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:INTRODUCCJ:ÓN 

El mundo actual se vislumbra como un conjunto de instituciones 

nacionales vinculadas entre si y adecuadas al funcionamiento correcto de 

las economías de las que forman parte esencial. 

México esta inserto en el concepto global y para esto, tanto sus 

instituciones como sus estructuras deben estar preparadas para enfrentar 

los grandes cambios que esto conlleva. 

Es sabido por todos que la economía mexicana ha sustentado gran 

parte de su desarrollo en la industria del petróleo a trnvés de la empresa 

estatal llamada Petróleos Me.'cicanos, PEMEX. Dicha empresa ha 

representado para México grandes beneficios, pero es menester tener 

presente que en la actualidad no cuenta con los recursos, ni los adelantos 

tecnológicos, para encarar las demandas de una nación en crecimiento en 

un proceso de integración económica. 

En la actualidad, PEMEX presenta problemas de serias proporciones 

que muchas veces no son tomadas en cuenta para tomar decisiones de 

presupuesto y gasto de gobierno. Dentro de estos problemas, el más 

importante concierne a la falta de un sistema itnpositivo adecuado para 

aportar los recursos que el gobierno demanda y que a su vez permita el 

funcionamiento y desarrollo de la empresa de donde se obtienen dichos 

recursos. 

PEMEX es una empresa estatal que con el paso de los años, debido a 

la falta de cambios estructurales y de su vinculación directa con el 

gobierno comc1• fuente de recursos, tiene grandes limitaciones. Si continúa 



esto, la industria petrolera se debilitará debido a que se sigue dependiendo 

en gran medida de esta industria, aunque en un grado menor. 

Debido a lo antes mencionado, es imprescindible hacer un cambio 

radical en el sistema impositivo que se tiene en la actualidad. Este trabajo 

pretende aportar ideas que ayuden a pensar en la posibilidad de un 

cambio estructural importante para prolongar asi la función de la 

industria petrolera como motor del desarrollo nacional, a pesar de que esto 

signifique el abandono de ciertas tradiciones e ideas, para adoptar nuevos 

conceptos que tomen en cuenta la nueva integración mundial, el desarrollo 

social y los nuevos sistemas que la nación y el mundo demandan como 

urgentes e imprescindibles. 

Por otro lado, PEMEX es una empresa integrada por cuatro 

organismos subsidiarios con distinta organización, funciones y riesgo 

involucrado, por lo que se requiere de un trato fiscal distinto para cada 

uno. Pemex Exploración y Producción (PEPJ es una de ellas, la cual es la 

única que genera renta petrolera que se canaliza en bienes y servicios que 

ofrece el gobierno, siendo aproximadamente el 30°/o de los recursos 

gubernamentales. 

Dada la importancia de la urgente modificación fiscal de la empresa 

petrolera y de la renta petrolera en los ingresos del país, este estudio se ha 

concentrado en el análisis del régimen fiscal petrolero para PEP. 

De manera que el presente trabajo se divide en tres apartados que 

ayudan a formar una visión general del problema en el cual PEP se 

encuentra sumergido. 

El primer apartado trata una e.xplicación breve de la ubicación y el 

tipo de régimen fiscal de la empresa petrolera mexicana, PEME..X, y en 

ií 



especifico, PEP; Jos criterios internacionales de evaluación de tales 

regímenes; se demuestra que el gobierno se apodera de un monto mayor a 

la renta petrolera a Jo que denomino el problema de la renta petrolera y, 

finalmente, dado que se manejará el supuesto de una apertura se da a 

conocer el marco legal sobre materia de hidrocarburos en México. 

La segundo parte del trabajo se enfoca en las diferentes experiencias 

internacionales que se han tenido presentes a partir de distintas formas de 

aplicación en Jo que respecta a regimenes fiscales. Cabe mencionar que 

estos paises han sido capaces de adoptar regimenes que promueven un 

trabajo conjunto del capital privado y Jos recursos y esfuerzos del 

gobierno. 

En el tercero y ultimo apartado de este trabajo se muestran Jos 

escenarios posibles para la aplicación del régimen fiscal de PEP bajo las 

condiciones actuales en las que se encuentra. Podemos ubicar tres casos 

particulares, el primero de ellos se refiere al futuro que se espera si no 

existen cambios en el actual régimen fiscal, el segundo de ellos trata las 

posibilidades que pudiesen existir con Ja aplicación de un cambio de 

régimen fiscal manteniéndose todas las demás condiciones iguales (~céteris 

paribus") y el último escenario se refiere a un cambio de régimen fiscal 

aunado a una apertura del sector. 

Cabe mencionar que, haciendo a un lado las opiniones que puedan 

devanarse acerca de una opción de apertura del sector energético de pais, 

debemos hacer conciencia de Ja necesidad de un cambio amplio que 

modernice las formas y promueva las decisiones responsables que afecten 

de manera positiva al grueso de la población. 

Veremos que con Ja aplicación del actual régimen fiscal de PEP para 

los siguientes años. la oferta de hidrocarburos se ver.i mermada. lo que no 
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sucederá si el gobierno únicamente exige a la empresa un monto no mayor 

al correspondiente a la renta petrolera. Además, si nuevas compañías 

petroleras internacionales (CPI) participan junto con PEP podrán 

incrementar Jos recursos fiscales y la oferta de crudo y gas y se tendrá que 

aplicar el mismo régimen a ambas y distinto al actual, porque de lo 

contrario, las CPI no tendrán incentivos para invertir en el país. Al ocurrir 

esto se afectaran las inversiones de PEP ya sea que se aplique un régimen 

fiscal concesionario, contratos de producción compartida o de riesgo. 

Sin embargo, las necesidades de demanda de hidrocarburos van en 

aumento - principalmente de gas - y si el régimen fiscal actual de PEP no 

permite cubrirlas habrá que realiza:; los cambios respectivos para que la 

industria petrolera mexicana crezca. Y, más aún, si no existe el capital 

necesario en el pais habrá que buscar nuevas alternativas fuera de él, 

como muchos paises lo han hecho. 

Esta inuesrigación pretende mostrar la necesidad de un cambio 

urgente de régime11 fiscal en las actividades de exploración y producción de 

hidrocarburos y la importancia de la consideración de la renta petrolera en 

la aplicación del régimen, mostrando al lector tres escenarios posibles para 

que sean considerados en los análisis consecuentes que se susciten del 

tema. 

iv 



Capí'tulo 1 

El régimen fiscal pe"trolero en México 



Cap. J 'Ef rilJimen jisca( petrokru en ~b;jco 

La industria petrolera en México abarca la exploración, la 

explotación, el transporte, el almacenamiento, la distribución y las ventas 

de primera mano del petróleo, gas y productos obtenidos de su refinación. 

Y está formada por una sola empresa, Petróleos Mexicanos (PEMEX) que a 

su vez se subdivide en otras, una de ellas es Pemex Exploración y 

Producción (PEP) en la cual centramos nuestro estudio, dando a conocer 

sus funciones, estructura organizativa y régimen fiscal vigente. Realizando 

un análisis horizontal y vertical del régimen fiscal de PEP y considerando 

criterios internacionales. Por último, se da a conocer el marco legal sobre 

materia de hidrocarburos ya que se trnta el tema de apertura. 

El régimen fiscal actual impuesto desde 1994 se basa en el cobro del 

60.8~'<> de los ingresos brutos de PEMEX, sin importar si con el pago de 

in1puestos Ja empresa incurre en pérdidas. Esto hace que el sistema actual 

sea regresivot, y que el gobierno se apropie de un monto mayor a la renta 

petrolera. A esto último llamo el problema de la renta petrolera. 

Cabe señalar que la renta petrolera no es generada por todo PEMEX, 

sino únicamente en las actividades de exploración y producción, es decir, 

por Pernex Exploración y Producción (PEP). De aqui la necesidad de 

diferenciar el régimen fiscal de PEP de los otros organismos de PEMEX que 

no generan renta petrolera2 (PR, PP y PGPB). Por otra parte, la 

disminución de la dependencia de las finanzas públicas sobre los ingresos 

petroleros puede actuar a favor de un nuevo regimen en el que el cobro de 

impuestos no sen la principal causa de pérdidas o bajos beneficios de la 

empresa. 

1 Un rCgllncn resreatvo es aquel en el cuaJ ante un i.ncrem-ento en ("l costo d1sminuvc la 
ganancia del 1nvcrsion1~na. en "-cz de aumentar ya que en la indu~tna J>f='tro!era cuándo 
existe un mayor coMo hay un mayor nesgo 
2 No hay que confundJr el c.~onccpto de renta •petrolc-r-.t.• con gan.anaa. ya que u pe~ar de 
que las otras subs1d1a.ne.~ no generan renta pctrolc-ru c:n Ut.:5- o<..~'\ttdude-s de rcfinaaón. 
pctroquim.ica. etc .. si pueden generar un.a ganancia como C\..laJquJer empresa En e.aso 
contrario no e.xistirian la5 grande~ empresas petroleras ded1cada5 a t.tle!'i act1Vldade~ 

2 



Cap. 1.1 <PE!M'E.X: '~ieimen fiscaí tU:tlUÚ 

1.1 PEMEX: RÉGIMEN FISCAL ACTUAL 

Petróleos Mexicanos (PEMEXJ es la única empresa petrolera 

mexicana. De todas las empresas en México es la más grande en términos 

de activos y de ingresos. Con base al nivel de reservas y de su capacidad 

de extracción y refinación, se encuentra entre las cinco compañías 

petroleras más importantes a nivel mundial (Saudí Arameo de Arabia 

Saudita, NIOC de Irán, PVDSA de Venezuela y Royal Dutch/Shell de 

Holanda e Inglaterra). 

Las actividades de PEMEX abarcan la exploración y explotación de 

hidrocarburos3, así como la producción, almacenamiento, distribución y 

comercialización de petróleo, gas, refinados y petroquímicos. 

Desde su reorganización en 1992, la misión estratégica básica de 

PEMEX ha sido maximizar el valor a largo plazo de los hidrocarburos de 

México. 

PEMEX opera por conducto de un ente Corporativo y cuatro 

organismos subsidiarios: 

1) Pemex Exploración y Producción (PEPJ 

2) Pemex Refinación (PRJ 

3) Pemex Gas y Petroquimica Bó.sica {PGPBJ 

4) Pemex Petroquimica tPP) 

Así como también cuenta con Petróleos Me.x.icanos Internacionales 

(PMI) y el Instituto Mexicano del Petróleo (l.MPJ. Figura i. 

3 Los hidrocarburos son co1npucstos quim1cos constituidos de hidrógeno y carbono coano 
el crudo ~· el gas. 
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PEMEX 
CORPORATIVO 

(PC) 

PETROLEOS INSTITUTO 
MEXICANOS MEXICANO DEl 

INTERNACIONALE!i 
,_ .... 

PETROLEO 
(PMIJ (IMPJ 

1 

PEMEX PEMEX PEMEX PEMEX 
EXPLORACION Y REFINACION GASY PETROQUIMICA 
PROOUCCION (PRJ PETROQUIMICA fPP) 

(PEPJ (PGPBJ 

Figura 1. Organismos subsidiarios de PEMEX. 

El Corporativo es el responsable de la conducción central y de la 

dirección estratégica de la industria petrolera estatal y de asegurar su 

integridad y unidad de acción. 

Pemex Exploración y Producción (PEPJ tiene a su cargo la 

exploración y explotación del petróleo4 , así como del gas natural5 • 

Pemex Refln1aclón (PRI produce, distribuye y comercializa 

combustibles y dernás productos petrolíferos. 

Pemex Gaa y Petroquhn.lca Básica (PGPBI procesa el gas natural y 

los líquidos del gas natural; distribuye y comercializa gas natural y gas LP'> 

y produce y comercializa productos petroquimicos bns1cos. 

