarburos y de la cláusula 14.1 Hidrocarburos de 
autoconsumo del Contrato, el Contratista prevé que parte del aprovechamiento de gas dentro del Área 4 
estará basado fundamentalmente en la utilización del mismo para autoconsumo como gas combustible
para generación eléctrica propia para atender los requerimientos ya antes mencionados. 

De conformidad con las estimaciones realizadas, el Contratista requiere 1 O mmpcd para generar energía 
abastecer el total de los consumos eléctricos, por lo cual en términos de la cláusula 14.1 del Contrato se utilizará 
para autoconsumo, hasta 1 O mmpcd del gas producido dentro del área contractual. 

Por otra parte, el Operador estima que la Relación Gas Aceite a producir en los pozos se ubicará en el 
rango referido Tabla 23. 

Area Contractual 4 RGA pc/b 

lchalkil Cretácico 870 
lchalkil Jurásico 1951 
Pokoch Jurásico 1290 

Tabla 23. Máxima RGA (Fuente: Comisión con información del Contratista) 

De la evaluación al Programa de Aprovechamiento de Gas presentado por el Contratista, se advierte que 
las acciones e inversiones proyectadas serán acordes y suficientes para mantener la Meta anual de 
Aprovechamiento de Gas Natural durante la vigencia del Contrato. 

Cabe mencionar que en términos de la Cláusula 14.1 del Contrato, el Contratista no podrá quemar ni 
ventear Gas Natural, excepto por los límites autorizados por la ASEA o en la medida que sea necesario 
para prevenir o mitigar una emergencia, sujeto a los requerimientos ambientales previstos en la 
Normatividad Aplicable. 

Con lo anterior, se procura el aprovechamiento del gas en términos del artículo 39, fracción VII, 7, fracción 
VII y 8, fracción 11, inciso g) de los Lineamientos, así como de la Cláusula 5.2 del Contrato. 

j) Medición de Hidrocarburos

El área Contractual 4 se encuentra ubicada geográficamente en aguas someras de las Cuencas del 
sureste, en tirantes de agua con profundidades de entre 35 a 45 metros. Abarcando una superficie de 58 
km2

, en la que se encuentran los campos de lchalkil y Pokoch. El Campo Pokoch fue descubierto con la 
perforación del pozo Pokoch-1 en el año 2004, por su parte el Campo lchalkil en el año 2005 con la 
perforación del pozo lchalkil-1. 
Derivado de la solicitud de aprobación del Plan de Desarrollo para la extracción de Hidrocarburos del 
Contrato CNH-R01-L02-A4/2015 de los Campos lchalkil y Pokoch y de conformidad con lo establecido en 
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Medición de Hidrocarburos, la Dirección General de Medición llevo a cabo el análisis y revisión de la 
información presentada por el Contratista, con la finalidad de dar cumplimiento a la regulación vigente en 
Materia de Medición de Hidrocarburos. Para lo cual se identifica la siguiente propuesta evaluada: 

Los Puntos de Medición en donde se realizará la medición de los hidrocarburos producidos en los Campos 
lchalkil y Pokoch, son propuestos por el Contratista en dos Fases o Etapas durante la vigencia del programa 
de Desarrollo, en la primera para el caso del Petróleo y el Gas Natural, es propuesto en la Plataforma 
Tumut-A con Sistemas de Medición másico tipo Coriolis a la Salida del Separador que será instalado en la 
misma. Para la segunda etapa y para el caso del Petróleo producido, propone Sistemas de Medición másico 
tipo Coriolis a la Salida de Tanques de Almacenamiento en una terminal privada en el Puerto de dos Bocas, 
misma que estará completamente a disposición del Contratista y la producción del Area Contractual; para 
el caso del Gas Natural en esta segunda etapa propone el CP-Litoral A, con Sistemas de Medición másico 
tipo Coriolis, donde se medirá la producción total proveniente de lchalkil-A y en condiciones de calidad para 
comercialización, haciendo hincapié en el aviso que realizará a la Comisión previo a la entrada de la 
segunda etapa de acuerdo a lo programado. 

El operador presento varios programas calendarizados con fechas compromiso de acuerdo con las 
actividades que se encuentran programadas como parte del Programa de Desarrollo, y en el que hace 
hincapié en el cumplimiento de los Mecanismos de Medición para el Area Contractual. Acordes a la 
instalación de infraestructura para la el manejo de la producción de los hidrocarburos. 

Por lo anteriormente expuesto, el Contratista presento la propuesta del manejo y medición de los 
hidrocarburos desde el pozo hasta los Puntos de Medición propuestos de acuerdo con las etapas 
propuestas y la programación presentada. 

Por lo que derivado de lo anterior el Contratista realiza la siguiente propuesta para los Puntos de Medición 
para el Petróleo y Gas Natural del Area Contractual: 

Medición de Petróleo 

Para el manejo, medición y determinación de la calidad del Petróleo el Contratista propone como medición 
Operacional los Sistemas de Medición ubicados en los separadores durante la primera etapa del proyecto, 
en las Plataformas lchalkil-2DEL y Pokoch-1 DEL, los cuales son de tecnología de Medición tipo másico 
Coriolis y Medidor Multifásico (como flexibilidad operativa). Ambas plataformas contarán con el mismo 
esquema. Así también propone para la Medición Fiscal en la etapa 1, los Sistemas de Medición aguas abajo 
de la separación en la Plataforma Tumut-A, en donde la tecnología de medición será un Medidor de flujo 
másico tipo Coriolis. Y para la etapa II los sistemas de Medición Operacional continuarán siendo 
separadores pero del tipo convencional con medidores del tipo turbina para la medición de Petróleo, aunado 
a la medición en la plataforma lchalkil-8, en donde de igual manera propone el mismo esquema de 
medición; para esta etapa la medición de referencia, se llevara a cabo en la plataforma lchalkil-A a la salida 
del proceso de separación, en donde utilizarán medidores de flujo másico tipo Coriolis para finalmente 
enviar la producción al Sistema de Medición Fiscal que será ubicado en instalaciones terrestres, esto en 
una terminal de Almacenamiento y Medición en donde de igual manera utilizarán Sistemas de Medición del 
tipo másico Coriolis para la cuantificación del Petróleo producido en condiciones de calidad. 

Medición de Gas Natural 

Para el manejo, medición y determinación de la calidad del Gas Natural el Contratista propone como 
medición Operacional los Sistemas de Medición ubicados en los separadores durante la primera etapa del 
proyecto, en las Plataformas lchalkil-2DEL y Pokoch-1 DEL, los cuales son de tecnología de Medición del 
tipo presión diferencial con Placa de Orificio y medidor Multifásico (como flexibilidad operativa). Ambas 
plataformas contarán con el mismo esquema. Asi como propone para la Medición Fiscal en la etapa 1, los 
Sistemas de Medición aguas abajo de la separación en la Plataforma Tumut-A, en donde la tecnología de 
medición será un Medidor de flujo másico tipo Coriolis. Y para la etapa II los sistemas de Medición 
Operacional continuarán siendo separadores pero del convencional con tecnología e Medición del tipo 
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presión diferencial con Placa de Orificio para la el Gas Natural, aunado a la medición en la plataforma 

lchalkil-B, en donde de igual manera propone el mismo esquema de medición; para esta etapa la medición 

de referencia, se llevara a cabo en la plataforma lchalkil-A a la salida del proceso de separación, en donde 

utilizarán medidores de flujo másico tipo Coriolis para finalmente enviar la producción al CP-Litoral-A, al 

Sistema de Medición Fiscal que será ubicado en instalaciones que son propiedad de PEMEX pero dicho 

Sistema de Medición será manejado, operado y administrado por el Contratista; en donde de igual manera 

utilizarán Sistemas de Medición del tipo másico Coriolis para la cuantificación del Gas Natural producido 

en condiciones de calidad. 

Medición de Condensado 

Para el manejo de los Condensados, el Contratista no considera la medición de condensados, 

durante la etapa I y etapa II ya que el Campo no es considerado productor de condensados, sin embargo, 

los pocos condensables en la corriente de Gas serán estimados en base a la API MPMS 14.5 y AGA 2145. 
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Figura 32.- Diagrama General del manejo de Petróleo y Gas Natural en Etapa l. Fuente Contratista. 
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Figura 33.- Diagrama General del manejo de Petróleo y Gas Natural en Etapa 11. Fuente Contratista. 
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losln.Mt 
Se debe.Ji cbf·cumplimiento a kJ5 

Usocomp.wtidodcl 
csbbleddo en el aflkulo XL El opcr.adordcd.wa que pan esta Áre:a Cont:rxt.ual no 

<l,lr:MX:iónVI pr�ndocl �odcac:uefdoo SI �r.ael Punto de Mrdicü'I conalpln otro 
Punto de �kión acuerdcKcrlebQdQlcnt:re Opcr.ador Pe�ro. 

J-
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rom,sión '-'.,lC mnill 

,11'• Hidrot .1rhunh 

Como?t'cde •�.se cnc:ucntr.ln 
�alrnd�mnfcdYlde 

inst;ttaión y pucst.l en m;irag de bs Pbelformn.. 

Los Puntos de �dón Propuestos por el 
Conlr.llisb., wmplen a,n el Mecanismo dr 

Mtdiddndeametdoil b lnformmón pmienbda 
..... .-. 

8;)sacb en las mejores p,adicas intcrnadon.tir:� 
ni mmounrst;anc:brpar.a laGeslidnde klis 
Sistemas de �didón; Drber.l p,csenl.lr 

poste,bme-ntr un prawama calenc:bril:• mn 
frd\;a estimada de knptrmrnrc.d6n y 

mmunic:adón al int.criof J)fevioa b rnlr.llb de 
"'11,1 ...... 

Se cva.luo un programa alendll'iudo p;Na 
ptese-nbr los Procrdimlcntos entre abril y 

trpticmbre de lD19. PfopucslO por el Conlntlsta. 

se ev.tluo un proar.ma alrnda1ndo pí1fa 
presentar los �mientas rnt:rr •rtl y 

septiembre de 20l9. pmpursto por el c.ontnt.lsta. 

Serv.1luo un Pf�Cllendañndop;n 
p,cs,enQ" kas Procrdimlcntos entre abril y 

septJembfr de 10:19, propueito por el Conlr.itisb. 
por loqucdeber.ldc � dida: 

procrdlmirnt:os de balance �pandientrs a la 
r.-L 

Se cv.iluo un prqp3ffla calendarhado p;1r.a 
prl'SCflUr los �mientas entre abril y 

scpUembre de 1019. PfOpUesto por el Contr.timl. 

Adióonalmentc PffSC!ntl la desaipci6n del 
manejo de los hldrOClrbutm desde palO lmb los 

puntos de medid6n propuHb)S. par.a la 
produo::ión de los hid1DC.11buros producidos en los 

can-.,os kNlll:il y Pok:oc;h. 

Al ser iMbbdonH oinfr.aestructur.aque se 
cncucnlr.a en construc:dóo, no se presentó un.a 

ubk:adónadualnrnte de losSistcnme 
lnst:rumrntosde Medición. 