El petróleo es ta mezcla que se: presc:"nta ~n l.a. natuna.JC'z.a compuesta 
predominantr:mc-nlc- de ludroc.;uburus en fase r.óhda. liquida (aC'C'ltcl o ga.SC"Os.a, 
5 El gns natural c."5 Und porción dd petroleo que ex.ialr. en los. yaonuc:-ntos en fase ga9o4':0s.a 
o en solución en ~l aceite. 



Ozp. 1.1 IPE:M'EX: 'l(jgimrnfiscaf actual 

Pemez Petroquimica (PP) a través de sus siete empresas filiales 

(Petroquimica Camargo, Petroquimica Cangrejera, Petroquimica 

Cosoleacaque, Petroquimicu Escolín, Petroquimica Morelos, Petroquimica 

Pajaritos y Petroquimicu Tula) elabora, distribuye y comercializa una 

amplia gama de productos petroquimicos secundarios. 

Petróleo• llexicanoa lnternacionalea (PMI) realiza las actividades 

de comercio exterior de Petróleos Mexicanos. 

El lnatituto Mexicano del Petróleo (IMP) proporciona a PEMEX 

apoyo tecnológico y cientifico tanto en Ja extracción de hidrocarburos, 

como en la elaboración de productos petrolíferos y petroquirnicos. 

Hay que resaltar Ju integración que actualmente presenta PEMEX. 

La lntep-aclón económica es la reunión de actividades industriales bajo 

un control unificado. Lu integración vertical existe cuando aumenta el 

número de procesos realizados por una empresa, Jo que le permite hacerse 

de materia prima mó.s focilmente. Con las cuatro subsidiaras 

mencionadas. PEMEX puede abastecerse de insumos. Cada subsidiaria 

puede obtener la materia prima dentro de la misma empresa. Por ejemplo. 

Pemex Gas y Petroquimica basica (PGPB) obtiene el gas y el aceite 

producido por Pemex Exploración y Producción (PEP) y Pemex 

Petroquimica (PP) utiliza los petroquimicos básicos de las actividades de 

Pernex Gas y Petroquimicu Básica (PGPB). Por lo tanto, PEMEX es una 

empresa integrada verticalmente desde la exp<ornción y producción hasta 

la comercialización .. 

6 El gas licuado de petrO!~ !U11 c:-s un hidrocarburo cornpu~to por propano y butano. 
Pro'\-iene de la rcfinaaón dC' petróleo y de gas. natur-a.J. Al somc-tr-rio a presión 
relativainente bajo y R tempc:-nlturn ambiente ~ f.écll de }u ... -uar. Jo c.:uaJ ¡x'nTiltC e] 
alrnacenatniento de grande-~ cantidades en pc-queños C""Spaoos. 



Después de conocer la forma en que está organizada la empresa 

petrolera mexicana resulta más fácil entender su actual régimen fiscal 

como se ve a continuación. 

Récfmen fiscal es el conjunto de obligaciones fiscales de las 

personas fisicas o morales con el gobierno quien se encarga de transformar 

tales recursos en beneficios económicos y sociales para el pais. 

Un sistema o régimen fiscal petrolero se compone de pagos 

realizados por concepto de impuestos y derechos que tiene una empresa 

petrolera nacional o extranjera con el Estado en donde realiza sus 

operaciones y que implica obligaciones de ambas partes, tales como el 

otorgamiento de información y el volumen de producción determinado. 

"Un impuesto es una aportación, prestación, extracción o 

contribución expresada en la ley que grava a los individuos, propiedades, 

consumo, ventas, donaciones, herencias, legados, etc. Son de carácter 

obligatorio" (Aya.la J. E., 1997, p. 144). Y un derecho es un pago que se 

hace por el uso o aprovechruniento de los bienes del dominio público de la 

nación, asi como por los servicios que presta el Estado en sus funciones de 

derecho público. En el Código Fiscal de la Federación se citan los derechos 

corno una contribución, ya que se agrupan en el n1ismo rubro de los 

impuestos. Los derechos se clasifican dentro de los ingresos no tributarios. 

Algunos autores mencionan que un régimen fiscal es un contrato 

entre los participantes de un mercado (individuos, empresas y gobierno). 

(Johnston D., 1994). En un contrato se relacionan varias partes. En los 

contratos petroleros un pais es propietario del subsuelo y un 

inversionista, usualmente e:x-tranjero, es propietario de grandes volúmenes 

de capital indispensables para valorizar en su favor un recurso natural 

que no posee. El centro de negociación es la apropiación del excedente 



petrolero, que en términos más precisos se le denomina renta del suelo o 

subsuelo. (Álvarez, H. C. G., 1995). 

Después de la reestructuración en organismos subsidiarios de 

PEMEX en julio de 1 992, se cambió - aunque no en gran medida - el 

régimen fiscal que se venía aplicando años anteriores y se adoptó el actual 

régimen desde 1994. Este sistema tiene los siguientes componentes: 

1. Derechos sobre hidrocarburos (DSH) 

2. Derecho sobre la extracción de petróleo (DEP) 

3. Derecho extraordinario sobre la extracción de petróleo (DEEP) 

4. Derecho adicional sobre la extracción del petróleo (DAEP) 

5. Impuesto a los rendimientos petroleros (IRP) 

6. Impuesto especial sobre producción y servicios (IEPS) 

7. Aprovechaxniento sobre rendimientos excedentes (ARE) 

8. Otras contribuciones 

1. Derecho sobre hidrocarburos (DSH) 

Consiste en un pago del 60.8% del total de los ingresos por ventas 

de hidrocarburos, petrolíferos y petroquimicos a terceros, incluyendo el 

impuesto especial sobre producción y servicios (IEPS) por enajenaciones y 

autoconsumos de Pemex Refinación (PR) sin considerar el impuesto al 

valor agregado (lVA). 

Este derecho grava a Petróleos Mexicanos y a sus organismos 

subsidiaros. 

Contra este pago se acreditan el derecho sobre la extracción de 

petróleo (DEP), el derecho extraordinario sobre la extrnccíón del petróleo 

(DEEP), el derecho adicional sobre la extracción del petróleo (DAEP), el 

7 



Cap. l.I IPE!}.t'F.X: ~lJlmenfiscaíactuaf 

impuesto a los rendimientos petroleros (IRP) y el impuesto especial sobre 

producción y servicios (IEPS). Si el pago de éstos no coincide con el 60.8% 

de los ingresos correspondientes al DSH se modificarán el DEP y el DEEP 

en lo que corresponda. Figura 2. 

2. Derecho sobre la extracción de petróleo (DEP) 

Es un porcentaje de 52.3% de la diferencia entre los ingresos por 

venta de bienes y servicios de PEP y el total de los costos efectuados con 

motivo de la exploración y explotación (por cada región). considerando las 

inversiones en bienes de activo fijo y los gastos y cargos diferidos, sin 

exceder el monto del presupuesto autorizado por la Secretaria de Hacienda 

y Crédito Público (SHCP) a Pemex Exploración y Producción (PEP). El 

precio que se tome en cuenta para lo ingresos no podni ser inferior al 

precio promedio ponderado de In mezcla de petróleo crudo mexicano de 

exportación; en el caso del gas natural se toma el precio del mercado 

internacional relevante y las mermas o quema de petróleo o de gas natural 

se consideran como ventas de exportación. 

3. Derecho extraordinario sobre la extracción de petróleo (DEEP) 

Este es equivalente al 25.5% sobre la base del DEP mencionado 

anterionnente y se entera por conducto de PEP. 

4. Derecho adicion.al sobre la extracción del petróleo (DAEP) 

Consiste en una tasa del 1. 1 %, sobre la base del DEP. Se entera por 

conducto de PEP. 

a 



Cap. 1.1 <PE:M'E.X: 'l(fgimm Jisraf actual 

OEP 

OEEP 
DAEP 

ARE 

IEPS 
DSH 

Figura 2. Derecho sobre hidrocarburos. 

S. Impueato a loa rendimientos petroleros (IRP) 

60.8 °/o 

Es el 35°/o del rendimiento neto del ejercicio de cada organismo, 

considerando la totalidad de ingresos menos las deducciones autorizadas, 

siempre que los ingresos sean superiores a las deducciones. Es cubierto 

por PEMEX y sus organismos subsidiarios. Cuando el monto de los 

ingresos sea inferior a las deducciones autorizadas se determinará una 

pérdida neta. Petróleos Mexicanos y sus organismos subsidiarios pagarán 

este impuesto. 

6. Impueato eapecial sobre producción y -rvicioa (lEPS) 

Es un impuesto indirecto aplicable a PR por las ventas de gasolinas 

automotrices y diese! y a PGPB en el caso de la enajenación de gas 

natural. La tasa es variable por centro distribuidor y producto y se revisa 

mensualmente. 



Cap. J.J <l"F.!M'F.X: 'Rigím~nftscd actual. 

Es un impuesto de ajuste que constituye la diferencia entre el precio 

del combustible al público y el precio al productor más comisiones y 

cargos por logística. Este impuesto se utiliza para fijar los precios al 

público, particularmente a los combustibles automotrices: diese! y 

gasolina. 

7. Aprovechamiento aobre rendimientos excedentes (ARE) 

Cuando en el mercado internacional el precio promedio ponderado 

acumulado mensual del barril del petróleo crudo mexicano exceda del 

precio que se fije al crudo mexicano (Vg. 18.00 dólares estadounidenses en 

el año 2001), Petróleos Mexicanos y sus organismos subsidiarios pagarán 

un aprovcchruniento que se calculará aplicando la tasa del 39.2%, sobre el 

rendimiento excedente acumulado, que se determinará multiplicando la 

diferencia entre el valor promedio ponderado acumulado del barril de 

crudo y el precio fijado del crudo en dólares de los Estados Unidos de 

América por el volumen total de exportación acumulado de hidrocarburos. 

Es un pago trimestral. Figura 3. 

8. otras contribuciones. 

Estas se refieren a los distintos pagos que realiza cualquier empresa 

como los siguientes: 

Derecho sobre trámite aduanero 

Impuestos sobre nóminas locales 

Impuestos sobre importaciones 

Impuestos predinles 

Derechos de consumo de aguas nacionales 

Derechos sobre deso:'.arga de aguas residuales 
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Aprovechamiento de gas natural, gas licuado y diáfano 

Impuestos sobre productos de trabajo 

IVA Neto. Los componentes de base gravable son: de PEP, exportaciones 

de crudo; de PR, ventas nacionales, exportaciones de crudo, IEPS 

(excepto Importación), fletes; de PGPB, ventas nacionales, exportaciones 

y fletes, y de PP, ventas nacionales y exportaciones. 

Conlrlbvclón 

·Oet~ tt•lraatO.-w:JttO ..ot.-e 'O: e•lrOCCoOt'"I 
ckt P@'"óleo rOUPJ 

•Oefe-chO odoclO"IOI sebr• kJ eatroccoOn de 
pelr04e>o fOAfPJ 

·~to tr1.P*-C.t0f .obt• producclOn r 
M'fVCtiCX(l[f"'SJ 

•Apowe-charnoento .obre t•nditnento1 
eac~"-'IAll'fJ. 

tc>a (~) aase Sujeto 

•iogrtne>t. tof<>e1. c>ePen-le•· [J.pioro;:tón rt:P 
y Prodv<.cón IP'EP) rner'\Q'i pg"e'"\C\ to1aie1.. 
tr>C IVy""""°° et Q'O\ to da .-.,..9"'\.00n 

• ~O'bte lo b01.e ~ D{ P P[P 

•l'~ .... 10 """'º orrnoo.:: cor"OC 
'"""not totot~ oel eie-rcic10 rT"Oe"'OC\ 

de<>.Kc~i ovtc>ri:Odo\ 

•Olfetl!"'W:IO e-n1re P'•C.a a11 público rneno1. 
f'TiCll'OO"' Con-.etCIOI fletes f'w' A ,. Die<:'° 

"","'"''°' 
·r.or~ totc>ors pOt ... ~'°' óe 
~orbl..rtn y petr~°' o te-rcetm. 
~l(P'S.W">IVA 

·R~to eac.~1_. pro~,. dleil 
preclO P'~ ~~del .:,....x>::i 
t'T"OCyQI' a l! OóOoorcn CXJll' bon'I {paro 20J1J 

ptp 

-·· º"'ª'""""" 

Figura 3. Régimen fiscal actual de PEMEX. 

Dado que nuestro estudio se centra en PEP, nos interesan los pagos 

que tiene que realizar tal organismo o subsidiaria. Los principales pagos 

que realiza PEP son los derechos y aprovechamientos porque se encarga de 

explorar y explotar gas y crudo y, corno mencione nnteriorrnente, un 

derecho es el pago que se tiene que realizar por el uso de un bien del 

dominio público, es decir, el pago que debe realizar PEP por el uso del 

suelo y el aprovechruniento del recurso natural no renovable, el petróleo. 
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Básicamente el régimen fiscal para PEP presenta el siguiente 

esquema: 

donde: 

DEP - (Y - C) (0.523) 

DEEP - (Y - C) (0.255) 

DAEP - (Y-C)(0.011) 

ARE - ((PM - PL)ºQp))*(0.392) = 

DEP - Derecho sobre la extracción de petróleo. 

Y>C 

Y>C 

Y>C 

PM > PL 

DEEP - Derecho especial sobre la extracción de petróleo. 

DAEP - Derecho adicional sobre la extracción de petróleo. 

ARE - Aprovechamiento sobre rendimientos excedentes. 

Y - Ingresos por la venta de bienes y servicios. 

C - Costos deducibles con mot1vos de exploración y explotación. 

Pw - Precio promedio del crudo mexicano. 

PL • Precio limite colocado por la SHCP. 

Qp - Volumen total de exportación acumulado de hidrocarburos. 

Cabe agregar que el DEP está sujeto a cambios que garanticen el 

ajuste al presupuesto señalado por la Secretaria de Hacienda, aunque esto 

signifique que PEP obtenga menores beneficios en su estado de resultados. 

La igualdad para el cálculo del DEP que se debe cumplir es la 

siguiente: 

DEP - DSH-IRP-IEPS 

Lo que significa esta igualdad es que si alguna de las subsidiarias 

(PR, PP Y PGPB) no genera el 60.So/o de los ingresos brutos, PEP tendrá que 

12 
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cubrir el porcentaje restante, independientemente si esto le ocasiona 

pérdidas o no. Por lo que la tasa del DEP es variable. 
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1.2 PEMEX EXPLORACIÓN Y PRODUCCIÓN (PEP): ANÁLLSI:s DEL 
RÉGIMEN FISCAL ACTUAL 

El objetivo de esta investigación gira alrededor del área de Pemex 

Exploración y producción (PEP). por lo que se explicará a continuación en 

que consisten las actividades de PEP, las regiones y activos en los cuales 

se encuentran organizados y la constitución administrativa dentro de 

PEMEX. 

PEP tiene a su cargo la exploración y explotación del petróleo, así 

como del gas natural. Los objetivos principales de PEP consisten en: 

Maximizar el valor económico de las reservas. 

Asegurar la oferta de hidrocarburos a largo plazo. 

Enfatizar la seguridad industrin.1 y la protección ambiental. 

Para lograr estos objetivos PEP desarrolla varias iniciativas: 

Descubrir reservas y mejorar su calidad. 

Aumentar el factor de recuperación de hidrocarburos en los 

yacimientos. 

Desarrollar infraestructura de transporte y almacenamiento para 

crudo y gas natuntl. 

Garantizar la confiabilidad de las operaciones. 

Las actividades de PEP se encuentran clasificadas en regiones y 

éstas a su vez en activos. Cada uno de estos posee un determinado 

número de campos y pozos. Entendiéndose corno re&fón al ámbito 

geografico al que corresponde una división administrativa de PEP. Y como 

actlvo al área administrativa y geognifica a la quC" corresponden 

determinados campos, los cuales están formados por un número de pozos. 

14 



Un activo o •distrito administrativo• reporta recursos petroleros que 

incluyen varias cuencas o estructuras geológicas distintas. (George Baker, 

febrero 2000). Figura 4. La misión de los activos es el estudio de 

diferentes cuencas de las regiones correspondientes, con el propósito de 

evaluar el potencial de hidrocarburos y así incorporar nuevas reservas que 

reemplacen los hidrocarburos extraídos de los campos en la etapa de 

explotación. 

REGIONES 

•Región Marino Suroeste 
(RMSOJ 

•Región Marino Noreste 
(RMNEJ 

•Región Sur 
(RSJ 

•Región Norte 
(RNJ 

ACTIVOS 
DE EXPLOTACION 

•Abkotún 
•Poi- Chuc 
•Litoral de Tabasco 

•Contorell 
•Ek · Bolom 
•Ku - Moloob - loop 

•Cinco Presidentes 
•Jujo - Tecominooc6n 
•Luna - Polopo 
•Benoto - Chinchorro 
•Muspoc 
•Samario - Sitio Grande 
•Chilopillo - José Colomo 

•Burgos 
•Altomira 

ACTIVOS 
DE EXPLORACION 

•Campeche - Golfo 

•Litoral 

•Proyecto exploratorio 

•Macuspono 
•Reformo· Comolcolco 
•Salino del lslmo 

•Reynoso 
•Tompico 

•Poza Rica 
•Verocruz 

•Misonllo ·Golfo de México 
• Popoloopon 

fuente: Bo:X:Waci6n prop;a con dote>\ ba!.OdO\ en Lrn Rs:>ef'Vº' de H!Qr0Cqbu!Q1 de Méxu;o. PEP. 
1999 y en Com®nd!o de lnfQ'Il)Qgón ds:-1 Sector EoC'fOtHteQ b"(!«pno 2CCQ. PUE UNA/.A, 20.X> 

Figura 4. Regiones y activos de PEP. 

Hasta 1995, la coordinación de actividades de exploración, 

desarrollo de campos y producción de crudo y gas natural, se llevaba a 

cabo en tres subdirecciones regionales (Marina, Norte y Sur). actualmente 

son cinco (con Noreste y Suroeste). Ffqura S. 
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figura 5. Regiones administrativos de PEP. 

Desde el punto de vista de distribución geográfica, 9.2% de las 

reservas totales se encuentran en la Región Marina Suroeste, 17 .2°/o en la 

Región Sur, 35.3% en la Región Marina Noreste, y 38.3o/o en la Región 

Norte. 

Hay activos de exploración y explotación. Los actlvoa de 

exploración se encargan del estudio de diferentes cuencas que se 

encu..-ntrnn en lns regiones para evaluar el pot.,-ncial de hidroca1·buros y, 

así. incorporar nuevas reservas que remplacen los hidrocarburos que son 

extraídos de los campos de la etapa de ..-xplotuClón. Y los activos de 

explotación se encargan de administrar integralmente lu producción de 

los campos. Cada uno de estos activos tienen funciones especificas y 

abarcan determinados estados. 

El área de e..'Cplornción y producción bajo la Jurisdicción de la Región 

l'.1arina Suroeste (RMSO) se encuentro. en el suroeste del pais. dentro de la 

plataforma continental y del talud continental del Golfo de Me:ocico. Abarca 
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una superficie de 352,390 km2 y está limitada por los estados de Veracruz, 

Tabasco y Campeche en Ja parte sur, por la Región Marina !llorcste (RMNE) 

en la dirección este, al norte por las líneas limítrofes de las aguas 

territoriales y ni oeste por el Proyecto Golfo de México de In Región Marina 

Norte (RMN). (PEP, 1999, p. 57). Figuras 6 y 7 . 

...... : 
____ j 

.. -. 
A e llwo 

~•Np•che·Oolfo 

-.:·· ..... 
----_·-~ -· ....... -. 
·--~~ ... ~ --.. ·~ 

... ._ . 

Ac.Uiw• L Uo re t •"' ··-47;:::,.-:=.. .~·- / .. ':' -
··\- ~ .. ...... ,. ' .. 
- ·~.' .. ,. ,. ti •• ·-. . ·~' 

.. ~ \~ .-
-.,. ~-¡ C• ••ICe•••• 

...,.::...·-.. . ... 
·~ 

... .. ~ ..... 
~''EP ~~5z 

Figura 6. Región Marina Suroeste. Activos de exploración . 

........ 
G otfo d• M •ateo 

·. : ... Lh . .., ..... 
.. 

' . . ~ 
": . . - ... ,,, ..... _ 

-C•••ic:., ..... ••- vi,....,.. 
Fuenté:lEP ~ ••o••••• ••••!;z. ,, .. .. .. ...... 

Figura 7. Región Marina Suroeste. Activos de explotación. 
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La Región Marina Noreste (RMNE) se encuentra ubicada en el 

sureste del pais, dentro de lo plataforma continental y del talud del Golfo 

de México. Abarca una superficie de más de 166,000 km 2 y queda 

totalmente incluida dentro de aguas territorialmente nacionales, frente a 

las costas de Campeche, Yucatán y Quintana Roo. (PEP, 1999, p. 39). 

Figura. B u 9. 

Flgu1·a 8. Región Marino Noreste. Activos de exploración. 

-· 

Fuente: PEP. ····~9. 

.,- \ r· - ·.- ---- : ········ 

Acthro 
Ra.-aaC•M 

•.'. 

Figura 9. Región Marina Noreste. Activos de explotación. 
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La Región Sur (RS), se encuentra ubicadn al sureste de la República 

Mexicana. Limita al norte con el Golfo de México y con la Región Norte en 

el paralelo de 18 grndos, al noroeste con el rio Tesechoacán. Hacia el 

sureste limita con el Mar Caribe, Belice y Guatemala y al sur con el 

Océano Pacifico. (PEP, 1999, p. 107). Flauras 10 y JJ . 

...... 
/ 

Co ChUapUla•-'o•• C•l~_•o 
~ ,, ·--e lnco· \. ·.......... " t•. 

Fue~~P. 1999. 

o, ...... 

' .. ,. .... ,, ·-
Figura 10. Región Sur. Activos de exploración. 

~----------------------------------------------- ----

\ . 

Activo 
a.Una d91 letmo 

fuefil9:-PEP. 1999.p. 

Figura 11. Región Sur. Activos de explotación. 
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La Región Norte (RN). es In más extensa del sistemn petrolero 

nacionnl con más de 2,000.000 km 2 • Limita al norte con los Estados 

Unidos de Nortcumerica. ul este con el Golfo de México, al poniente con el 

Oceano Pacífico y ul sur con el rio Papaloapan. Jl'EI', 1999. p. 81 ). Figuras 

12 y 13. 

··.,.,.,.-----.... .. 
~ . ....-· .. ~ 

-- -'t~ .-\a... .. ~ 

--""-.--- ·--
--;~ .. --
- ..• ·--- ...,_;,,:···,-~ r..., - =-~- ... ¿~. - --

___ ¡ 

·--.] 

Fu,.nt..· PFP 1999 n A 1 .....•. -
Figura 12. Región Norte. Activos de exploración . 

\-~-. 
\ <~-'. ---·--- -

..... 
· ... ..._ "-, 

-~---:.'-- --.... e-.'..-\. ......... "'::"""' 
''-..._~ >--~ 

·---Y -......... 
.-.. ----¡..- .. ----------- -_.. .,.... ,._ __ t 

··~~-- .. ;.;._----~ -~~~ -~) --
------. 

... ----. 
Fuente: PEP. 1999, p. 81. ' ·+ .,._,.. *f V -

Figura 13. Región Norte. Activos de explotación. 



PEP se encuentra organizada mediante la Dirección General y sus 

respectivas subdirecciones, la Coordinación Ejecutiva, la Coordinación de 

Estrategias de Exploración, la Contraloria Interna, Ja Unidad Jurídica, 

Seguridad Industrial y Protección Ambiental. Figura 14. 

Co:JOlo"J....._':'°'"" l ~K\.. ,.._A 

Ol"'l•._~4C.c.-..lK""" 

~ ....... ----
Figura 14. Organización administrativo de PEP. 