Se fnduyc el p,�m:t calendarizado con un 
pe.riodo de elaboradón de didenDe de 20t8a 

ncwicmbfe 2019. 

No Con�1aen conientrs de atgtln otro OpeRdor 
Pctrdrroen el mismo Punto de Mrdidón. 

//¡� ;.::✓ • 7 



Pqr,mnde 

lmplement.tón de los 

MeainllmOS de Todos aquellos ptOCrlmas o 

• 42. fntedon VII 
Medidón y de las cronotr1mas que den cumpfünlenlO • 

SI 
,,uentl los proa,amu rel■don■do, para el O Operador debeR lmform■r■ la ComlSlón del 

Jnn•l■dones de 11 lmplemenl-.cfón touil de los cumplimiento de I• Implementación de los MM , ■vanee en la implementación 
produ«ion que Influyen mecanismos de medición 

en la medldón de los 

hldrocatburo1 

Se deb11,. dar cumpllmlento ■1 

capitulo VI de los LTMMH. y se 

debeRn reporu, los v■lores de 
PrHentar los prt!1upu1HtM conforme ■ lo 

lncertldumbr9 Htlm■dl para los 
1istem■1 de medldOn que conformen 

Prut:nto un pro1ram1 d1 1tend6n con fechas lndlCldo en el •p,o�m1 de entre1• de modelos 

10 42.frK<lonVIII 
hKertldumbre de 

el Met■nlsmo de Medición de la SI 
ulend■rlladH p■ra la presentación de preiupuHtos de Incertidumbre de medld1• 1ndlaido1 en el 

medid• 
Asl,nKlón, lnduyendo 101 

de Incertidumbre de losSlnem■s de Medición Anexo C9. Los 0J1JH deberin cumpllr con el 

pruupuuto, de Incertidumbre y 
lnvolucrNos en el recorrido de los hidrocarburos. soporte cometo de 1cuerdo 1 11 vwt1ble 

evldend■ de 11 traubllldld de 101 
utimad■• 

1l1temH de medición 

conupondientH como Kporte 

,rt!1ent1r lu lnvef'llones ecxu,Offllc.■1 
relldonadlS ton las KtMdldH de 

lmplement.Kión. m1nten1mlentoy 
O Contntim se Compromete a envt■, 11 

■1esunimjento de la medldón Pruento un P0Cl'M'I■ de ■tendón y pruent.dón de 1■ 
lnform■dón de 1■ n■luadón económlCA en donde 

u 41, fr■cctón IX EvlluKfón econ6mlo dur■t1te el Pltn de DeMm>llo, las SI lnform■dón, a,n fechH en donde M envlari 
se vurefleJ■do el lmp■cto ecnonómla, que 

�es tendrin como fin■lldld el dar lnform■dón • la Comillón 
tendnin los sistemas de MedidOn para mantener 

cumpllmlento • lo, valOff:s de 
o disminuir los valores de Incertidumbre como 

lncanidumbre ut�eddos en l01 

pane de tu aractertstlcu metroló&Jas 

llMMH. 

El Operador propone I• lmp(ementad6n de la bltKora Se ldentlflai 1■ plena lntendón de 1, elaborando la 
de rt!&lllrO par■ 101 slltemH de Medjdón füc.S, bllllcora de re&lstro durante la lmplement■dón de 

Pr01r1m■ de Deberi dar cumplimlento al ankulo 7, referend■I y tr■nderend•. 101 cu.tu forman parte del los SI nemas de Medldón y los mec■nilmos de 

12 cz. fr■c:dón X lmplement■dón de la fnic:dón .V articulo 10, ■rtJtUlo 42 SI m■neJo de los hldroc.arbu,01 de 101 Campos lch■lkll y Medldón. Debeni Informa,■ I■ Comblón el 
Bi16c.oradere1l1tto fracdón X, ■rtkulo SO Pokoch, haciendo menddn de un■ vez. Instalados 101 estatus de la Bltaconi de Re1l1tro en el pef'lodo 

Jistemu de Medldón operacion■l lmplement.1ni el lndiudo en el proc,■ma ailend■rtt■do del anHo 

pqr■m■ de la bitacon1 de reai1tro CJ. 

Pre1ent1 el PfOtrama con fechas c■lendaritada pan B Contnittm deberi lnfonn■r • I• Comillón del 

1l 42, fraa:tón XI 
P,op-ama de 

Cumplimiento al ■rtnllo SI SI 
re.tlt■r di■cnósUcos me1rolótlm1 en 101 Sistemas de avance en el pr01r■m■, ul como de los resul1■dos 

di •1nchtlto1 Medldón que 1eRn ln1tal■do1 en los c■.mpos lch■'kil y de los Dl■cnóstlcos metrolótlcos, de tcuerdo con 
Pokoch el pr01r1m• alend■ritado del ■nexo CU. 

Se tendrin que lndulr certiRcadot, 

reconodmlentos, evldendas que 
demuestran que las competencl■.• 

Presenta evldenda de l■i competend■s iecnlCH del Adldonalmente pre1ent■ un pfOlr■m• de 
son acordes con 101 slnemas de 

med1dón lnst■l■dos o •  inst■lar 
flespon.uble Ofld■I, Incluido el Poder Notarial; las cap■dt■dón del personal ,ton temas bllslcos en 

.. 42., fr.aldnXII CompetendH ttcnlCIS 
Adldon■lmente se debe lndulrel 

Si per10nas reladon■du con t■s ■cttvldades de medldOn Medldón JHlnll complemen1■r lu competendH 

ora■nl1ram• y cv·, del personal 
.un no 10n ulecdon■dH, ,,.,o presenta un proenim■ técnicas del pen:on■t que se ver-' lnvolumido en 

lnvolua■do en la medJdón, ali como 
de •tendón par• dar ■tendon plena • I• fracdón los Sistemas de Medid6n 

el proer■im■ cofn!spondtente • 

c■pKltKlón 

El Contntin■ prtsento un pr01r■m■ de entre1• 

de lndlCldores de desempello, sin emb•f'IO estos 

El Contnitl,u propone 101 Indicadores de desempello 
no cumplen en su tot■lld■d y. que no se loaró 

Cumpltmlento ■ lo dl'PUHto •n l01 p■ni lo1 sf1tem■1d1 Medld6n fiscal, refert!ndal, 
Identificar todH las vart■blu de control qua 

Indicadores de Influyen en 101 Slnemas de Medldón de Petróleo 
15 42, fr■cd6n XIII 

desempello 
■rtlculos 10, 26, 27, 21, 29, )Q. 31, 32 y No tranderencl■ y opu■clon.t de ,us lnurumentos de 

y Gas N•tura, y que dan cumpllmlento ■ 101 
" medida, los cu.les forman p■rte del mane.Jo de los 

artículos 10. 26, 27, 21, 29, JO, 31. 32 y ll. Por lo 
hldroarburos del Campo lchalkll y Pokoc:h. 

que de.be:ra conside,-1■ im�ernenhldón de las 

mlsmn dentro de.l proa.rama c:alendarltldo del 
Anu:o Cl4 y presenta, en los 1iempo1 lnd1c■dos 

Cumplimiento ■1 ■n.ado 9. 

.. 42. fr■<dón IV Responuble ofid■I 
lnduyendo 1us dato1 1enerales como 

SI 
Pruenta IH credend■le1 y el puuto en 1■ 

Sin Ob1erv■clón 
11 el puesto que ocupa en I• empre u Of'l•nlt■don. • J■mes L Zertn1ue 

y ,us datos de mntilCLO 

En el ,unto de Medidón y en la 
En c:a10 de: exlStirdertv■dones fislc:■s en el sftlo y 

Se p,-sentó un pfOIQffl■ c■lend■nt■do da 1■ entre¡a de no verse refleJ■d■:1 en la1 dJ■¡ramas 

17 17 De las deriV■dones 
medidon d• tnnlferend■ no podrin 

Si de los di .. ramas de lo, 1l1temas de Medldón en el pre11nt■dos. estu debe:nin tener el control y 
lnn.t■ne dertv■clones de tuberi■, 

Punto de Medldón ,-p,tro mmtto y re1l1Ytndo en la blt■cor■ del 
vertfiuren di■cram•s. 

Sistema de Gestión 
Pre1entw la desuipdón de los 

slstemH telemetric:01 ton que se El operador m1nlrie.1taque contlli con sistemas De:be:ri realltar y enviar un prosrama 

,. 19, fr■cdOn 111 Telemetri. cuenten o bien los proe�■s de SI telemetrtcos en IH plataform■1 v los sistemas de calendwtudo par, I• atención del Artk:ulo, un■ 

attlvld■des. • re■U1ar para contar con Medición.de nuevaconstrucc:ldn. vez que te.ni• definido el 1iltem■ t■lemetrioo 

ellos 

El Oper�orPetrolero deberi 
En cuanto a la determln■clón de la c■lld•d de 101 

El Contratista, debe ni Informar de I• c■lld■d del 

1■r■ntlarque la c■lld■d de 101 
hidrocarburos, el Contratista manifiesta el 

Petróleo y Gas N■tunil en los Puntos de Medición, 

.. l9, ÍrKCIÓn IV C.lld■d 
Hidrocarburos 1e pued■ detennlnar 

SI cumplimiento ■ lo establecido en el ■rtc.ulo 28, HI 
una vet lnldad■ 1■ fue 1, y e1t1 deberi Ht■r 

en el Punto de Medldón, en 101 
como 11 metodolo1f. para"' determln■d6n en el 

11rantl1■da de acuerdo a lo presentado en el Plan 
t•rmlnos. de lo Ht■bleddo an el 

Punto de Medldón ysu u11n■clón h■d• 11 Área. 
de Desarrollo y en cumpllmlento ton el Anlculo 

■rtkulo 21de los pruentu 28 de 101 LTMMH 

El Punto de Medldón deberi lndulr EJ ope,-dor deberi llevar el reaiuro de lu 
un computador de flujo con las 

Cumple el Punto de MedJcl6n con el elemento terd■rlo 
verific.dones at calculo del computador •n b■M • 

20 19, fracción V Computador de flujo 
fundonH de se1urtdld, OPflr■llV■I y 

SI correcto pWII 1111 ■pllc■dón, de ■cuerdo ■ lo lndJc.■do 
la norm■tivld■d •�IQda al mimo y llevt1r el 

filien que no permitln .tteOOones. 
pan Instalar en ad■ Sluem■ de Mediaón 

re1l1tro dentro del Sistema de Gestión CM las 
Hi como cont:111 con 1■ op■ddad de Medldones. Y envl1r a 1■ Comisión el avllO pravlo 

re1�rdAr 1■ lnform■d6n • la lnst•IKion de los Sistemas de Mtdidon 
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los resultado, de los inllrumentos de Indica que pruen1ará lnformadon de certlfimdo1 de Debe,-n 1er parte en todo momento de 1u1 SGM e 

21 21 De IH aene,-lld•dH 
medida deberin tener t,.11bllldad 

Si 
CAllbr-Klón de los elementos prtmartosy 1ecund1rtos Identificar de m1nen1 correa• l1comple11 ..,•lldei 

metr0,6':lu • patrones nacionales o de 1011lstem11 de medldón, una vet ln1t.lados y de 101 ruultados, sunent.ndo en todo momento 
lntemacionale, ollbf'Mos 11 traubllldld de las medldOnH. 

los Puntos de Medldón de los 

p1trones de referencia H1droCArburos hquldos, lnduyendo No menciona en especifico IH ar.cterbtlcas de los 
El Operador deberi actulflzary mantener• 

22 22 tipo tubf!rill en el Punto 101 condensados, deberin enar SI pallones lnsi.lados en el Punto de Medid6n, pero si 
dlsposldón de 11 Comisión ta lnforrnac:16n 

de Medld6n dispuestos con un patron de los contempla 
COITHpondiente a los patrones ..,olumetrlcos o del 

referend• Uoo tubeN oerrnante. En 
dpo que ene su. en el Punto de Medldón. 

CUm.,.1mlento ■ 1■1 fracdones 1, 11 y 111 

del articulo 2J Presentar 11 
lnd1u el mane)o y d/&p0std6n del •1u• re,ult■nte del Utlll11n1 med1don d1n1mlc■ par■ la medicion de 

23 23 De I■ medldón del 11u1 delfflpd6n del manejo del •cu• SI 

produdda, asl como su medld6n, o 
proce:so de extr'■cd6n, MP■f"ICl6n y des.hidratación ■cu• resultante de los proc:e10s. 

c■4a,lo n■n el balance del ■rea. 

De I• medldon 
El OpendorPetrolero podriJu111fiar 

P�sent• dentro del documento el uso de medidores 

24 24 mult.if'sica, fracdones 1, 
la uliliudón de medidores 

Si multJUslcos en las plat.forrnu del área ContrKtual, Sin Obserndón 
mulufáMcos en su plan de deHn"Ollo 

llylll 
p.,..1.ex-1n«16n 

como fle11ibllidad de medid6n 

Tabla 24. Criterios y Evaluación de la Medición de Hidrocarburos 

Derivado de la propuesta presentada para los Mecanismos de Medición y Puntos de Medición del Área 
Contractual 4 lchalkil y Pokoch, la Dirección General de Medición manifiesta que, el Contratista presento 
la información y requerimientos necesarios para el cumplimiento de la implementación de los Mecanismos 
de Medición, los cuales fueron evaluados de conformidad con los establecido en los L TMMH, además que 
de conformidad con el artículo 43 de los L TMMH se solicitó la opinión de la ubicación por parte de la 
Secretaría de Hacienda y Crédito Público. 

b. Solicitud Opinión Secretaría de Hacienda y Crédito Público (SHCP)

Con base en los artículos 5 y 43, fracción IV de los L TMMH se solicitó la opinión de la Secretaría de 
Hacienda y Crédito Público con relación a la ubicación de los Puntos de Medición mediante el Oficio 
250.018/2019 de fecha 18 de enero de 2019, a lo cual mediante Oficio 352-A-009 con fecha del 22 de 
enero de 2019, se respondió que está de acuerdo con la ubicación de los puntos de medición propuestos 
por el Contratista para el Área Contractual de los Campos lchalkil y Pokoch, manifestando que: " ... siempre 
que los mecanismos y puntos de medición propuestos por los Contratistas permitan determinar el volumen 
y la calidad de los hidrocarburos provenientes del área asociada al contrato referido, de conformidad con 
los Lineamientos técnicos en materia de medición de hidrocarburos (Lineamientos) expedidos por esa 
Comisión". 
Sin perjuicio de lo anterior, se advierte que los Mecanismos de Medición y el Punto de Medición propuestos 
por el Contratista cumplen con lo establecido en los L TMMH, es decir, es posible llevar a cabo la medición 
y determinación del volumen y calidad de cada tipo de Hidrocarburo del Área Contractual, en términos del 
presente análisis técnico y la evaluación de los Mecanismos de Medición correspondiente. 

k) Comercialización de Hidrocarburos

El Operador propone en su Plan de Desarrollo la intención de llevar a cabo las labores de comercialización 
mediante la implementación de dos etapas. La primera de ellas implica la interconexión de las plataformas 
de pozos lchalkil-2DEL y Pokoch-1 DEL a la plataforma Tumut-A; en lo que respecta a la segunda etapa, 
ésta se caracteriza por contar con 2 plataformas adicionales, la lchalkil-A y la lchalkil-B, todas las 
plataformas de producción se interconectarán con la plataforma lchalkil-A para el proceso de la producción 
del Área Contractual. 

Durante la primera etapa la producción se entregará al Estado en la plataforma Tumut-A. En la etapa 
subsecuente el Operador Petrolero contempla varias opciones para la entrega de la producción al Estado, 
particularmente para el gas se contempla el envío a Centro de proceso Litoral-A o el Centro de proceso 
Pol
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Se espera que la primera etapa dure hasta el año 2022 y la segunda se ejecute desde 2023 hasta 2041, 
durante la segunda etapa se espera una producción máxima de 104 MBPD de petróleo y 143 MMPCD de 
gas. 

1) Análisis económico

La aprobación del Plan de Desarrollo considera un análisis económico respecto de los siguientes 
conceptos: 

1. Programa de Inversiones
2. Indicadores de evaluación económica

Lo anterior, con base en lo establecido en los numerales 1.6.3 y 1.6.7, de la sección 2. Contenido del Plan 
de Desarrollo para la Extracción de Hidrocarburos, de la Guia para los Planes de Desarrollo de 
Hidrocarburos (Anexo 11 de los Lineamientos). 

En los artlculos 9 y 20 de los Lineamientos se establece que el contenido de los Planes de Desarrollo para 
la Extracción de Hidrocarburos se detalla en el Anexo 11 de los Lineamientos. De igual forma, el artículo 11 
de los Lineamientos señala que los planes deben contar con un análisis técnico económico que sustente 
el cumplimiento de los objetivos de los contratos, entre otros, la maximización del valor de los hidrocarburos 
a lo largo de la vida de los yacimientos o campos en condiciones económicamente viables, y la selección 
de las mejores prácticas de la industria. 

Es así como, en cumplimiento al mandato legal establecido, a continuación, se presentan los resultados 
del Análisis económico. Al respecto, se destaca la observancia de la viabilidad económica del proyecto 
presentado en el Plan de Desarrollo, a través de la información referente al Programa de Inversiones e 
indicadores económicos. 

/.1 Programa de Inversiones 

Este apartado, Programa de Inversiones se organiza de la siguiente forma: i.1.1 Criterios y fuentes de 
información; i.1.2 Descripción de las inversiones programadas; y i.1.3 J:'.nálisis del programa de inversiones. 

/.1. 1 Criterios y fuentes de información 

Con base en el criterio de evaluación de Mejores Prácticas de )a Industria, las inversiones programadas se 
evalúan comparando cada costo respecto a un rango de referencia, a fin de determinar si los Costos 
considerados se encuentran en línea con precios de mercado. 

Con el fin de determinar el rango de referencia aplicable en cada caso, es necesario seleccionar la mejor 
referencia de mercado disponible, conforme a las siguientes alternativas: 

Figura 34. Opciones para seleccionar comparativo de referencia. 
(Fuente, Coml$ón con lnfonnac
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De acuerdo con las alternativas presentadas en la Figura 34 el comparativo de referencia para cada costo, 
se selecciona considerando cualquiera de las siguientes opciones: 

i. Consultar una base de datos internacional, si esta base cuenta con un precio de referencia, se integra
en el Dictamen, o;

i. Consultar especialistas del sector a fin de tener un rango de precios de referencia. Si es posible
establecer un comparativo de Costos a partir de esta consulta, se integra al Dictamen, o;

ii. Comparar lo presentado a la Comisión en otros proyectos a Dictamen, siempre que existan
conceptos similares presupuestados. Si es posible establecer una referencia con base en otros
proyectos, se integra al Dictamen, o

iii. Requerir justificación formal al Contratista, a fin de determinar la mejor referencia de precios de
mercado.

Una vez que con la mejor información disponible se obtienen las referencias puntuales de precios de 
mercado, se construye un intervalo de confiabilidad respecto a la referencia puntual estimada, lo cual 
representa el rango de referencia establecido para cada caso. 

El intervalo de confiabilidad se establece con base en la recomendación de una compañía internacional 
especializada en Costos, conforme al siguiente criterio: 

a. El valor mínimo del rango se establece como un -10% respecto a la referencia puntual;
b. El valor máximo del rango se establece como un +20% respecto a la referencia puntual.

1.1.2 Descripción de las inversiones programadas

El Programa de Inversiones es consistente con la información presentada correspondiente al Plan de 
Desarrollo; y fue presentado de conformidad con lo establecido en el catálogo de costos de los 
Lineamientos para la elaboración y presentación de los costos, gastos e inversiones; la procura de bienes 
y servicios en los contratos y asignaciones; la verificación contable y financiera de los contratos, y la 
actualización de regalías en contratos y del derecho de extracción de hidrocarburos, de la Secretaría de 
Hacienda y Crédito Público, en adelante Lineamientos de Costos. 

El Programa de Inversiones asociado al Plan de Desarrollo estimado por el Contratista que se sujeta a 
aprobación, es por un monto de 7581.8 millones de dólares. Las siguientes figuras muestran al Programa 
de inversiones desglosado, por Actividad petrolera; y a su vez cada una de ellas por Sub-actividad. 

Producción, 

60% 

$7,582 (Monto en millones de dólares de Estados Unidos) 77-7 

Figura 35. Distribución de Programa de Inversiones total, por Actividad petrolera. 
(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratist 
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Pruebas de Seguridad, Salud y 
Producción, 0.69% 7 / Medio Ambiente,

Perforación de 
Pozos. 47 08% 

1.34% 

Construcción 
Instalaciones, 

38.64% 

Geofísica, 0.36% 
• t ... 111 - 1 - • -,......_,.,, _____ Otras Ingenierías, 

Geología, 1.52% 3.21% 

$ 2,882 (Monto en millones de dólares de Estados Unidos)

Figura 36. Distribución de las inversiones programadas, Actividad petrolera: Desarrollo. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Ingeniería 
de 

Seguridad, 
Salud y Medio
Ambiente , 2% 

Yacimientos _______ _::'.'!'!, 0.1% 
Geología , 

0.1% 

$4,579 (Monto en millones de dólares de Estados Unidos) 
Figura 37. Distribución de las inversiones programada�. Actividad petrolera: Producción. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 
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Otras Ingenierías, 
4.74% 

General, 2.32% 

Seguridad, Salud y Medio 
Ambiente, 4.39% 

Demantelamiento 
de Instalaciones, 

88.56% 

$ 120 (Monto en millones de dólares de Estados Unidos) 
Figura 38. Distribución de las inversiones programadas, Actividad petrolera: Abandono. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Las cifras pueden no coincidir por redondeo. 
"Los montos anuales correspanderán a la apartación al Fideicomiso de Abandono v se determinarán de conformidad con la cláusula 17 4 del Contrato. 