Ahora que ya conocemos como esta constituido el actual regimen de 

PEP podemos realizar un análisis sobre el. Para esto se utilizan Jos estados 

de resultados anuales de PEP del periodo J 993-2000. No se utilizan datos 

anteriores porque el regimen actual se aplica desde 1994. Así tumbien, 

para facilitar el análisis de los derechos DEP. DEEP y DAEP, estos se 

agregan en un solo concepto denominado únicamente DEP. 1_ql>la l. 

Por otra parte, para realizar un análisis vertical de la información, se 

obtienen los datos en valores constantes utilizando el indice de precios de 

1993. Tabla 2. 
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Tabla 1 
Estado de r.sullados de P'EI' 

1'193-2000 
Miiiones de .... sos corrientes 

I Codos ......... 
Impuestos .,._ 

VenkJS EJ<po'1oclón lnl .. otgonb.mos 'f .......... 
Y det'•c hos. 

DEI' AllE °"º' ... ta Goslos -1993 .t5.95-4 20.0.f.I 25,c;. lJ 16 . .)(X) 79.b.S.. 76 . .563 3.091 
199• ~.268 n.01a 31.190 14~ 38.!.llJ 32.668 5.915 
1995 101.891 47.931 53.966 19.813 82.0S. 74.196 1 7.888 
1996 11>8.!>86 81.3.:Jl 87.7 .. 9 28996 139.590 124 ... 13 114.73.C 9.560 119 15.177 
1997 173.031 81.653 91.378 39.f)óY 133.'62 120 . .C73 116.533 3.780 160 12.989 
1"8 12'9.926 58.232 71.69 .. 46.437 63.48'i s..~ 8.C.193 o 172 .a76 
1999 17.S.916 63.635 92.281 57.878 118.038 118.0J..t 10-c.s.51 IJ.260 nJ . 
2000 312.207 137.JJJ 174.87 .. 1a.2·i1 233.900 221 .!71 :;>00.007 21 . .564 o 12.409 

,.,,,...._; -t: • ,rv 11 

Tabla 2 
Estado de resunodos de P'EP' 

1H3-2000 
Miiiones de~ sos constantes (1993-1001 

C<ntos .,_ ,..__. ~ V- E.ltportoc Ión lnt...orgol'lh.mocn 'f ...... .,. 
.,-~ 

DlP AR! Otros 
Neta Goslos -1tt3 45.9>4 20.0.I 25.913 l 6,3CX) :<'9.654 26.56.3 3.091 

1 ... 49.186 20.386 28.ll':D 13.560 3..5.626 J0.16.t 5.•62 
1tt5 68.2.50 32.10-4 36.146 13.271 ~.979 49.696 5.283 
1tt6 66.410 41.690 44.72'0 14.862 71~ 63.769 .SS.808 •.900 61 7.719 
1tt7 75.32'9 35.548 39.781 17.726 58.103 52.•48 .50.733 1.6"46 70 5 ... 55 
ltta •9.02'9 71.974 270!>4 17 ~7.l 31.!.0!> JI .836 31.771 o 65 -331 
1~ 57.791 '21.•75 30.316 19.01.C 38.777 38.176 1 3-4.3 .. 7 <C.35-6 73 1 
2000 92.'80 .00.600 51 60J 23.•n 69.Xle "5."32 1 ~9.245 6.388 o 3.676 
~;~<>e.ton propoo con~ O\""""" • ..,....-..-.,,.., en .._ .. ~ 

En la cuenta de estado de resultados de PEP se encuentran 

contabilizados los impuestos y derechos que paga PEP y los rendimientos 

que obtiene. Estos últimos se obtienen de la siguiente forma: 

donde: 

y 

-e 
UAT 

-T 
UN 
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Y - Ingresos brutos totales por la venta de bienes y servicios. 

C - Costos y gastos totales. 

UAT - Utilidad antes de impuesto. 

T - Impuestos y derechos. 

UN - Utilidad Neta. 

Después de 1995 huy una fuerte caída de la recaudación de 

impuestos provenientes de PEP presentando tasas de crecimiento 

negativas en l 997 y 1998 y teniendo tasas de recuperación en los años 

posteriores. Tabla 3. Figura 15. 

Tablo 3 
Estado de resultados de rf:I• 

1993-2000 
Ta1os de crecimiento anuales 

1 
Costol U'9k:tod 

I V•ntos lzpoñodón '. lnlet0tgonhmo1 c.o'.:toa .:::::::~ ;r:::::::, OlP 

1""ii3 --.-- . 
1H4 1 .. 
1tt5 J9 .. ~ 
•••• 21 28 

-18 -14 

-39 ·.'.!l 
n 5 

•• n 
lfue-nte: f:k:>OOtcx.on prop.o con 0010\ 0tt P(P XIC>I 

Noto: 

100 

80 

60 
~ 40 
E 

20 ·¡; .. o --··-u .. -20 

"' ... o s 
§ ·60 

-80 

-100 

•• :x> 

HE Oto-01 l U: 
1 

... ., 
.100 

.. ,. 

-DEP 

=AR.E 

=OTROS 

--TOTAL 

Figura 15. Impuestos y derechos de PEP 1994-2000. 
Tasas de crecimiento. 
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Se observa que Jos impuestos generados van aparejados con el 

comportamiento de Jos precios del petróleo mexicano. Sin embargo, ante 

una caída de Jos precios del petróleo, el DEP no se ve tan afectado como 

ocurre con el ARE, esto es porque el ARE depende del excedente por arriba 

del precio promedio fijado por Hacienda ( 18 di. para el 2001 ). Al disminuir 

Jos precios del petróleo disminuye Ja base del cálculo del ARE. Figura 16. 

l 
o o 
§ 
2 

100 19 

80 

60 
... 5 

15. 

,,. 
c:::::s31DEP 

40 

;>O 

o u ·;>0 

·40 

·60 

·80 

,,. e l~ 

8 
._ }- " ~ARE ·•.J !i 

;";o.) ,, 1 _..._Precio 

" 
o del 

C<udo 
7 

·1CG 

-1 ;>O .5 

Figura 16. Impuestos y derechos de PEP y precio del crudo 
1997-2000. 

De 1993 a 2000 aproximadamente 55'% de las ventas que realizó 

PEP fueron dirigidas a las otras subsidiarias (PR, PP y PGPB) y el resto 

(45°/o) de las ventas totales fueron de exportación. De aquí se observa In 

importancia que han tenido y tienen las ventas de crudo al extranjero, 

pues forma casi Ja mitad de la demanda. Para el mismo periodo, los costos 

y ga&tos de operación, administración. financieros, etc. de PEP fueron 

alrededor del 27%, y su utilidad antes del pago de impuestos se encontró 

en un promedio del 73°/o de sus ingresos brutos. Al comparar este último 

con la utilidad después del pago de impuestos (S.7~·o de los ingresos 

brutos). se obtiene una diferencia de 67 .3'!'o de los ingresos brutos de PEP. 

es decir, PEP ha dejado de retener casi el 70'.'V de los ingresos totales de la 

venta de hidrocarb1•ros debido a los pagos fiscales. T_~la 4. 
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fobia 4 
Estado de resuftados de PEP 

1993-2000 
PorcentaJ• re-sruw-fo a los lnaresos totales 

Ventas Exportación lnfer0tgonh.mo1 
Coi.tos 1 UHJldad Impuestos AllE Otr- UttklNefodo 

y ' anteos de y DEP _.. 

1--IH-3--+--,-oo-+--.-3-6--+---!>6-.---+G-'-;.'~;·~~-·_.•mr:,~·;•01 de-r~-:_:º' 6.7 
1--=-1n'-'-'•'--+-;-,00'7--+--.-=-,~.--+----=-se-=-•---+-=27t '~" 6~,~_3'---+----+---+----<>--,~,~.1-~ 

19t5 100 47.0 530 19.. &l6 72.8 1 7.7 
'"' 100 48:1 518 17:? 828 738 681 57 0.1 9.0 
1997 100 472 528 ")'']9 771 69.6 673 2.2 01 7 . .5 

t--;-19"°'t"ac--·t--,:-:ooO-::--+·--,'"'•'"'.a"----t---5-=5"°.71---1·-37 5"°<.""L;-t_.¡·--.-,-J:--t--6" 9 b4 B o O o 1 -O 7 
.-~1,~,-,--.--1-00--+---.-7-5--+---~57~5---+--3~ e7 1 67 1 .59 .e 1 ~ o 1 o.o 
t--2000.:..:.:'-'--t-1~00'7---+---.~.-o=----t---5~6~0---1·-7-=5 1 ,-~,~.~9--+·--=7~1~0--t-~6~.-,~1-.-.-=9-+-~a~o,.-+-~.~.o-=--1 

100 45 5 54 5 77 O ¡··-130- . ó7 3 64 7 4 5 O. I 5 7 
~f\lente: LklbOtOc1on ptop•a con dato,. ooten.Clo1. en t't,... N:i; 

Según la Ley de Ingresos, PEP tiene que cubrir una tasa por 

concepto del DEP del 52.3~'º de los ingresos menos los costos autorizados 

por Hacienda, donde se incluyen costos de exploración y explotación, 

inversiones de activo fijo, gastos y cargos diferidos, es decir, la base del 

cálculo es similar a las utilidades antes de impuestos. Y sobre esa misma 

base se calculan los otros dos derechos, el DEEP y el DAEP, con tasas del 

25.5% y 1.1°/o respectiva.mente. Por lo que en total PEP tiene que cubrir 

una tasa del 78.9'% mó.s el 39.2% sobre los rendimientos excedentes. 

Aunque el ARE no es tan relevante como el pago de derechos porque solo 

abarca el 6% de las utilidades. Los datos de 1993 a 2000 muestran que 

PEP ha tenido que pagar mucho mas del 78.9% de las utilidades que se 

establecen en la Ley, esto es por el ajuste que se tiene que realizar de tal 

fonna que se cumpla la igualdad descrita anteriormente, DEP - DSH-IRP

IEPS, o bien, si el pago por el lRP, IEPS y el DAEP no coincide con d 

60.8% de los ingresos correspondientes al DSH, las tasas del DEP y del 

DEEP tendró.n que modificarse. Lo que ha llevado a PEP a pagar una tasa 

promedio del 92~·o de las utilidades. De hecho en 1998 pagó mó.s dc:-1 100% 

de sus utilidades resultando una pérdida neta por la carga fiscal excesiva. 

Tabla S. Por lo tanto, a pesar de que en el actual régin1en fiscal de PEP 

establece tasas impositivas sobre las utilidades y no sobre los ingresos 

1 
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Cap. 1 'El ri¡¡imnrfiscaI petrofero nr 9.fb(jco 

brutos, al final PEP (y las otras subsidiarias) tiene la obligación de cubrir 

una tasa del 60.8% de sus ingresos brotas sitt importar el monto de los 

costos y gastos. 

To blo 5 
lm puestos y derechos de PEP 

1993·2000 
Po re e ntaJe respecto a lo u lllld o d o n tes de lmouestos. UAT 

UAT T/U AT DEr/UAT AIE/UAT Otro1/UAT 

1993 100 90 

1 ' .... 100 8~ 

1995 100 90 
1',6 100 89 82 7 o 1 
1997 1 co -~o-- 87 3 o 1 

1, 'ª 100 101 1o1 o o 2 
1999 1 0-0 100 89 11 o 2 
2000 100 95 85 9 o o 

,.rom e dio 100 92 89 6 o 1 
fuente: PEP, 2001 
Notas: T • lmpues.tO\'t' Clorecho\. UAT = Ul1lldod a n 1e \ ele impuestos 

De 1997 a 2000, los derechos que pagó PEP al gobierno fueron más 

del 90°/o del monto de los impuestos totales, mientras que el ARE fue del 

6.4% y el resto únicamente el 0.1 o/o de la carga fiscal total de PEP. Por Jo 

tanto, los impuestos más importantes que se le cobran a PEP están 

constituidos por el pago de derechos. Tabla 6. Ffqura :Z 7. 