Actividad 
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Operación de 

Instalaciones de 

Producción 

Seguridad, Salud y 

Medio Ambiente 

Desmantelamiento de 

Instalaciones 

General 
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General o o o o o o o o o o o o 

Geofísica o o o o o o o o o o o o 

Geología o o o o o o o o o o o o 

Ingeniería de 
o o o o o o o o o o o o 

Yacimientos 

Otras Ingenierías o o o o o o o o o o o o 

Perforación de Pozos o o o o o o o o o o o o 

Pruebas de Producción o o o o o o o o o o o o 

Seguridad, Salud y 
o o o o O, o o o o o o o 

Medio Ambiente 

Duetos 77 88 71 80 64 76 59 70 54 65 49 60 

General 30 30 31 32 32 33 34 34 35 36 36 37 

Geología 1 o 1 o 1 o 1 o 1 o 1 o 

Ingeniería de 
o o o o o o o o o o o o 

Yacimientos 

Intervención de Pozos 104 34 50 109 37 79 116 39 70 122 41 17 

Operación de 

Instalaciones de 64 65 65 66 78 66 65 64 63 80 64 63 

Producción 

Seguridad, Salud y 
5 5 5 5 5 5 5 5 6 6 6 6 

Medio Ambiente 

Desmantelamiento de 
o o o o o o o o o o 

Instalaciones 
o o 

Abandono 
General o o o o o o o o o o o o 

Otras Ingenierías o o o o o o o o o o o o 

Seguridad, Salud y 
o o o o o o o o o o o o 

Medio Ambiente 

Total 281 222 223 292 217 2S9 280 212 229 309 197 183 

Tabla 25. Desglose anual del Programa de Inversiones por Actividad petrolera (Montos en millones de dólares de 

Estados Unidos). 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

/.1.3 Análisis del programa de inversiones 

A partir de los rangos de referencia estimados para cada sub-actividad, se construyó el rango comparativo 

para el Programa de inversiones, por Actividad petrolera, para las actividades de Desarrollo y Producción, 

de conformidad con lo establecido en el apartado i.1. 1 anterior. Los resultados de tal análisis se presentan 

a continuación: 

3,700 3,306 

3,200 

2,700 • 2,882 

2,200 
2,479 

1,700 1297 
1,200 e-- 1114 

700 972 

200 

Total Construcción 

Desarrollo Instalaciones 

(Montos en millones de dólares de Estados Unidos) 

205 
13 54 

e 204 
• 10 • 44154 9 41 

General Geoflsica Geologla 

Rango de referencia • Contratista

3 113 

' 2.2 e 93 
85 

lngenlerla de Otras 
Yacimientos lngenlerlas 

1548 

e 1357 
1161 

25 49 
f9 20 fs 39 

Perforación Pruebas de Seguridad, 
de Pozos Producción Salud y Medio 

Ambiente 

o 

o 

o 

o 

o 

o 

o 

o 

10 

o 

o 

o 

o 

1 

o 

o 

o 

o 

o 

11 

Figura 39. Rango de referencia de costos para la Actividad petrolera Desarrollo. f4 
((Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 
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5,700 

4,700 
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1,700 

(Montos en millones de dólares de Estados Unidos) 

Rango de referencia • Contratista 
5,440 

...,_ 4,579 

4,080 
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1,452 
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! 2.4 

1,294 
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109 
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lngenleria de Intervención de Operación de Seguridad, 
Yacimientos Pozos Instalaciones de Salud y Medio 

Producción Ambiente 

Figura 41. Rango de referencia de costos para la Actividad petrolera Producción. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 
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130 
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Total Abandono 

Figura 42. Rango de referencia de costos para la Actividad petrolera Abandono. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Como se observa en las figuras de rangos de referencia de costos, el Programa de inversiones se 
encuentra dentro del rango de referencia establecido. Cabe reiterar que el Programa de inversiones fue 
presentado de conformidad con Lineamientos de Costos. 

De lo anterior se puede concluir que el Programa de Inversiones asociado a las actividades presentadas 

� 

para llevar a cabo el Plan de Desarrollo, son consistentes con las mejores prácticas de la industria, toda 
vez que se encuentran dentro del rango de costos de referencia. 

l. 2 Indicadores de evaluación económica

En este segundo apartado se analizan los indicadores económicos calculados por la Comisión, a partir de 
algunas de las premisas, y los flujos de costos y de producción estimados por el Contratista. El análisis se 
organiza como sigue: 

i. 
ii. 

Descripción de la evaluación económica de la Comisión; e 
Impacto en la evaluación económica de variaciones en principales variables 

a. Precio de aceite,
b. Volumen de hidrocarburos, y
c. Costos.
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La evaluación económica se efectúa asumiendo la posibilidad de producir 547 MMbpce4
. Esta DGEEE, 

considera los parámetros presentados en la Tabla 49 para determinar un denominado escenario base para 
la evaluación económica. 

Premisas Valor Unidades Comentarios 

Precio del petróleo 60 USD/b Se asume iaual durante la vida del provecto 
Precio del aas 3 USD/mpc Se asume iaual durante la vida del provecto 
Participación del Estado en la Utilidad Operativa 74 % 

Tasa de descuento 10 % Se asume iaual durante la vida del provecto 
Eauivalencia aas-petróleo crudo eauivalente 5.99 Razón 
TiPo de cambio 20 MXN/USD Se asume iaual durante la vida del provecto 

. .  

Tabla 26. Premisas para la evaluac,on de indicadores econom,cos del Plan de Desanollo . 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Derivado de estas premisas determinadas, los resultados de la evaluación económica que se obtienen 
considerando las variables antes descritas, se describen en la siguiente tabla. 

Valor Después de Impuestos y de 
Resultados Valor Antes de Impuestos contraprestaciones a favor del Unidad 

Estado5 

VPN 7,394 580 mm USO 
VP Inversión 2,228 2,228 mm USO 

VPNNPI 3.3 0.3 Adimensional 
TIR Indeterminada 16.9 % 

Tabla 27. Indicadores econom1cos. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

De la información presentada por el Contratista, bajo las premisas consideradas se determina que el 
proyecto tiene características suficientes para que se considere económicamente viable. 

Utilizando las mismas premisas y flujos, a continuación, se discuten los factores de riesgo asociados a la 
viabilidad económica del proyecto. 

l.2.2 Impacto en la evaluación económica de variaciones en principales variables

a. Precio del aceite

En la Figura 44 se presenta el valor presente esperado de los flujos a favor del Contratista, antes y 
después de impuestos y de contraprestaciones a favor del Estado en los términos arriba indicados. 
Cada punto de las líneas se asocia a una realización de precio del aceite de acuerdo al eje horizontal, 
que va de 40 a 90 dólares por barril. En el panel superior se muestra el valor a favor del Contratista 
después de impuestos y de contraprestaciones a favor del Estado y en el inferior, antes de impuestos 
y de contraprestaciones a favor del Estado. Se observa la robustez del proyecto frente a variaciones 
de precios. Para que el proyecto sea económicamente inviable antes de impuestos y 
contraprestaciones a favor del Estado (i.e. con valor presente esperado menor o igual a cero) el precio 
del aceite debería estar por debajo de 16.9 dólares por barril. A su vez, para que sea económicamente 
inviable después de impuestos y contraprestaciones a favor del Estado el precio del barril debe 
mantenerse por debajo de 38. 7 dólares. 

• Considerando los perfiles de producción presentados por el Contratista a partir de 2019: 453 mmb y 563 mmmpc. 

7-"77 

5 Regalías básicas de confonnidad con el artículo 24 de la Ley de Ingresos Sobre Hidrocarburos (LISH), Utilidad operativa a favor del
Estado de confonnidad con los artículos 11, 16 y 17 de la LISH, Impuesto Sobre la Renta como lo establecido n el artículo 32
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Figura 44. Valor presente esperado a favor del Contratista vs. Precio del aceite.

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

b. Volumen de hidrocarburos

En la Figura 45 se presenta el valor presente esperado de los flujos a favor del Contratista contra diferentes 11 7niveles de producción, considerando los campos descubiertos y la información actual. Cada punto de las 
líneas se asocia a una realización de volumen descrito en el eje horizontal. La línea interior representa el 
escenario base con un precio a 60 USO por barril y las dos líneas exteriores representan precios altos y 
bajos, la inferior a 40 USO por barril y la superior a 90 USO por barril. En el panel superior se muestra el 
valor esperado descontado para el Contratista después de impuestos y de contraprestaciones a favor del 
Estado. Se observa que el descubrimiento mínimo necesario en el escenario de 60 USO por barril, para 
qu
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(MMbpce). Para el caso que excluye el pago de impuestos y de contraprestaciones a favor del Estado, de 
198 MMbpce. 

(Millones de dólares descontados a 10%) 
Valor después de impuestos y contraprestaciones a favor del Estado 
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Figura 45 . Valor presente esperado a favor el Contratista vs. Volumen.

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

c. Costos

7,7 

En la Figura 46 se presenta el valor presente esperado de los flujos a favor del Contratista contra diferentes 
niveles de costos totales por barril. Cada punto de las líneas se asocia a una realización de costos de 
acuerdo con el eje horizontal. La línea continua superior representa las estimaciones asumiendo un precio 
de 80 USO por barril. La línea continua inferior representa las estimaciones asumiend un precio de 40 
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USO. La línea interior representa el escenario base de 60 USO por barril. En el panel superior se muestra 
el valor a favor del Contratista después de impuestos y de contraprestaciones a favor del Estado y en el 
inferior, antes de ellos. 

(Millones de dólares descontados a 10%) 
Valor después de impuestos y contraprestaciones a favor del Estado 

1,600 

1,400 

1,200 

1,000 

800 
@J 600 

400 

� 200 
� o 

-200

-400

-600

9.70 11.78 13.86 15.94 18.02 

USD/B 

-40 USD/8 -60 USD/8 -80 USD/8

Valor antes de impuestos y contraprestaciones a favor del Estado

14,000 

12,000 

* 10,000

@J 8,000 

6,000 

� 4,000 

2,000 

o 

9.70 11.78 13.86 15.94 18.02 

USD/B 

-40 USD/B -60 USD/B -80 USD/8

/--,J 

Figura 46. Valor presente esperado a favor el Contratista vs. Costos totales. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

Los resultados anteriores, muestran que de realizarse incrementos en los costos por hasta 47%, en el 
escenario base que considera los impuestos y contraprestaciones a favor del Estado, se mantendría la 
declaratoria de viabilidad económica del proyecto, considerando los indicadores y pri misas expuestas en 

el presente apartado. 
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La información presentada en esta sección de Análisis económico permite concluir que los montos 
estimados para realizar las actividades contempladas en el Plan de Desarrollo se encuentran dentro del 
rango establecido de precios de mercado, así mismo se observa que el proyecto presenta condiciones que 
le permitirán ser rentable ante variaciones de la industria y del propio proyecto. 

m) Abandono

En cumplimiento de la Cláusula 17 .1, el Contratista ha establecido en el Plan de Desarrollo una secuencia 
operativa consecutiva de abandono (Figura 47) que incluye todas las actividades necesarias para el 
taponamiento definitivo de pozos, limpieza, retorno a su estado natural, desinstalación de maquinaria y 
equipo, entrega ordenada y libre de escombros y desperdicios del Área Contractual, lo cual deberá 
realizarse conforme a las Mejores Prácticas de la Industria, al Sistema de Administración y a la 
Normatividad Aplicable, las condiciones· reales del campo determinarán la secuencia de abandono de los 
pozos de acuerdo con el desempeño del yacimiento. 

Abandono de pozos 
El abandono de los pozos de acuerdo con el plazo contractual de 25 años se realiza al finalizar el 
agotamiento de las reservas de hidrocarburos, considerando que esta ocurre, una vez que se llegue al 
límite económico redituable entre lo que produce y los costos de operación. 
Durante el desmantelamiento se levantará un inventario de todo el material, equipo y accesorios que 
componen el equipo de producción, con la finalidad de iniciar con la recuperación de los equipos que 
puedan ser reutilizados, siempre y cuando cumplan con las especificaciones y su estado físico sea 
aceptable, para que se dispongan en otras instalaciones petroleras. Las estructuras que no puedan ser 
reutilizables serán consideradas para su baja, que realizará su proceso de desincorporación. 
En el caso de abandono de los pozos se cumplirán los aspectos ambientales que establece la NOM-149-
SEMARNAT-2006, que incluye las especificaciones de protección ambiental que deben observarse en las 
actividades de perforación, mantenimiento y abandono de pozos petroleros en las zonas marinas. 
Para el taponamiento de pozos, se aislará la formación productora y se colocarán 3 tapones de cemento 
definitivos, dejando cimas aproximadamente a 3,000, 1,500 y 150 m; adicionalmente se cortarán y 
recuperarán las tuberías de revestimiento cementadas hasta la profundidad de 100 m y se instalará un 
tapón de cemento a nivel del lecho marino, de esta forma queda el pozo taponado en forma definitiva. 

Abandono de plataformas 
Al término de la vida útil de cada una de las plataformas, se realizará una evaluación para determinar su 
grado de corrosión y el desgaste en sus accesorios, tubería y equipos, quedando sujeta su operación a los 
requerimientos de explotación y uso, bajo las premisas de realizar las reparaciones necesarias, si es que 
la explotación continúa; esto con la finalidad de garantizar condiciones adecuadas de las instalaciones, 
reducir los riesgos para el personal y el medio ambiente. 
En caso de que la explotación no continúe, la sección de superestructura se desmantela para el retiro y 
recuperación de elementos de subestructura y los pilotes; los equipos de proceso, y otros accesorios, que 
estén en condiciones para su uso, se reutilizarán en otras instalaciones de la región. Se seccionará la 
subestructura de los pilotes de cimentación desde su base, y al igual que la superestructura (rejillas, 
soportaría, barandales y escaleras), se considerarán como chatarra y se trasladarán a tierra para su 
disposición. 

Abandono de duetos 
Al concluir el tiempo de operación de los duetos, será desmantelada la tubería instalada en las plataformas, 
como son los elementos que integran el dueto ascendente y la curva de expansión, estas secciones se 
envían al proceso de desincorporación. 
El corte y taponamiento del dueto, que se realiza para las líneas enterraqas, se conectará a las trampas de 
diablos para realizar una corrida con el fin de desalojar el fluido contenido, que es depositado en una 
embarcación con un contenedor para los residuos. Posteriormente se llenará el dueto con agua de mar 
para dejarlo lleno y pueda soportar la presión externa; y por último, se colocan los tapones soldados al 
inicio y fin del dueto y se abandona en el fondo de lecho marino. ....--.,.,.¡y_,, 
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Cronograma de Abandono 
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Figura 47. Cronograma de abandono (fuente: Contratista) 

La estimación del presupuesto para llevar a cabo las actividades de Abandono, realizada por Fieldwood, 
S. de R. L. de C.V. resultó en un total 120.1 mmUSD. De acuerdo con las Cláusulas 17.3 y 17.4 del Contrato,
una vez aprobado el Plan de Desarrollo, el Contratista deberá abrir un fideicomiso de inversión,
denominado Fideicomiso de Abandono (Tabla 28); el cual tendrá como objetivo tener una reserva para
fondear las operaciones de Abandono en el Area Contractual. Las aportaciones anuales que debe hacer el
Contratista al fideicomiso deben ser calculadas de acuerdo con la fórmula incluida en la Cláusula 17.4.
Cabe resaltar que no es motivo del presente Dictamen Técnico la aprobación de las aportaciones anuales
del Fideicomiso de Abandono del Contrato, ya que dicha aportación deberá ser calculada con base en los
parámetros que involucra la fórmula establecida en el Contrato.

Fideicomiso 
Ano (mmUSD) 

de 
2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 Abandono 

2.5 4.0 3.8 6.5 6.2 9.4 10.8 10.2 9.2 8.3 8.3 

Ano (mmUSD) Aporte 
2031 1 2032 1 2033 1 2034 1 2035 1 2036 1 2037 1 2038 1 2039 1 2040 Total 

7.7 1 6.9 1 6.3 1 5.8 1 5.2 1 4.4 1 3.7 1 0.9 1 O.O 1 O.O 120.1 

Tabla 28. Aporte anual al Fideicomiso de Abandono 

(Fuente: Información presentada por Fie/dwood Energy, S. de R.L. de C. V.) 
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n) Cumplimiento Contractual

Derivado del análisis realizado por la Comisión y con base en el Contrato, se advierte que las Cláusulas 
Contractuales presentadas por el Contratista consisten en lo siguiente: 

CLÁUSULAS DEL CONTRATO 

Cláusula 5. 1 Notificación de Continuidad de Actividades 
Cláusula 5. 2 Plan de Desarrollo 

Cláusula 11. 8 Punto de Medición 

Cláusula 14. 1 Hidrocarburos de Autoconsumo 
Cláusula 17. 1 Requerimiento Programa 

Cláusula 18. 3 Contenido Nacional 

Cláusula 18.5 Capacitación y Transferencia de Tecnologfa 
Anexo 9 Contenido Mfnimo al Plan de Desarrollo. 

Tabla 29. Cumplimiento Contractual. 

Uso compartido de infraestructura 

CUMPLIMIENTO 

SI 

SI 

SI 

SI 

SI 

SI 

SI 

SI 

Respecto a la nueva infraestructura de desplazamiento y logística de hidrocarburos sin procesar, fuera del 
área contractual, el Contratista planea llevar a cabo el análisis de mercado correspondiente, a fin de 
detectar las posibles necesidades de capacidad adicional de la infraestructura proyectada. 

Lo anterior, en estricto cumplimiento del Anexo 13 del Contrato de Producción Compartida. 

Dicho análisis de mercado el Contratista Planea llevarlo a cabo a más tardar en el mes de enero de 2019, 
manteniendo informada a la Comisión del resultado correspondiente. 

Obligaciones Adicionales de las Partes 

Derivado del análisis realizado por la Comisión y la naturaleza de las Actividades Petroleras incluidas en 
este Plan de Desarrollo se le informa al Contratista la observación de la Cláusula 13.1 inciso d) del Contrato 
en el que se establece la obligación de obtener oportunamente todos los permisos de cualquier Autoridad 
Gubernamental necesarios para la realización de las Actividades Petroleras 
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V. Mecanismos de revisión de la Eficiencia Operativa en la
extracción y métricas de evaluación del Plan 

Con el fin de medir el grado de cumplimiento de las metas y objetivos establecidos en el Plan de Desarrollo, 
a continuación, en la Tabla 30 se muestran los indicadores clave de desempeño conforme al artículo 12, 
fracción 11 de los Lineamientos, así como las métricas de evaluación de acuerdo a lo establecido en el 
artículo 44 de la Ley de Hidrocarburos y artículo 33, fracciones IV y VI de los Lineamientos: 

Unidad deCaracterística Metas o parámetros de medición medida 

nempo de Porcentaje de la diferencia del 
Perforación de un tiempo promedio de perforación de Porcentaje de 

un pozo real con respecto al desviación pozo programado 

Tiempo de Porcentaje de la diferencia del 
tiempo promedio de las Porcentaje de reparaciones en reparaciones en pozo desviación pozo con respecto al programado 

Porcentaje de pozos delimitadores 
exitosos con respecto al número 

Tasa de éxito de total de 
perforación en la pozos delimitadores perforados. El Porcentaje 

delimitación éxito se considera cuando el pozo 
permite la delimitación de un 

vacimiento 
Porcentaje de pozos de desarrollo 

Tasa de éxito de exitosos con respecto al número 
perforación para total de pozos de desarrollo Porcentaje los pozos de perforados. El éxito se considera 

desarrollo cuando el pozo contribuye a la 
producción del yacimiento 

Porcentaje de reparaciones 
exitosas con respecto al número 

Tasa de éxito de total de reparaciones hechas. El Porcentaje reparaciones éxito se considera cuando existe 
optimización de la producción en 

el pozo. 
Porcentaje de la diferencia entre 

Reparaciones las reparaciones mayores Porcentaje Mayores realizadas respecto a las 
oroaramadas en el al'lo. 

Porcentaje de la diferencia entre 
Pozos perforados los pozos perforados en el al'lo Porcentaje 

respecto a los planeados en el al'lo 
Porcentaje de la diferencia entre 

Terminación de los pozos terminados en el al'lo Porcentaje de 
pozos respecto a los programados en el desviación 

al'lo 
Porcentaje de desviación de la 

producción acumulada del campo Porcentaje de Producción o yacimiento real con respecto a la desviación planeada en un tiempo 
determinado 

Porcentaje de desviación del gasto Porcentaje de Gasto de de operación real con respecto al desviación operación programado en un tiempo 
determinado 

Porcentaje de desviación del 
Desarrollo de desarrollo de reservas real con Porcentaje de 

reservas respecto al programado en un desviación 
tiempo determinado 
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Fórmula o descripción del 
Indicador 

_ (Preal - TPplan
) TP - TPplan x 100 

_ (RPreaI - TRPplan
) TRP - TRPplan x 100 

TEPDI 
= (

Pozos delimitadores exitosos
) 

Total de pozos delimitadores 
X 100 

TEPD 
= (

Pozos desarrollo exitosos
) 

Total de pozos desarrollo 
X 100 

TER= (
Reparaciones exitosas

) 
Total de reparaciones 

X 100 

_ (
RMAreal - RMAplan )DRMA - RMAplan 

(Preal - PPplan
) DPP = 

p J X 100 P p an 

_ (Preal - TPplan
) , DTP - TPplan 100 

_ (Areal - PAplan
) OPA - PAplan x 100 

_ coreal - GOplan
) DGO - GOplan x 100 

_ (DRreal - DRplan) DDR - DRplan x 100

Frecuencia Periodo de 
de reporte a la 

medición Comisión 
Al finalizar Al finalizar lala perforación perforación 

-

-

terminación terminación 
de un pozo de un pozo 
Al finalizar Al finalizar la la reparación reparación 