Tablo 6 
Impuestos y derechos de P' E I' 

1997-2000 
P'orc e nta le resoecto a los lm ouestos to ta les 

Allo 
lm puestos y 

Off' I T A 11 E / T Otros 1 T de re e hos 
1997 100 92 .2 7 7 0.1 
1998 100 96 7 3 l 0.1 
1999 100 99 .8 o o 0.2 
2000 100 86 .6 l 1 .2 0.2 
2001 100 90 .3 9 7 o.o 

Prom e <110 100 93 5 6 4 o 1 
ruen1e: ~1aooroc1on propio con ao 1os. o o ten 10 o\ en t" e-. t". ~uu1 

Si definimos al costo fiscal como el porcentaj<" que ocupan los 

impuestos y derechos dentro de los costos totales de PEP, es decir: 
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CF=(flx100 

donde: 

CF - Costo fiscal. 

T - Impuestos y derechos. 

S - Costos totales. Costos técnicos más costos fiscales. 

y al costo técnico como: 

CT=(~)xlOO 
donde: 

CT - Costo técnico. 

C - Costos y gastos de PEP. 

S - Costos totales. Costos técnicos más costos fiscales. 

observaremos que el costo fiscal que hu tenido PEP desde 1993 es mucho 

mayor al técnico como ocurre en casi todos los paises. En 1993, mientras 

que el costo técnico fue de 38% el costo fiscal fue de 62%, y en el año 2000 

....._____ __ ~ 
DEP/T 
93.5% 

Figura 17. DEP. ARE y otros impuestos en relación o los 
impuestos totales. Promedio 1997·2000. 
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disminuyó el costo técnico e incrementó el fiscal, siendo de 26°/o y 74% 

respectivamente. Tabla 7. Figura 18. Tul magnitud nos demuestra Ja 

imponancin que han tenido Jos impuestos en Ja empresa, pues constituyen 

el 70% de los ingresos brutos, rnientras que los costos (técnicos) 

únicamente el 30°/o. Tabla 4. 

Tablo 7 
e os tos técnicos y llscoles de PEP 

1993·2000 
Porcenlole respecto o los costos totales 

Ai'lo Costos Total•s•S Costo' técnlcot/S Costos flscales/S 

1993 100 je o 62.0 
199 .. 100 --+-:-~-·~------- 69 e 
1995 100 

~ 

78 .9 
-·-·-·· 

1996 100 ,. y e 1 1 ----- --- -·-·-
1997 100 :'..: ' 75 .3 

--------~ 

19911 'ºº .• < 5 64 !:> 
1999 100 3 2 q 6 7. 1 
2000 100 26 1 73 .9 

Promedio 100 78 5 7 1.5 
¡fuente: t1aooroc1Vn propia con cJoto1 ooter>1do~ en PtP. .ou1 

s: 90 o 81 19 .. 000 .15 l• c. 69 67 
~ 700 .. o;¡ ,,. 
o 

600 

~ 
O Costo s 

~ 
~ 500 ftl· tecnico 

!' "°º -~ --
~ XlO ;<!> •Coslo 

:n 1 o f1K:of e ?00 ... 
~ 'ºº 

00 . 

Figura 18. Costo técnico y fiscal de PEP 1993-2000. 
Porcentaje respecto al ingreso total. 

Por lo tanto, el desarrollo de la empresa es fundamental paru el 

crecimiento de los ingresos petroleros y se requiere invertir año con año 



tanto para continuar con los proyectos anteriores (producción base) corno 

para los nuevos (producción incremental). Actualmente se requieren 

recursos por 33 mmdd en exploración y producción en los cinco años 

siguientes, de no realizarse tales inyecciones de recursos requeridos en la 

paraestatal, la aportación fiscal caerá en un 10°/o para el 2004 (Muñoz 

Leos en El Financiero, 28 de agosto de 2001). 

Mediante comparaciones internacionales se puede saber si los costos 

de PEP son elevados o no, es decir, si PEP es una empresa competitiva en 

costos. Para el año 2000 el costo fiscal de PEP fue de 71 %, lo que significó 

que por cada 14.5 di que costó producir un barril de en.ido, 10.3 di. fueron 

por concepto de impuestos. Mientras que las empresas petroleras 

dedicadas a la exploración y producción del Medio Oriente tuvieron un 

costo fiscal del 83%,. Y si considerarnos solo aquellos paises que producen 

el 90% de la producción mundiaF, el promedio del costo fiscal oscila entre 

el 70 y el 80%. Figura 19. Es decir, el gobienw con el actual sistema.fiscal 

obtiene un monto porcentual de ingresos petroleros por las actividades de 

exploración y producción por debajo de la media mundial (70°/o de PEP vs. 

83°/., de los paises del Medio Oriente y 75º/o del promedio mundial). 

En cuanto a los costos de PEP, estos se encuentran en el limite 

superior, lo que significa que los costos de PEP siguen siendo altos. (32º/o 

contra 17% de Medio Oriente y un rango de 20-30~0 del promedio mundial 

en el año 2000). (Nan•áez, Ramirez A. 2001, p. 44). 

7 Entre estos paises ~ encuentran Arabia Saudita. la Comunidad de Estados 
Independientes. CEI (antigua Unión Sov1cticaJ. Estados Unidos de Amenca. lnln. China. 
Noruega. ~!Cxico. Veneruela. Reino Unido. lra.k. Em1rato~ ArabC's Un1d0s. ent~ otros. 

No hay que ol,,dar que los. paises de la Organiz.a.c1ón de Paise:s Ex¡x>rtado~ de 
Petróleo. OPEP. producen aJrroedor del 40°ró d~ la prodUCC'lón mundial y uenen el 75~U de 
las rescritas mund.iale5. 
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Figura 19. Comparación mundial de costos técnico 
y fiscal. 

Por lo tanto, PEP tiene costos elevados y aunque los impuestos 

cobrados a PEP signifiquen el 60.8% de los ingresos brutos de PEP, estos 

impuestos comparándolos con el estándar internacional, siguen siendo 

bajos. Por lo tanto, la excesiva carga fiscal para PEP no permite a la 

empresa tener altos índices de competitividad mundial ni el gobierno 

maximiza los recursos petroleros. 

El costo técnico tiene que ser menor', de forma que la empresa 

mejore su competitividad y el Estado se beneficie de esto, mediante 

ingresos fiscales mayores. sin que éstos agrnven a la industnn petrolera. 

De lo contrario a In larga. los niveles de endeudamiento de la empresu 

serán mayores, el gobierno recuudnrn n1enores ingresos petroleros. 

disminuirán las inversiones, prinClpalmente en Jos cu.mpos m..-nos 

• Si el co~to teC"n1co dlsm1nu:-·c. el costo fiscal &ncn:-m~nta Pel"o no hay que cunfundlT C"l 
costo fiscal con la ca~'l fiscaJ. f!"l costo fi'!iCa.l son los 1mpuc-sto,. f:"n n:¡••aon " lo"" costos 
totales (tectlácos 1nas ÍIKale-3.I y la cargu f1s.ca! M>n los 1mpU<"$.los n:·~¡:x-c-to K lo~ ~n..:.ric-'S<I..).» 

brutos. 
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rentables, cte. y todo esto sin tomar en cuenta los problemas de escasez de 

oferta de gas, no hay que olvidar que México es un país importador de gas 

y la demanda de éste se pronostica corno una línea ascendente y, por otro 

lado, Ja escasez del petróleo que se prevé para las siguientes décadas. 

Por último, cabe agregar In importancia que han tenido los ingresos 

petroleros en los ingresos federales. Es bien conocida la dependencia de 

las finanzas públicas de los ingresos provenientes de la venta del crudo, 

por lo que el gobierno no estará en disposición de renunciar a estas 

recaudaciones. Sin embargo, la disminución de esta dependencia puede 

contribuir a un cambio en el régimen fiscal ya que el impacto sobre los 

ingresos gubernamentales actualmente seria menor que en décadas 

anteriores. En 1985, el 45% de los ingresos totales del gobierno federal lo 

constituían los ingresos petroleros, para el año 1999 únicamente el 31 o/o. 

Tabla B. Figura 20. Por lo tanto, existe una tendencia a la baja de la 

dependencia de los ingresos petroleros que puede favorecer a un cambio de 

régimen fiscal. 

Tabla 8 
l'artlclpaclón de PEMEX en las Ingresos del gobierno federal 

1985-2000 
Miiiones de oesos 

Ai'lo Ingresos totales • YT lngre-sos petrolefos • YP' YT/YP 

1985 7.990 3.595 o&5.0 
1986 12.670 4.852 38.3 
1987 32 973 14.?82 o&3.3 
1988 65.!>06 n.90 .. 35 o 
1989 90 ;:>O• 28.653 31 8 
1990 1 1 7.710 3o&.739 29.5 
1991 177 ~ l; 4?.l lo& 23.7 
1992 212.221 50.996 2•.0 
1993 19•.ó 13 52.773 27.1 
199o& 21 !> 301 !>8.66.C 27 2 
1995 :'83 19!> 100.0?8 35.3 
1996 392.!>66 1-47 . .583 37.6 
1997 !>03.:S!>• 181.480 36.0 
1996 545 ! 76 170.9'.lo& 31 .. 
1999 67o&.3•8 "Z09.86 I 31.1 
2000 866 231 3:20.186 37 o 

ll"u•nte: u11ecc1on venero, ae !""k..'.lneac•On Hocenoooa....>n~t-·. vario,. ano\ 

)1 
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Figura 20. Ingresos pet.roleros respecto a los ingresos 
totales del Gobierno Federal. 
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1.3 CRITERIOS DE EVALUACIÓN bE UN RÉGIMEN FISCAL 

Aparte de los análisis hechos sobre el régimen fiscal de PEP 

(evolución histórica, participación de Jos costos técnico y fiscal, 

ponderación de utilidades, costos e impuestos respecto a Jos ingresos 

brutos y de impuestos respecto a las utilidades, etc.) que se realizaron en 

el apartado anterior, existen formas alternativas de calificación de un 

sistema fiscal reconocidas internacionalmente. 

En términos impositivos un buen sistema fiscal debe cumplir con los 

siguientes criterios de evaluación: 

l. Neutralidad. 

2. Estabilidad. 

3. Riesgos del inversionista. 

4. Prueba de Ja tasa máxima o eficiencia. 

5. Adaptabilidad o flexibilidad. 

6. Riesgos de la recaudación fiscal. 

7. Rezago en la recaudación fiscal. 

8. Dilemas de imposición. 

9. Administración y legislación. Facilidad y simplicidad. 

1. La neutralidad es la cualidad de un impuesto para no modificar la 

decisión original del inversionista. El juicio de neutralidad se aplica a 

comparaciones tanto entre proyectos petroleros como en proyectos de 

otras ramas productivas. 

Este criterio no Jo cumple el actual régimen fiscal de PEP porque la 

empres.."\ no puede llevar a cabo acertadamente la planeación de proyectos 

año con año por la incertidumbre que tiene de los recursos disponibles 
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futuros debido a que existe una gran desviación entre el presupuesto 

solicitado y el otorgado. En 1998 el gobierno le otorgó el 78'~/o de los 

recursos solicitados mientras que para el año 2001 únicrunente se le 

autorizó el 40°/o del presupuesto total solicitado. Tabla 9. Figura 21. 

Además existe unu tendencia a lu baja del monto de recursos otorgados a 

PEP respecto al monto requerido. Un régimen fiscal que no permite a una 

empresa contar con los recursos necesarios no puede tener el carácter de 

neutral, pues con tal diferencia entre los presupuestos solicitado y 

autorizado, no se le permite n PEP planear de forma efectiva los proyectos 

que llevará a cabo en los años posteriores. 