-

-

terminación terminación 
de un pozo de un pozo 

Al finalizar Al finalizar lala perforación y perforación 
y prueba de prueba de un 

un pozo pozo 

Al finalizar 
la Al finalizar la 

perforación perforación y
y prueba de prueba de un 

pozo un pozo 

Al término 
de la Al término de 

reparación la reparación 
y prueba de y prueba de 

un pozo un pozo 

Trimestral Trimestral 

Trimestral Trimestral 

Trimestral Trimestral 

Mensual Mensual 

Trimestral Trimestral 

Trimestral Trimestral 
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Inyección de fluido 

Factor de 
recuperación 

Productividad 

Contenido 
Nacional 

Aprovechamiento 
de Gas Natural 

Característica 

Presión por 
yacimiento 

Porcentaje de desviación del 
volumen inyectado real de fluidos 

(como nitrógeno, gas natural, 
dióxido de carbono, vapor, 

surfactante o agua) con respecto 
al programado en un tiempo 

determinado 
Porcentaje de la diferencia entre el 
Factor de Recuperación real con 
respecto al planeado a un tiempo 

determinado 
Porcentaie de desviación 

Producción promedio de un pozo o 
grupo de pozos entre el total de 

pozos 

Porcentaje de la diferencia entre el 
contenido nacional utilizado 

respecto al programado 
Porcentaje de la diferencia entre el 

aprovechamiento de gas real 
respecto al programado 

Porcentaje de 
desviación 

Porcentaje de 
desviación 

Barriles por 
día (bd) 

Porcentaje de 
desviación 

Porcentaje de 
desviación 

_ cFreal - IFRplan) DIF - F l x 100 I pan 

_ (Rreal - FRplan) DFR - FRplan x 100 

Producción diaria promedio de un 
pozo o grupo de pozos dividida 
entre el número de pozos en el 

grupo 
_ (Nreal - CNplan) DCN - CNplan x 100 

DAGN 
_ 

(
AGNreal -AGNplan

) - AGNvlan X lOO 

Tabla 30. Indicadores Clave de Desempeño. 

(Fuente: Comisión) 

Metas o parámetros de Unidad de Fórmula o descripción del 
medición medida indicador 

Magnitud de llP 
Caída de la presión por yacimiento la calda de = PA la fecha de presentación del Plan 

presión - PActual 

Tabla 31. Indicadores Clave de Desempeño. 

(Fuente: Comisión) 

Mensual Mensual 

Trimestral Trimestral 

Mensual Mensual 

Trimestral Trimestral 

Mensual Mensual 

Frecuencia 
Periodo de 
reporte a la 

de medición 
Comisión 

Trimestral Trimestral 

Seguimiento al Plan: Con base en el artículo 31 fracciones VI y VIII de la Ley de Hidrocarburos, así 
como en el articulo 22 fracciones XI y XIII de la Ley de los Órganos Reguladores Coordinados en Materia 
Energética, la Comisión realizará el seguimiento de las principales actividades que realice el Contratista 
en el Area Contractual, con el fin de verificar que el proyecto que este último lleve a cabo, esté de acuerdo 
con las Mejores Prácticas Internacionales y se realice con el objetivo principal de maximizar el valor de 
los Hidrocarburos. Por lo anterior, se presentan los indicadores que utilizará la Comisión con el fin de dar 
seguimiento al Plan. 

i) Como parte del seguimiento a la ejecución del Plan se verificará el número por tipo de actividades
ejercidas respecto de las erogaciones contempladas en el Plan, como se observa en la Tabla 32.

Actividad Programadas Ejercidas 
Porcentaje de 

desviación 

Perforación Pozos Productores 19 
Perforación v terminación pozo inyector de aqua residual 1 
Terminación de pozos productores 21 
Plataformas 4 

Duetos 6 

Taponamiento de pozos6 22 

Abandono Plataformas 4 

Abandono de duetos 6 

Tabla 32. Indicador de desempeño de las actividades ejercidas. (fuente: Contratista) 
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ii) Como parte del seguimiento a la ejecución del Plan, se verificará el monto de erogaciones ejercidas
respecto d e las erogaciones contempladas en el Plan, como se observa en la Tabla 33.

Programa de Erogaciones 
Indicador 

Sub-actividad MMUSD erogaciones ejercidas 
Programa de 

(MMUSD) (MMUSD) 
Erogaciones/ 

ejercidas 

Desarrollo 
i. General 204.2 

ii. Geofísica 10.4 

iii. Geoloaia 43.9 

iv. Perforación de pozos 1357.1 

v. Pruebas de Producción 20.0 

vi. lnaenieria de Yacimientos 2.2 

vii. Otras lnaenierías 92.5 

viii. Construcción Instalaciones 1113.7 

ix. Seauridad, Salud v Medio Ambiente 38.5 

Producción 

i. General 518.3 

ii. Geoloaia 5.0 

iii. lnaeniería de Yacimientos 2.4 

iv. Intervención de Pozos 1082.0 

v. Operación de Instalaciones de Producción 1297.8 

vi. Duetos 1583.6 

vii. Seauridad, Salud v Medio Ambiente 90.2 

Abandono 

i. Abandono 120.0 

TOTAL7 7 581 

Tabla 33. Indicador de desempeño del Programa de Inversiones en función de las erogaciones ejercidas. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista.) 

iii) Las actividades Planeadas por el Contratista están encaminadas al incremento de la producción en
� el Area Contractual, mismo que está condicionado al éxito de dichas actividades. La Comisión dará

el seguimiento a la producción real de aceite y gas que se obtenga derivada de ejecución de las
actividades como se muestra en la Tabla 34' 

Fluido 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 

Producción de aceite programada 
24 38 36 64 59 89 104 98 86 77 79 

(mbdl 
Producción de aceite real (mbdl 

Porcentaje de desviación 
Producción de gas programada 

39 63 58 91 84 136 143 127 109 95 86 
{mmpcd) 

Producción de gas real /mmocdl 
Porcentaie de desviación 

7 Los totales pueden no coincidir por redondeo 
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Fluido 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041 

Producción de aceite 
72 64 58 56 51 46 41 37 33 29 23 proQramada (mbdl 

Producción de aceite real (mbd) 
Porcentaie de desviación 

Producción de gas programada 
78 69 63 58 52 47 42 38 34 30 24 

(mmpcd) 
Producción de Qas real (mmpcd) 

Porcentaje de desviación 

Tabla 34. Indicadores de desempeño de la producción de aceite y gas en función de la producción reportada. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista) 

El Contratista deberá presentar a la Comisión aquellos reportes que permitan dar seguimiento y verificar el 
cumplimiento de la ejecución del Plan de Desarrollo, en los términos que establecen la Cláusula 9.8 del 
Contrato, el artículo 43 de los Lineamientos, así como el artículo 24 de las Disposiciones de 
aprovechamiento de gas. 

VI. Sistema de Administración de Riesgos

Esta Comisión emite el presente Dictamen Técnico para la aprobación correspondiente al Plan de desarrollo 
correspondiente al Contrato CNH-R01-L02-A4/2015 para la Extracción de Hidrocarburos, sin perjuicio de la 
obligación de parte Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de C.V. (Contratista) de atender la normativa 
emitida por las autoridades competentes en materia de Hidrocarburos, asi como todas aquellas que tengan 
por efecto condicionar el inicio de las actividades contenidas en el presente Plan. 

En relación con el Sistema de Administración de Riesgo, el 31 de enero de 2017, la Agencia autorizó el 
Sistema de Administración a implementar en el Proyecto en relación con las actividades autorizadas por la 
Comisión en el Plan de evaluación del Contratista, con Número ASEA-FIE16006C/AG0117, mediante escrito 
ASENUGI/DGGOl/0131/2017 y el 1 de febrero de ese mismo año la Agencia notificó al Contratista. 

Así también mediante oficio ASENUGI/DGGEERC/1106/2018, recibido en la Comisión el 17 de octubre de 
2018, la Agencia señala que El Regulado Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de C.V., la AGENCIA le 
hace de su conocimiento que, para efectos de que las actividades contempladas en el Plan de Desarrollo 
para la Extracción se encuentren amparadas bajo la autorización número ASEA-FIE16006C/ AG0II 7, el 
REGULADO deberá presentar ante la AGENCIA: 

1. La solicitud de modificación de su Sistema de Administración autorizado, por lo cual deberá dar
cumplimiento a lo establecido en el artículo 26 de las Disposiciones administrativas de carácter general que

� 
establecen 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 (LINEAMIENTOS). mismo que a la letra dice:

' 

Artículo 26. Si el Regulado decide realizar modificaciones al Proyecto conforme al cual fue Autorizado el 

Sistema de Administración para su implementación. deberá presentar a la Agencia la descripción de las

modificaciones que busca realizar. por lo menos treinta días hábiles antes de llevarlas a cabo, asf como los 7--¡ "7 
informes y reportes que se requieren derivados de dicha modificación, según lo dispuesto en los Anexos IV y

V, de los presentes lineamientos. 

2. Dicha modificación deberá ir acompañada con la siguiente información:
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a) El Programa de Implementación actualizado, considerando la modificación en comento.
b) Previo a la ejecución de las actividades que pretende realizar, deberá presentar ante la AGENCIA, la
aprobación que la COMISIÓN en su momento le otorgue.

3. Aunado a lo anterior, cabe seflalar que el REGULADO está obligado a dar cabal cumplimiento a los
TÉRMINOS y RESUELVES establecidos en el oficio resolutivo ASEA/UGIIDGGOl/0131/2017 de fecha 31 de
enero de 2017.

VII. Programa de cumplimiento de Contenido Nacional y
Transferencia de tecnología 

Esta Comisión emite el presente Dictamen Técnico para la aprobación correspondiente al Plan de Desarrollo 

correspondiente al Contrato CNH-R01-L02-A1/2015 para la Extracción de Hidrocarburos, sin perjuicio de la 

obligación de parte Fieldwood Energy E&P México, S. de R.L. de C.V. (Contratista) de atender la normativa 

emitida por las autoridades competentes en materia de Hidrocarburos, así como todas aquellas que tengan 

por efecto condicionar el inicio de las actividades contenidas en el Plan propuesto. 

En relación con la opinión emitida por la Secretaría de Economía mediante Oficio UCN.430.2019.045 recibido 

el 28 de enero de 2019 en esta Comisión, suscrito por el Titular de la Unidad de Contenido Nacional y Fomento 

de Cadenas Productivas en Inversión en el Sector Energético, informa que tienen una opinión favorable del 

Programa de Capacitación y Transferencia de Tecnología correspondiente al Contrato. 

Así también se menciona que mediante Oficio UCN.430.2018.436 recibido el 26 de noviembre de 2018, que 

se considera probable que se cumpla con las obligaciones en materia de contenido nacional para el presente 

contrato para el periodo 2019-2025, en consecuencia, se tiene una opinión favorable respecto al Programa 

de Cumplimiento de contenido nacional para el Período de Desarrollo presentado por Fieldwood Energy para 

el Contrato en comento. 