Tablo 9 
Presupuesto de PEP solicitado y autorizado (flujo de efectivo) 

1998·2001 
Miiiones de oesos corrientes 

f're1upue1to sollcttodo (A) P're1upue1to autorizado(•) 
O Herencia ,., ... , 

(A·•l .,. ,,,. 23.568 18.369 S.199 76.0 ,,,, 35.527 11 813 17.714 50.1 
2000 3o.•2 1 19 ... 31 16.990 53.• 
2001 39.•88 15 91 5 23. s 13 •0.3 

1ruen1...:; CIODOfOC1on P'OP•O con ca10~ e e t't.t"'. '"-'v 1 

2001 
115.915 (~) 

.......................... ~ 39.488 

o 
oC 

2000 
, , 9 .43 1 ! 533) ......___ 

••••••••••••••••• 36.421 ~-ºPresupuesto 
'/:'.·.~. ouf0<1ZOdO 

< 
1999 

1998 

l 17.813 (50'7-) 
35.527 

1 8.389 ( 783) 

•••••• 23.588 

Millones de pesos co.-rient es 

•Presupuesto 
sollcltodo 

Pu•nte: Eloboroc.on propio con oato1 oc PEP. 2'(X)t 

figuro 21. Presupuestos solicitado y autorizado a PEP. 
1998-2001 



Cap. 1 <U rigan~n fiscal ~rrokro m ~tb;jco 

Cabe señalar que aunque la neutralidad es un requisito de un buen 

sistema fiscal, la no neutralidad puede también serlo siempre y cuando 

genere efectos positivos. Supongamos que el régimen consiste en distintas 

tasas impositivas aplicadas en campos petroliferos diferentes, si a un 

campo marginal se le aplica un tasa impositiva menor existirá un incentivo 

para invertir en tal campo. De esta manera se influirá en las decisiones del 

inversionista pero de manera positiva y sin ser un sistema neutral. 

2. La eat:abilidad nos dice hasta qué punto es probable que las reglas 

del sistema fiscal subsistan ante cambios en las circunstancias iniciales y 

que no se vuelvan insostenibles a juicio de las autoridades. 

El actual sistema es estable porque aparte de no haber sufrido 

cambios repentinos e inesperados desde que se impuso, los derechos DEP, 

DEEP y DAEP de 1990 a 1997 presentaron una variación considerable (la 

relación entre su desviación estándar, a, y su media, µ, fue de 0.35, 0.34 y 

0.32 respectivamente) (Venegas Martinez F. 2001, pp. 80-82) a pesar de 

que las tasas del DEP y del DEEP están sujetas a grandes cambios por el 

ajuste exigido por Hacienda mencionado anteriormente. Esto no ocurre 

con el ARE, ya que depende totalmente de las fluctuaciones del precio del 

crudo (a/µ-1.39) (Venegas Martinez F. 2001, pp. 86), sin embargo, el ARE 

no tiene una participación relevante en Jos ingresos fiscales provenientes 

de PEP (apenas del 6%. Tabla ~. por lo tanto, podemos considerar al 

actual régimen como estable. 

3. Los riesgos de inveraionlata se refieren a la medida en que el 

impuesto reduce el riesgo económico propio de la inversión. Esto es, el 

gobierno cobra un impuesto menor conforme incrementa el riesgo del 

inversionista. 
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Cap. J 'E.f rigim"n f=af ¡Ntroúro ~ 9'1b¡;j.co 

El actual régimen de PEMEX cobra el 60.8°/o de los ingresos brutos, 

sin tomar en cuenta Jos riesgos de la subsidiaria. Y no es el mismo riesgo 

que existe en las actividades de exploración que en las de refinación. En la 

exploración existe Ja probabilidad de no encontrar reservas de crudo pero 

aunque la etapa exploratoria no haya sido exitosa se tienen costos previos, 

como estudio de reservas, costo de mano de obra, material utilizado, etc. 

mientras que en la refinación no existe tal riesgo. Al no diferenciar el riesgo 

de cada subsidiaria y mucho menos de cada proyecto y/o campo, el 

régimen no cumple este criterio de evaluación. 

4. La prueba de la tasa máxima significa que para un monto dado de 

recaudación, un impuesto es mejor entre menor sea Ja tasa máxima 

necesaria, es decir, que el régimen sea eficiente. En otras palabras, un 

régimen es eficiente cuarido genera Ja máxima cantidad de recursos 

fiscales sin afectar el desarrollo de la industria. 

Esto no se cumple porque dados Jos objetivos de recaudación de 

Hacienda, las tasas del DEP y del DEEP están propensas a aumentar todo 

Jo necesario para cubrir el 60.8°/o sobre Jos ingresos brutos exigido a Ja 

empresa con Jo que algunos proyectos dejan de ser rentables. La 

alternativa para el cumplimiento de este criterio es utilizar una escala de 

tasas para niveles de producción diferentes. 

S. La adaptabilidad o Oexibllidad es Ja capacidad de un impuesto para 

responder a modificaciones en la rentabilidad, sin necesidad de ajustar 

sus parámetros. 

El sistema impositivo de PEP no es adaptable porque ante caídas en 

el precio o en los volúmenes vendidos, PEP debe de garantu:ar al fisco el 

60.Bo/o (al igual que el resto de las subsidiarias} de sus inb>resos brutos 

aunque esta obligación fiscal amerite pérdidas. Esto ocurrió en 1998, año 
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en el cual PEP tuvo que cubrir un monto de impuestos y derechos (84,365 

millones de pesos) mayor a su utilidad antes de impuestos (83,489 

millones de pesos de utilidad). Tabla. J.. 

La parte del sistema fiscal que si es adaptable está formada por la 

recaudación del ARE. Inmediatamente que bajan los precios del crudo 

disminuye la recaudación por concepto de este aprovechamiento. Pero el 

ARE es un ingreso adicional de una magnitud peque.•,a, las recaudaciones 

principales están forn1adas por los derechos, los cuales no son adaptables. 

6. Riesgos en la recaudación flsca1. Un impuesto tiene mejor 

calificación bajo este criterio entre menos sea la dispersión de los posibles 

resultados fiscales dado un ingreso medio esperado. 

Tabla 10 
Ingresos esperados y r1tales del sector público provenientes de PEI' 

1H9 • 2001 
Miilones de oesos corrientes 

Ingresos esperados (A) Ingresos ••oles (a) D••rencla (B·A) (•·A)/A" 

lttt 79.73~.9 118.03• 38.301.1 •a.o 
2000 1 55.130.6 :?21.571 66.••0.• •2.8 
2001 195.396.3 ND ND ND 

fv.nt.: E.Jobotoc16n P"CP•O COl"l doten Ott IO lt!'y oe lngrf!'IOI 1999. XKXl.,. :"001 y PEP. ;ooo1 

Existe una dispersión aproximada del 40°/o entre los ingresos 

esperados de PEP y los reales n favor del gobierno. De los ingresos que se 

esperaban para 1999 se obtuvieron un 48% más y para el año 2000 un 

excedente del 43'l/o de los ingresos provenientes de las actividades de 

exploración y producción. Tabla J.O. Por lo tanto, el régimen actual de PEP 

no cumple este criterio. Aunque esto no necesariamente a tenido un 

significado negativo sino al contrario, d gobierno se ha hecho de mayores 

recursos, pero al existir esa incertidumbre lo mismo puede ocurrir de 

manera contraria, y en ve-z de obtener recursos excedentes no obtendrá los 

ingresos planeados. 
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Esto es únicamente para PEP, lo que no ocurre para todo el régimen 

fiscal de PEMEX. es decir, que el régimen de PEMEX en su conjunto sí 

cumple con este criterio. Oc 1995 n 2000 no existió gran discrepancia 

entre los ingresos gubernamentales esperados provenientes de PEMEX y 

los ingresos efectuados. Tuvieron una desviación estandar considerable 

(a-9.2), aún con las caída del precio del petróleo". Tabla :J. :J.. Figura 22. 

Tabla 11 
Ingresos del sector público provenientes de PEMEX 

1996-2000 
Millones de :>esos e o rrle nte s 

Ingreso• e1perado1 (A) lng1e101 re o le 1 ( •) 
Diferencia (a·A)/A 

(11-A) ~ --------
'''' 70.133 7 7 ~-' 3 !> 3 2 3 1 1 9 .5 ... 
1997 94 .202 7 85 O•O 3 .9 t 62"' -9.7 

'''ª 97 .39• • 82 066. .1 5 3:?8 o -15.7 

'''' 96.697 9 1o1 l 65 8 ..... 6 7 9 4.6 
2000 1 06.99 1 • 108 582 6 1.591 ... 1.5 

'"•ni•! f1obo1octOn PIOP•O con ao•o' otlten•;;Jol "'"'•O Cvl!'!'r,fo dct ¡..ooc endu P..,oi.co 

f"Ol1t•co O• :n~'"'º' "º"º' ol'lc• 
Nota1: 

1999 

,5 ! ~ 1998 
1 

1997 

1996 

On1v1oc.on ••ºO.,do• 9.2 

........................................... ,a.~ 

111111111111111111111111111111111111 ... 
1º 1

-,r. 
P04'cen'Oi~ ro1pec10 alO\ •rYJfe>\C1o e1~0001 

O Ingresos 
reales 

•Ingresos 
esperados 

fv..., .. !k.:lt:OQl'C<.:<'.W"' D'oPO C<.Jf'I ~Jl(.•'\ d~ !....,:-p C._e,.,ta OIC' IO P"IO~IC""ó.:l PuO~O .... ~ot.:.O de ngr~ 

'"' Ono\ ª'°'°" 

Figura 22. Ingresos reales y esperados de PEMEX. 1996-2000. 

•El precm de la mezcla de crudo mcXJcano pasó de 16 dl/bl en 1997 a 10 dl/bl en 1998, 
es de<:>r, tuvo una caída del 38"h.. 
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7. El rezago en la recaudación fiscal se refiere a la rapidez con la que 

se recaudan los impuestos, dado el total a devengarse durante la vida útil 

del proyecto. 

Aunque el actual régimen de PEMEX y PEP no se aplica sobre cada 

proyecto, sino de fonna global, si podemos analizar la rapidez de la 

recaudación. El actual sistema cumple con este criterio porque se hacen 

pagos periódicos por cada derecho y aprovechamiento que contribuyen a la 

rapidez de la recaudación, saldando a final del año los pagos restantes 10• 

Figura 23. Se considera que al velocidad de recaudación del DEP, del 

DEEP y del ARE es rápida y del DAEP moderada. (Venegas M. F., 2001, p. 

80-82 y 86). 

Contnbución 

•DEP 

•DEEP 

•DAEP 

•ARE 

MC'C~CO de pagos de PEP 

•Anticipo ctsono. ont1c1po ~mono! deciaroción n'"\eruva:f. declarooón anual. 

• A.nt.ctpo ~ano. ontu:llPO semana!. declaración mensvot. declaración anual. 

•Oecloroc<>n men~. dec"7oct6n ar. .... •d. 

• fnrne\tre vencido. O:-"'lf1C•i::>es fnrne~troles a evento de lo decklrooón onuoL 
deciO!oct6n onuo1 

Figura 23. Mecánico de pago de las contribuciones de PEP. 

8. Los dilemas de imposición nos dicen qué tan fácil resulta 

determinar las tasas fiscales, asi como otros parámetros, para que sean 

consistentes con los objetivos de neutralidad y maxima recaudación. 

El régimen actual no cumple con el objetivo de neutralidad, 

independientemente de las tasas impositivas, únicamente persigue 

recaudar lo máximo posible. Por lo tanto, no puede cumplir con este 

criterio de evaluación. 

10 Esto está establecido en la Le)· de Ingresos de la SHCP. 
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9. La adminiatraci6n y legialaci6n consiste en la facilidad con que se 

puede aplicar un impuesto, es decir, la simplicidad de su aplicación. 

En realidad no existen grandes dificultades para el cálculo del 

impuesto, ya que cada subsidiaria por medio de gerencias especificas 

calculan los impuestos, derechos y aprovechamientos que deben ser 

pagados a la Secretaria de Hacienda. 