Por lo anterior, en términos de las Cláusulas 18.3 y 18.5 del Contrato, se recomienda aprobar dichos 

programas, a fin de que formen parte integrante del Contrato. 

VIII. Compromisos del Contratista

1. El Contratista deberá dar cumplimiento a los plazos y especificaciones manifestadas y

evaluadas en el Plan de Desarrollo por esta Comisión a través de los programas manifestados

y de conformidad con lo establecido en el presente Dictamen,

2. Se obliga a dar aviso a esta Comisión - DGM cuando se finalice con cada una de las actividades

relacionadas con la medición de los hidrocarburos presentadas por el Contratista en el Plan de

Desarrollo.

3. Dar aviso a la Comisión de la entrada en vigor de la etapa 11 de los Sistemas de Medición Fiscal

programados en el presente Plan.

4. Dar aviso a la Comisión previo a la entrada en operación de los Sistemas de Medición que son

parte de la propuesta del manejo de los hidrocarburos desde el Pozo hasta el Punto de

Medición, conforme al artículo 48 de los L TMMH.

5. Los volumenes y calidades del Petróleo y Gas Natural a medir deberán ser reportados de

conformidad con lo establecido en los L TMMH y normatividad vigente.

6. Para el cumplimiento del artículo 10 de los L TMMH, deberá proporcionar el balance de los

autoconsumos y características de los equipos generadores de a toconsumos, así como de

los equipos que bombean y miden el agua.
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7. Enviar el censo de instrumentos de los Sistemas de Medición usados en los Puntos de

Medición, así como los sistemas de medición operacional, referencia y transferencia, conforme

a lo establecido en el presente Dictamen, una vez que se tenga la información dada la

naturaleza de los tiempos estimados del Plan de Desarrollo. Se deberán incluir las

Caracteristicas Metrológicas de los instrumentos, así como el valor de incertidumbre deberá

provenir de un presupuesto de incertidumbre y no de valores de fabricante.

8. El Contratista deberá utilizar sistemas telemétricos para monitorear en tiempo real la Medición

de los hidrocarburos en el Punto de Medición de conformidad con lo establecido en el artículo

19, fracción 111 de los LTMMH.

9. El Contratista deberá mantener actualizada la información a disposición de la Comisión

referente al cumplimiento de lo dispuesto en cada uno de los artículos de los Lineamientos

Técnicos en Materia de Medición de Hidrocarburos en su versión más reciente, atendiendo en

tiempo y forma cada uno de los requerimientos, así como de lo establecido en el Dictamen.

1 O. Así mismo es necesario que el Contratista cuente con información actualizada sobre el 

implemento de los mecanismos de medición, cumplimiento de los programas calendarizados, 

procedimientos, presupuestos de incertidumbre del volumen medido estimado sobre el 

volumen a condiciones de referencia, monitoreo y transmisión de los datos en tiempo real y 

cada una de las variables asociadas a los Sistemas de Medición de cada una de las mediciones 

propuestas (operacionales y fiscal), ya que los datos generados en estos sistemas se vuelven 

parte de los Mecanismos de Medición por ende al Sistema de Gestión y Gerenciamiento de la 

Medición. 

11. Por último, es importante señalar que de conformidad con lo establecido en el artículo 47 de

los Lineamientos Técnicos, el Operador deberá someter a consideración de la Comisión la

aprobación de las modificaciones sustantivas que en su caso requiera el Plan de Desarrollo

para la Extracción del Contrato, en relación con los Mecanismos de Medición aprobados

mediante el presente Dictamen, sin perjuicio de los avisos y aprobaciones señaladas en los
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IX. Resultado del dictamen técnico

La Comisión llevó a cabo la evaluación del Plan de Desarrollo presentado por el Contratista de conformidad 
con los artículos 44, fracción II de la Ley de Hidrocarburos y 39 fracciones 1, 11, 111, IV, VI y VII de la Ley de 
los órganos Reguladores Coordinados en Materia Energética, así como 6, 7, 8, fracción 11, 11, 19, 20 y 25 
de los Lineamientos. En virtud de lo anterior, se determinó que las actividades incluidas en el Plan dan 
cumplimiento a la normativa aplicable en el plazo que establece el Contrato y permiten determinar que no 
se presenta ninguno de los supuestos que establece la Cláusula 5.3 de dicho Contrato. 

1. Fue elaborado de conformidad con las bases y criterios establecidos en los artículos 7, fracciones 1,
11, 111, IV, VI y VII, y 8, fracción 11, 11, fracciones 1, 11, 111, IV, V, VI, VII y VIII de los Lineamientos; y en
atención a las Mejores Prácticas de la Industria, en términos de la Cláusula 13.2 del Contrato.

2. Contiene los requisitos establecidos en los artículos 9, fracción 11, 12, fracción 11, 19, 20, 25 y el Anexo
11 de los Lineamientos.

Lo anterior se corrobora en términos de las constancias que obran en el expediente
5S.7.DGDE.0152/2018 DICTAMEN PLAN DE DESARROLLO CNH-R01-L02-A4/2015 de la Dirección
General de Dictámenes de Extracción de esta Comisión.

3. Asimismo, se advierte que el Plan de Desarrollo cumple con los requisitos establecidos en el Contrato,
en los siguientes términos:

a) Cumple con la Cláusula, 5.2:
i. Contempla la totalidad del Área Contractual;
ii. Incluye la totalidad de la información requerida en al Anexo 9 del Contrato;
iii. Prevé la utilización de métodos y procesos adecuados para obtener el máximo Factor de

Recuperación final de las Reservas de conformidad con las Mejores Prácticas de la Industria,
iv. Está diseñado de tal forma que permite la optimización del beneficio económico de los

Campos, evitando tasas de declinación excesivas de producción o pérdida de presión.
v. Cuenta con el programa de aprovechamiento de Gas Natural correspondiente y los

mecanismos de medición de la producción de Hidrocarburos.

b) Respecto a la medición y recepción de los Hidrocarburos netos, el Plan cumple con las Cláusulas
11.1, 11.3 y 11.8 del Contrato, en términos del análisis realizado en el apartado IV, inciso k) del
presente Dictamen.

c) En atención a la Cláusula 17.1 del Contrato, el Plan contiene una sección relacionada con el
Abandono, la cual incluye todas las actividades necesarias para el taponamiento definitivo de
pozos, limpieza, retorno a su estado natural, desinstalación de maquinaria y equipo, y entrega
ordenada y libre de escombros y desperdicios del Área Contractual, todo lo cual deberá realizarse
conforme a las Mejores Prácticas de la Industria, al Sistema de Administración y la Normativa
aplicable.

a) Acelerar el desarrollo del conocimiento del potencial petrolero del país

En el Plan presentado se establecen actividades encaminadas a la recuperación de Hidrocarburos 77-"7
contenidos dentro del Área Contractual a través de la perforación y terminación de 21 pozos
productores en total, es importante mencionar que 2 pozos ya fueron perforados durante la etapa de
evaluación ayudando a delimitar la acumulación de aceite en el yacimiento, definir el contacto agua
aceite y mejorar la interpretación geológica del área, lo que ayudo a diseñar un Plan de Desarrollo
que maximiza tanto la recuperación final de hidrocarburos, como I beneficio económico del proyecto.
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Por otra parte, se plantea la toma de información y estudios con el objetivo de: 

• Incrementar el conocimiento del Area Contractual
• Monitorear el comportamiento del yacimiento a través de indicadores de producción.
• Implementar la administración de yacimientos para maximizar el Factor de Recuperación y el

beneficio económico del proyecto.
• Realizar el modelo estático y dinámico con el fin de dar seguimiento a los factores de

recuperación y volúmenes de hidrocarburos a recuperar.
• Analizar la implementación de un método de Recuperación Secundaria.
• Controlar la calidad de los fluidos.

b) Elevar el Factor de Recuperación y la obtención del volumen máximo de petróleo crudo y de
gas natural en el largo plazo, en condiciones económicamente viables

El contratista se compromete a realizar estudios técnicos con el objetivo de analizar la factibilidad de
implementar un proyecto de recuperación secundaria, por el momento la tecnología como es el
sistema de bombeo electrocentrifugo ayuda a recuperar un volumen de 455 mmb (millones de
barriles) de aceite y 567 mmmpc (miles de millones de pies cúbicos) de gas lo que equivale a un
factor de recuperación de 28% para el aceite y 29% para el gas.

c) La reposición de las reservas de Hidrocarburos, como garantes de la seguridad energética de
la Nación y, a partir de los recursos prospectivos

El Plan propuesto por el Contratista presenta un pronóstico de producción, que respalda la
construcción de infraestructura y actividades físicas programadas a la vigencia del Contrato, con el
objetivo de recuperar un volumen de 455 mmb de aceite y 567 mmmpc de gas.

d) Promover el desarrollo de las actividades de exploración y extracción de hidrocarburos en
beneficio del país

En este sentido, el contratista realizará una campaña de perforación de 198 pozos de desarrollo, en
los cuales se tomará de información con el objetivo de mejorar la caracterización del área y buscar
oportunidades en el Area Contractual.

e) La tecnología y el Plan de producción que permitan maximizar el Factor de Recuperación, en
condiciones económicamente viables

Una vez analizada la información remitida por el Contratista, la Comisión concluye que las tecnologías
propuestas a utilizar por el Contratista, como son las utilizadas en la perforación de pozos, la
implementación del BEC, el uso de plataformas no tripuladas, así como el uso de sensores de fondo
para la transmisión de información, son adecuadas para las actividades de Extracción de
Hidrocarburos en el Area Contractual, las cuales, contribuyen a maximizar el Factor de Recuperación
siendo 28% para el aceite y 29% para el gas, asimismo, derivado de la evaluación económica realizada
a la propuesta de Plan de Desarrollo se determina que el proyecto se ejecutara en condiciones
económicamente viables.

f) El programa de aprovechamiento del Gas Natural

El Plan de Desarrollo considera el programa de aprovechamiento de gas conforme a las
Disposiciones Técnicas, asimismo da cumplimiento a la meta de aprovechamiento de gas del 98%, 77 -7
la cual se alcanzará desde el inicio de las actividades, a principios del año 2020 y se mantiene durante
el resto de la vigencia del Plan, a través del autoconsumo y la trasferencia, de esta manera se
garantiza el aprovechamiento del gas producido en el Area Contractual.
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Asimismo, en atención al artículo 13 de las Disposiciones de Aprovechamiento de Gas, se propone 
aprobar la máxima Relación Gas Aceite (RGA) esperada con base en la producción de sus pozos, 
confirmando el seguimiento y cumplimiento de esta relación según el pronóstico de producción, 
incluyendo entre otras acciones, reparaciones mayores, así como el estrangulamiento y cierre de los 
pozos que sobrepasen esta máxima relación gas aceite (RGA), y de conformidad con los factores de 
recuperación de Hidrocarburos reportados, de conformidad con lo establecido en los artículos 25 y 
27 de las Disposiciones Técnicas para el Aprovechamiento del Gas Natural Asociado en la Extracción 
de Hidrocarburos, Tabla 35. 