Después de analizar los principales criterios de evaluación 

concluimos que el actual sistema fiscal aplicado a PEP no es neutral, no 

reconoce los riesgos del inversionista, utiliza tasas elevadas y muy 

variables, no se adapta a las variaciones de la rentabilidad de la empresa, 

existen riesgos en la recaudación fiscal y problemas para fijar tasas 

eficientes. Es decir, que el régimen fiscal de PEP ni siquiera pasa las 

pruebas internacionales mínimas de un buen sistema, de esta forma no se 

puede garantizar al gobierno la máxima cantidad de ingresos petroleros ni 

la contribución para que la industria petrolera mexicana, crezca 

eficientemente. 

Criterio de evotuoción 

• Nevlfolidoct ..................................................... No 

•E11abilidad ...................................................... .si 

•Riesgos def inven.ic:x'vsto ................................. No 

•Prveba de lo taso móximo ........................... Na 

•Adaptabiidod ................................................ Na 

•R.,.sgos de lo recOUd<>Ción focal.. . ........ No 

•Rezago en lo recavdoóón focal... ...... Si 

................... Na 

•Admirw•troc'6n y legr>lc>ción .....................•. .si 
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1.4 EL PROBLEMA DE LA RENTA PETROLERA 

En esta investigación es sumamente importante entender el 

concepto de renta en la industria petrolera, ya que la colocación de un 

sistema impositivo sobre una empresa petrolera tiene como objetivo 

apropiarse de la mayor cantidad de dicha renta mediante impuestos y 

derechos sin dañar el crecimiento de la industria. 

La renta económica en la industria petrolera no debe confundirse 

con otros tipos de renta económica estudiados por los economistas. Tal es 

el caso de la renta económica neoclásica, entendida como la diferencia 

entre los ingresos y los costos de oportunidad o la renta en los estudios 

económicos españoles, donde renta es sinónimo de ingreso. 

En la industria y el mercado petrolero, renta económica o 

petrolera es la diferencia entre el precio al que se venden los 

hidrocarburos en el mercado nacional e internacional y los distintos costos 

incurridos (exploración, desarrollo y explotación) y una ganancia para la 

empresa. Figura 24. La renta petrolera es aquella parte de ganancia que 

el Estado retiene como propietario de los recursos petroleros y sólo se 

genera en las actividades de exploración y explotación. Este principio es 

universal y funciona para cualquier estado, ya sea comunista, socialista, 

capitalista, etc. Todos los gobiernos intentan capturar la máxima cantidad 

de renta petrolera posible mediante impuestos, aprovechamientos, 

regalías, bonos, etc. 

La pregunta es ¿a quién le pertenece dicha renta?, ¿al gobierno o al 

inversionista? Para esto se analiza primero el tipo de bien del que se habla. 

En México, el petróleo es suministrado única y cxclush·amente por el 

.. ¡ 
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Figura 24. O rigen de lo Rento Petrolero. 

Estado 11 , ¿esto implica que sea un bien püblico? ¿el hecho de que sea 

suministrado por una empresa estatal hace que sea un bien püblico? 

Eíectivamente no, ya que se entiende de forma errónea que los bienes 

püblicos son aquellos que suministra el gobierno, como el alumbrado 

público, el agua y el drenaje - por citar algunos ejemplos -. Sin embargo, la 

definición de un bien püblico surge del lado del consumo. Un bien público 

es aquél cuyo consumo de un individuo no afecta el consumo de otro. Las 

dos caracteristicas principales de un bien püblico son: 

a) la no exclusión y 

b) la no rivalidad en el consumo. 

La no exclua16n c.xiste cuando una persona puede disfrutar los 

beneficios de un bien sin necesidad de pagar por su consumo, ya que el 

costo marginal pan1 un consumidor adicional es nulo. Dicho en otrns 

palabras, que el consumo de A depende de que A pague el precio, en tanto 

11 Esto e-sta cstablC"Cldo en el arttculo 27 de la Con!l.Utuoon MC"XJca.na dC' E~u.ados Unidos 
Mexicanos de 1917 \o'"i:&to en el apartado ant~nor. 



que B, no paga, queda excluido. Y Ja no rivalidad en el consumo se refiere 

a Ja idea de que Jos beneficios de un bien pueden ser disfrutados por más 

de una persona simultáneamente y sin necesidad de que el consumo de A 

reduzca el beneficio del consumo de B (Ayala E. J., 1997; Musgrave R. A., 

1999). 

Para ejemplificar Ja exclusión y rivalidad veamos el caso del 

alumbrado püblico y el sistema de cableado. Si una persona pasa por una 

calle con varios postes de luz podrá obtener el beneficio del alumbrado y si 

al mismo tiempo pasa otra persona podrá disfrutar de Ja misma 

luminosidad, de donde surge la no rivalidad en el consumo del alumbrado 

püblico. Ahora supongamos que dos familias en sus respectivas casas 

tienen televisión, pero una tiene sistema de cable por Jo cual podrá ver 

más canales. La otra familia no podni gozar de esta programación al 

menos que pague para adquirirla, por Jo tanto, el sistema de cable es 

excluyente. 

En cambio, un bien privado es totalmente Jo contrario a un bien 

püblico. Un bien privado es aquél que tiene Ja propiedad esencial de que 

su consumo por parte de un individuo disminuye el monto de bienes que 

podria consumir otro individuo, es decir, es un bien rival y excluyente 

(Ayala E. J., 1997). 

Para el caso del petróleo, si México exporta 3,000 mbpct12 a Estados 

Unidos y a algün otro país. Y si Estados Unidos demanda y consume de 

esa cantidad de barriles sólo 2,400 mbpd, impedirá que el otro país 

consuma esos barriles, es decir, si consume un país un barril de crudo el 

otro país no podrá consumirlo nl mismo tiempo por lo que existe rivalidad 

en el consumo. Posteriormente, si Estados Unidos utiliza el crudo para su 

" mbpd significa miles de barriles de ¡><"lrúleo d~-



propio abastecimiento energético, ya sea para la elaboración de gasolinas, 

plásticos, etc., el otro país no obtendrá ningún beneficio de esos productos 

al menos que pague para adquirir alguno de ellos, por lo que existe 

exclusión en el consumo de petróleo. Por lo tanto, al ser rival y excluible, el 

petróleo es un bien privado y no un bien público. 

Sin embargo, aunque los recursos petroleros son bienes privados -en 

el sentido de la teoría económica- y deberían de pertenecer a agentes 

privados, éstos son propiedad de la Nación porque es un recurso natural 

de carácter estratégico y asi lo establece la ley. Por lo cual, los ingresos 

provenientes de las ventas del crudo y de los impuestos cobrados a todas 

las actividades relacionadas con los hidrocarburos (petroquimica, 

refinación, producción, etc.) son captados por el Estado y éste se encarga 

de transformarlos en bienes y servicios que beneficien a la sociedad. El 

problema es conocer la cantidad que debe absorber el sector público del 

ingreso total de cada barril de aceite vendido, es decir, a cuanto ascenderá 

la renta petrolera. 

De acuerdo a la definición anterior de renta petrolera tenemos lo 

siguiente: 

RP-Y-C-G 

donde: 

RP - Renta petrolera. 

Y - Ingresos brutos totales por la venta de bienes y servicios. 

Y- p• Q 

P 13 - Precio internacional de la mezcla de crudo. 

13 Para nuestro anAhsis del capitulo 4 utilizamos la unidad de medida de petróleo crudo 
equivalente (pee) ya que as! podemos homogenizar todos loa productos generados por 
PEP, gas natural, aceite, condena.adoa. etc. o con C'l propósito de agn:gar Ouidos de 
diferentes tipos de yacimiento. El petróleo crudo equivalente es la suma de c1ceste crudo. 
condensado. líquidos de plantas y gas ~ equivalente a hquido. El factor de 



Q - Volumen total de ventas de hidrocarburos. 

C - Costos totales: exploración, desarrollo y producción. 

G - Ganancia o participación para la empresa. Se le conoce también 

como "contractor take". 

Cuando incrementan los precios de los hidrocarburos aumenta la 

renta petrolera y cuando disminuyen también disminuye la renta. Como 

ocurrió en 1986, primer año en que cayeron los precios y con éstos el 

excedente petrolero. 

En 1986 los paises productores se apropiaron únicamente del 8.3°/o 

del excedente petrolero siendo que en 1980 y 1983 habían absorbido más 

de 25º/o del excedente y los precios tambien aumentaron pasando de 2 

dl/bl en los años setenta a 36 dl/bl en 1982 . .Ffgum 25. Lo mismo ocurre 

con los volúmenes de producción, entre más barriles de crudo venda un 

pais se apropiará de una mayor renta. 

Si los inversionistas de la industria petrolera tienen costos altos la 

renta será menor y lo mismo ocurre con la participación del inversionista 

en los ingresos brutos. Pero los gobiernos controlan la renta petrolera que 

se apropia el Estado colocando limites a los costos d..-ducibles de 

impuestos y controlando los porcentajes de ingresos exigidos a las 

empresas petroleras como se verá más adelante (capítulo 3). 

Podemos explicar la renta petrolera a partir de la teoria de la renta 

diferencial y absoluta, ambas tienen la misma base, la escasez de la tierra 

y el carácter monopolizable del bien natural. 

conversación usado es de 5.2 mil!a=s de pies eúbu::os (mrnpc) de gas por barril de 
petróleo crudo equivalente. 

.a.s 
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Figuro 25. Distribución del excedente petrolero: todos los 
agentes 1973-1992 

Existe una gran discusión entre los componentes de la renta 

petrolera, entre ellos se encuentran: la renta diferencial, la renta de 

monopolio, In renta de rareza y algunos autores (Guillenno Alvnrez C. 

2000) consideran la renta absoluta aunque otros no (Pierre Angelier, J. 

1980). 

La teoria de la renta diferencial de Ricardo nos dice que se origina 

una renta por la diferente fertilidad natural y ubicación de lns tierras, esto 

es ante la presencia de la propiedad privada y bajo el supuesto de que el 

precio cubre los costos de los menos productivos. Estos dos últimos 

puntos se cumplen en la industria petrolera y do.do que el precio del crudo 

está en función de su calidad y de:- los costos de transporte · entre muchos 

otros factores - la renta petrolera de igual manera está en función de la 

fertilidad y ubicación de los carnpos petrolíferos. es decir. que contiene una 

renta diferencial. Ftgum 26. 
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Figura 26. Rento diferencial en lo rento petrolero. 

La renta de monopolio existe cuando hay un precio de monopolio, 

es decir, cuando el incremento de la oferta no reduce el valor del bien. 

El precio de monopolio • ... se determina exclusivamente por el deseo 

y el poder adquisitivo de Jos compradores., independientemente del precio 

determinado por el precio general de producción y por el valor de Jos 

productos•. La •renta petrolera debe su existencia a dos elementos 

r.aracteristicos de la industria petrolera internacional: Jos precios de 

mercado pueden ser fijados prácticamente a cualquier nivel; y por otra, la 

ausencia de los sustitutos para varios subproductos de los hidrocarburos, 

permite fijar precios elevados en Ja medida en que la elasticidad de Ja 

demanda con respecto al precio es muy reducida (por ejemplo, la gasolina·. 

(Angelier, 1980, pp. 59 y 60). De esto último se deriva la renta de rareza o 

de escasez, la cual depende de la elasticidad o pendiente de la función de 

demanda. 

Por su parte, Ja renta abaoluta es un remanente sobre la renta 

diferencial que prm.;ene de la valorización del monopolio de Jos 

... 7 



terratenientes que disponen de las peores tierras. En la industria petrolera 

hay campos de menor calidad que otros pero que deben de producir para 

cubrir la demanda energetica, estas tierras (campos marginales) deben de 

generar una renta, de lo contrario no operarian, esta renta puede 

considerarse renta absoluta. Sin embargo, la existencia de esta última 

presenta dos condiciones: l )que haya impedimentos para la inversión de 

capitales en la esfera de producción considerada: la propiedad de la tierra 

y 2)que haya grandes inversiones en mano de obra (así el valor del 

producto creado es superior a su precio de producción). "La prin~era 

condición se cumple: la propiedad, privada o estatal, del subsuelo limita la 

inversión del capital petrolero. Pero la segunda condición no se realiza: la 

industria petrolera internacional, como todas las industria pertenecientes 

al sector energia, requiere ur.a masa considerable de capitales (capital 

constante), siendo el capital variable (mano de obra) relativamente 

reducido." (Angelier, 1980, p. 53). Por lo que se considera que no existe 

renta absoluta en la industria petrolera. 