Area Contractual 4 RGA oclb 

lchalkil Cretácico 870 
lchalkil Jurásico 1951 
Pokoch Jurásico 1290 

Tabla 35. Valores máximos de RGA esperados en el Area Contractual. 

(Fuente: Comisión con información presentada por el Contratista.) 

En términos del artículo 4 fracción 11 y IV, de las Disposiciones Técnicas para el aprovechamiento del 
gas natural asociado, en la exploración y extracción de hidrocarburos y de la Cláusula 14.1 
Hidrocarburos de autoconsumo del Contrato, el Contratista podrá utilizar como parte del programa de 
aprovechamiento el autoconsumo de hasta 1 O millones de pies cúbicos diarios como gas combustible 
para la generación de energía eléctrica propia. 

Dicho programa de aprovechamiento se propone aprobar en términos de las Disposiciones de 
aprovechamiento de gas natural asociado, del artículo 39, fracción VII, de la LORCME, 7, fracción VII 
y artículo 8 fracción 11, inciso g) de los Lineamientos, así como de la Cláusula 14.1 del Contrato. 

Lo anterior, toda vez que fue estructurado conforme al contenido establecido en el artículo 11, 13, 14 
fracción 11, 19, 22 de las Disposiciones. 

g) Mecanismos de medición de la producción de Hidrocarburos

De acuerdo con el análisis y la evaluación realizada a la información presenta por el Contratista
Fieldwood Energy E&P S. de R.L. de C.V., respecto de la propuesta de los Mecanismos de Medición
para el Área Contractual A4 Campos lchalkil y Pokoch, en la solicitud de aprobación de su Plan de
Desarrollo, la cual consiste utilizar sistemas de Medición Fiscal para el Petróleo y Gas Natural en dos
etapas; en el que para la Etapa I propone utilizar Sistemas de Medición en la Plataforma Tumut-A y
para la Etapa 11 Sistemas de Medición en una Terminal de Almacenamiento y Medición con carácter
de privada para el caso del Petróleo y para el Gas Natural Sistemas de Medición en la Plataforma
CP-Litoral-A y comenzar la medición en los tiempos propuestos y calendarizados, así como manejar
y medir la producción de los hidrocarburos hasta estos Puntos de Medición Fiscal propuestos,
comprometiéndose con esto a las fechas de ejecución y entrega de acuerdo a los cronogramas de
actividades presentados, para la etapa I y etapa 11 revisados y evaluados para el cumplimiento de la
implementación de los Mecanismos de Medición, en los términos que establecen los Lineamientos
Técnicos en Materia de Medición de Hidrocarburos, cumpliendo así con la normatividad vigente para
la medición dinámica de los hidrocarburos a producirse.

Derivado de lo anterior, y como resultado del análisis y evaluación realizada a la conceptualización
para la implementación de los Mecanismos de Medición y los Sistemas de Medición, se consideran
técnicamente viables las actividades propuestas por el Contratista, conforme a la evaluación de los
Mecanismos de Medición del presente Dictamen, en atención a las siguientes consideraciones:

Respecto a las actividades propuestas por el Contratista en el Plan de Desarrollo, se concluye lo
siguiente:

1'� 
Se llevó a cabo la evaluación de los Mecanismos de Medición propuestos por el Contratista para el

7es;o, en términos de articulo 43 

:: 

los LTMMH, del cual
� 
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Se verificó la suficiencia de la información, de la cual se advierte que cumple con los requisitos 
establecidos en los L TMMH, en particular el contenido referido en los artículos 8, 9, 19, fracciones 1, 
11, 111, IV, V, 21, 22, 23, 24, 25, fracción 1, 11, 111, IV,VI, VII 26, 27, 28, fracciones 1, 11, 29, 30, 34, 35, 38, 
39, 40 y 42. 

Se analizó la información proporcionada por el Contratista respecto a la Gestión y Gerencia de la 
Medición, concluyendo que cumple con los requisitos para poder implementar un Sistema de Gestión 
en base al programa calendarizado enviado y al contenido integral del artículo 44 de los L TMMH, el 
cual deberá ser implementado en los términos referidos en el articulo 42 de los L TMMH. 

Respecto a los componentes de los Mecanismos de Medición, se advierte que los mismos son 
congruentes con el Plan de Desarrollo propuesto por el Contratista. 

Con base en los artículos 5 y 43, fracción IV de los L TMMH se solicitó la opinión de la Secretaría de 
Hacienda y Crédito Público con relación a la ubicación de los Puntos de Medición mediante el Oficio 
250.018/2019 de fecha 18 de enero de 2019, a lo cual mediante Oficio 352-A-009 con fecha del 22 
de enero de 2019 se respondió que está de acuerdo con la ubicación de los puntos de medición 
propuestos por el Contratista, " ... siempre que los mecanismos y puntos de medición propuestos por 
los Contratistas permitan determinar el volumen y la calidad de los hidrocarburos provenientes del 
área asociada al contrato referido, de conformidad con los Lineamientos técnicos en materia de 
medición de hidrocarburos (Lineamientos) expedidos por esa Comisión" , resaltando que la 
determinación del volumen y calidad de los hidrocarburos, se puede determinar de conformidad con 
lo establecido en los LTMMH, y que la metodología por el banco de calidad deberá ser implementado. 

En atención al contenido de dicha opinión, se advierte que los Puntos de Medición propuestos por el 
Contratista, cumplen con las disposiciones previstas en los L TMMH en dichos Puntos de Medición 
conforme al artículo 42 de los L TMMH, por lo cual se advierte que dicha Secretaría a está de acuerdo 
con los Puntos de Medición propuestos. 

Respecto a los resultados de la evaluación realizada a los Mecanismos de Medición y lo estipulado 
en el articulo 46, se establece lo siguiente: 
Respecto de la determinación de la ubicación de los Instrumentos de Medida y Sistemas de Medición 
para llevar a cabo la medición de los Hidrocarburos en los Puntos de Medición, así como la Medición 
Operacional y Fiscal, la misma se encuentra definida en la figura 1 y 2 del presente dictamen. 

Se determina que deberá dar seguimiento puntual a los presupuestos de estimación de incertidumbre 
una vez que se tengan las condiciones operativas y de funcionalidad, en donde para el caso de los 
Puntos de Medición la Incertidumbre expandida de los Sistemas de Medición para el Gas Natural no 
deberá ser mayor al 1 % y para el caso del Petróleo, la incertidumbre de los Sistemas de Medición no 
deberá ser mayor al 0.3%. Lo anterior da cumplimiento a los valores de Incertidumbre y parámetros 
de calidad referidas en los artículos 28 y 38 de los L TMMH para los Sistemas de Medición instalados 
y a instalar. 

Deberá dar aviso previo de la entrada en operación de los sistemas de medición a la Comisión 
conforme al artículo 48 de los LTMMH, esto en las fases I y 11. 

� 

Con el objeto de asegurar el funcionamiento y la mejora continua de los Mecanismos de Medición, se 
propone aprobar los programas de los Diagnósticos presentados por parte del Contratista, en 
términos del apartado IX de los LTMMH, de los cuales deberá enviar los resultados entregados por 
el tercero, así como el programa de atención a los hallazgos resultante de los diagnósticos. 

En cuanto a la determinación y asignación de los volúmenes para el Área Contractual A4 Campos 
lchalkil y Pokoch en los Puntos de Medición y conforme a los Mecanismos de Medición, el Contratista -,, -?'7
deberá realizarla en los términos manifestados y evaluados en el Dictamen y el Plan de Desarrollo 
presentado. Así como presentar de acuerdo con el programa de atención y presentación los 
procedimientos de Balance de los Campos lchalkil y Pokoch, para la Fase I y Previo a la entrada de 
la Fase 11 presentar a la Comisión la actualización del procedimiento y metodolo ía a seguir en la 
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elaboración del balance desde los pozos hasta los nuevos Puntos de Medición de los hidrocarburos, 
en concordancia con el cronograma presentado. 

Derivado de lo anterior, la integración del balance volumétrico que entregará Fieldwood Energy, en 
cumplimiento a los Lineamientos, deberá considerar desde la producción de los pozos hasta el Punto 
de Medición, la identificación y descripción de las entradas y salidas del volumen al proceso, 
descripción de los algoritmos utilizados para el cálculo del balance, descripción de cómo se 
cuantificará o determinará el volumen utilizado como autoconsumo, reinyectado, quemado y 
venteado, el cálculo del inventario por tipo de hidrocarburo, así como la descripción de cómo se 
realizará la asignación de los volúmenes medidos a los volúmenes producidos, para lo cual deberá 
entregar el procedimiento o metodología en términos de. los artículos 20, 34 y 35 de los L TMMH previo 
a la ejecución de las Fases. 

Una vez iniciada la Fase I y Fase 11, los reportes de producción y balance deberán entregarse 
conforme el artículo 1 O de los Lineamientos, dicha información deberá de estar acompañada por los 
comprobantes de entrega y recepción diarios y mensuales, los documentos de soporte para la 
determinación de la calidad de los hidrocarburos producidos (cromatografías y análisis del aceite), 
los registros de las pruebas de producción por pozo, así como el cálculo para la determinación del 
volumen. Los reportes de balance y producción deberán presentarse en los formatos definidos por la 
CNH, en el Anexo I de los Lineamientos, firmados y validados por el Responsable Oficial. 

Recomendaciones 

El Contratista deberá establecer un proceso de seguimiento respecto del monitoreo de contactos 
de fluidos en función del ritmo de vaciamiento, los cuales deberán adecuarse de conformidad con 
el comportamiento del yacimiento y las condiciones operativas de los pozos. 

En entendido que el Desarrollo del yacimiento Cretácico de lchalkil comienza 3 años después del 
inicio de producción del JSK, se recomienda adquirir mayor información de dicho yacimiento en el 
Bloque Oeste para tener mayor sustento en los cálculos de volumen original y Reservas. 

Realizar los modelos de simulación ya que este método se basa en el balance de materia, 
considera la heterogeneidad del yacimiento y las direcciones de flujo, en cambio al calcular los 
pronósticos de producción por curvas de declinación se dejan fuera los mecanismos de producción 
natural del yacimiento, ya que las curvas de declinación obedecen más a métodos y estrategias de 
producción. 

De acuerdo a la información presentada por Fieldwood, respecto a la cercanía del Campo lchalkil 
con el Campo Jatsul (623m) se recomienda al operador dar seguimiento al comportamiento de los # 
pozos a perforar en el Bloque Oeste. Lo anterior, ante la posible conexión de ambos Campos. 
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Los firmantes del presente Dictamen lo hacen conforme al ámbito de sus competencias y facultades, en 
términos de lo establecido en los artículos 29 y 35 del Reglamento Interno de la Comisión Nacional de 
Hidrocarburos, para consideración del Órgano de Gobierno de la propia Comisión, y aprobación, o no 
aprobación, del Plan de Desarrollo para la Extracción asociado al Contrato CNH-R01-L02-A4/2015. _ _A}_ 
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