Después de analizar la definición y origen de la renta petrolera se 

puede vincular con el régimen petrolero fiscal que posee actualmente PEP. 

El régimen fiscal que se aplica desde 1994 a PEP se basa en un 

cobro del 60.8°/o de los ingresos brutos pero esta tasa incrementa hasta un 

70".ló debido a que el resto de las subsidiarias no alcanzan a cubrir los 

montos exigidos por Hacienda y PEP debe de cubrir los montos restantes. 

El problema principal es que ese 70"/o no reconoce ni los costos ni la 

ganancia del inversionista (hasta ahora PEP}, es decir, no toma en cuenta 

el concepto de renta petrolera. 

Corno se dijo anteriormente la reata petrolera es la diferencia entre 

el precio del crudo y los costos de producirlo, dejando con un porcentaje 

de ganancia a la empresa (RE • Y - C - G). Por lo que los factores que 
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determinan el monto de la renta petrolera son el precio, las cantidades 

vendidas, Jos costos de exploración y producción y la participación o 

ganancia para el inversionista. El precio del crudo es fijado por las 

condiciones del mercado internacional, las cantidades vendidas de 

hidrocarburos por las políticas de venta y su demanda respectiva y los 

costos se determinan de forma técnica (inversiones en equipo y capital, 

nivel tecnológico, profundidad de los pozos, etc.). Es decir, estos elementos 

o factores que componen la renta petrolera son fijados por las condiciones 

del mercado y por la eficiencia de la empresa, lo que no ocurre 

necesariamente con la ganancia de la empresa, pues aún con bajos costos 

las obligaciones fiscales pueden originar una ganancia muy baja, incluso 

una pérdida. Esto pasa cuando el sistema fiscal no está basado en el 

cálculo de la renta petrolera. 

Veamos el caso de PEP. Si definimos como ganancia del inversionista 

o de la empresa de la siguiente forma: 

donde: 

G(%) = ( UN )x 100 
UAT 

G(%) •Ganancia del inversionista (PEP). 

UN• Utilidad neta (después del pago de impuestos). 

UAT • Utilidad antes del pago de impuestos (neta de costos). 

Y la participación gubernamental o ingresos fiscales conocido 

también como •government takew proveniente de las actividades llevadas a 

cabo por la empresa petrolera de la forma siguiente: 

donde: 

T(%) =(···!_··)X 100 
UAT 



T(o/o) - Participación gubernamental o ingresos fiscales. 

T - Impuestos y derechos. 

UAT =Utilidad antes del pago de impuestos (neta de costos). 

Tenemos que la participación de PEP desde 1993 al año 2000 ha 

sido de alrededor del 8°/o y presenta una tendencia a la baja, teniendo 

pérdidas en 1998. Mientras que los ingresos fiscales fueron del 92°/o 

manteniendo una tendencia positiva. Cabe resaltar el caso del año 1998, 

año en que la utilidad antes de impuestos fue positiva pero después del 

pago de derechos se convirtió en una pérdida neta. Tabla :1.2. Figura 27. 

Tabla 12 
l'artlclpaclón de l'EI' e Ingresos flscales 

1993·2000 
Porcenlal•• 

AÑO Port1c•POC16n df'!' PEP G(~J tno"''º' 11\cales TI~) 
1993 1 o .. ~ 89 se 
'99.C 1 !J 33 84 6 7 
1995 • o 1 90 39 
1996 1 o e 1 8Y 13 
1997 • 7 3 90 27 
1998 -1 os 101 05 
1999 o 00 100 00 
2000 s 30 9 .. 70 

IPuenl• tlaboroc1on propio cur• c:Jotoi obtenido\ en"'º"º' 1nlorme' ot! Ptr 
Noto• 

Promedio"'- 7 S3 9 2 41 

Al comparar la ganancia de PEP (G(o/o}-8) con la participación de las 

compañias petroleras internacionales se observa que PEP. se encuentra 

muy por debajo de la participación promedio mundial de las empresas 

internacionales dedicadas a la exploración y producción, el cual es del 

30% y cuyo rango oscila entre el 9 y el 75% (Johnston, 1994, p. 14). 

Figura 28. 

.so 
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Figura 27. Participación de lo empresa e ingresos fiscales. 
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Por lo tanto, si renta petrolera es la diferencia entre el precio y los 

costos incluyendo una ganancia para la empresa, dado que los costos 

técnicos de PEP son similares a los internacionales (alrededor del 30°/o de 

Jos ingresos) Figura 19 y Ja ganancia de PEP está por debajo de Ja 

ganancia internacional en acti'w;dades de exploración y explotación 

mundiales, significa que el gobierno se apodera de un monto mayor de la 

renta petrolera, es decir, con la aplicación del actual régimen fiscal de PEP 

el Estado cobra a la empresa un monto niayor a la renta petrolera. Y esto 

puede contribuir a la generación de pérdidas y a la desincentivación en Ja 

toma de acciones: reducción de costos, búsqueda de negocios adicionales y 

de mejores oportunidades de colocación de productos que maximicen el 

valor presente de la renta petrolera, lo cual va en contra de los intereses 

del Estado. 

Por otra parte, si se utiliza un régimen que absorba una cantidad de 

recursos similares al monto de renta petrolera se contribuirá a combatir 

algunos problemas como la falta de neutralidad y de adaptabilidad o 

flexibilidad del sistema. 

Al tomarse en cuenta la renta petrolera, la base de cálculo impositiva 

tendría descontados los costos de exploración, producción y desarrollo y, 

además, considerarla una determinada participación de la empresa que 

otorgarla de una mayor certidumbre sobre los volúmenes de capital 

invertidos y al conocer los inversionistas los montos de capital futuros no 

se alterarian sus decisiones de inversión, es decir, el sistema seria neutral. 

Y siendo la base de cálculo los ingresos menos los costos, cuando cayeran 

(subieran) los precios del petróleo también disminuiria (aumentaria) la 

recaudación sin afectar In ganancia de la empresa como ocurre 

actualmente y el sistema seria fle.xible. 

S2 
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1.5 MARCO LEGAL SOBRE MATERIA DE HIDROCARBUROS EN 
MÉXICO 

Como se vio en el inicio del apartado anterior la Constitución 

Mexicana crea una barrera a la entrada en la industria petrolera ya que la 

ley establece que la industria petrolera mexicana estará constituida 

únicamente por una empresa estatal, PEMEX. 

Por otra parte, el marco económico no se puede desligar del marco 

jurídico. Es necesario conocer el marco legal de la industria de 

hidrocarburos para conocer los límites jurídicos sobre los cuales giran las 

decisiones económicas referentes a las cuestiones petroleras. 

Existen varios reglamentos que tratan el uso y propiedad de los 

hidrocarburos, entre ellos se tienen los siguientes: 

l. La Constitución Mexicana de los Estados Unidos Mexicanos y la 

Ley Reglamentaria del Art. 27 Constitucional en el ramo del 

petróleo. 

JI. La Ley Orgánica de la Administración Federal. 

111. La Ley Orgánica de Petróleos Mexicanos y Organismos 

Subsidiarios. 

IV. El Reglamento Interior de la Secretaria de Energía. 

V. El Reglamento de Gas Natural. 

La Constitución Me.'Cicnna de los Estados Unidos Me.'C.icanos respecto 

al petróleo establece que la Nación mantendrá el dominio directo del 

hidrocarburo ya que es un recurso natural que pertenece a la Nación, no 

como Estados Unidos en donde el petróleo es en grnn parte de propiedad 

privada. También establece la prohibición de concesiones y contratos y, los 
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otorgados con anterioridad al establecimiento de la Constitución quedarán 

sin validez, tal es el caso de las concesiones que se dieron en nuestro país 

a lo largo de la primera mitad del siglo XX. 

En la Ley Reglamentaria del Art. 27 Constitucional en el ramo del 

petróleo mantiene que la explotación y exploración de hidrocarburos será 

llevada a cabo únicamente por la Nación mediante PEMEX y sus 

organismos subsidiarios. Y se podrán realizar contratos de obras y 

prestación de servicios cuyo pago no podrá ser en un porcentaje del 

producto ni de las ganancias. 

La Ley Orgánica de la Administración Pública Federal establece que 

la Secretaria de Hacienda tiene las facultades para el cobro de impuestos, 

derechos y aprovechamientos, por lo que PEMEX tendrá que cubrir tales 

pagos a Hacienda según el régimen fiscal establecido. 

La Ley Orgánica de Petróleos Mexicanos y Organismos Subsidiarios 

establece que el Estado podrá llevar a cabo las actividades referentes al 

petróleo mediante PEMEX y sus organismos para lo cual ésta empresa fue 

creada en 1938 como organismo descentralizado. 

El Reglamento Interior de la Secretaria de Energía establece que 

dicha secretaria tiene la obligación de tener el registro y catastro petrolero, 

la evaluación de las políticas de reservas, áreas de exploración y 

explotación. 

El Reghunento de Gas Natural de la Comisión Reguladora de Energía 

trata las regulaciones de precios y ventas, los permisos de transporte y 

distribución del gas. 



En resumen, PEMEX es el único organismo encargado de llevar a 

cabo todas las operaciones relacionadas con los hidrocarburos y quedan 

estrictamente prohibidas las concesiones y contratos con empresas 

privadas nacionales o extranjeras, asi como el pago de servicios mediante 

repartición de ganancias o del producto. PEMEX junto con la Secretaria de 

Hacienda, la Secretaria de Energía y la Comisión Reguladora de Energía 

(CRE) mantendrán la organización respectiva para el buen manejo de los 

recursos petroleros del país. 

Cabe preguntarnos si tales reglamentos contribuyen al desarrollo de 

la industria petrolera. Este es un tema que no corresponde a esta 

investigación, sin embargo, sabemos que PEMEX no puede desarrollar 

todo su potencial por falta de capital y tecnología y. mientras otras 

compañías podrían aportar recursos a la empresa mexicana, el actual 

marco legal referente a hidrocarburos no lo permite. Asi PEMEX tiene que 

endeudarse mediante los Proyectos de Infraestructura Productiva con 

Impacto Diferido en el Registro del Gasto (PIDIREGAS) porque el 

financiamiento del gobierno (Presupuesto de Egresos de la Federación, 

PEF) no le es suficiente y tiene que cubrir la demanda de crudo y gas del 

país. 



Cap. 1 'Eí ri9ímen fiscaf petrokro en :Mi:Jlfto 

CONCLUSI:ÓN DEL. CAP:ÍTULO 1 

Petróleos Mexicanos es un monopolio integrado verticalmente porque 

cuenta con cuatro subsidiarias (PEP, PGPB, PP y PR) organizadas de 

manera en que unas a otras suministran la materia prima. Pero aún 

siendo PEMEX un monopolio integrado no obtiene ni las ganancias 

normales de una empresa después del pago de impuestos, sin embargo, 

siendo PEMEX la única empresa petrolera tiene que cubrir la demanda de 

hidrocarburos del país. 

El actual régimen fiscal de Pemex Exploración y Producción (PEPJ 

está constituido por el pago de derechos (DEP, DEEP y DAEPJ que en total 

forman una tasa del 78.9% sobre un monto similar a la utilidad de 

operación y un aprovechamiento sobre los rendimientos excedentes (ARE). 

El problema principal es que la tasa del 78.9°/o es variable y aumenta tanto 

como se requiera para que se cumplan con los montos de recaudación 

exigidos por Hacienda, aunque esto origine pérdidas a la empresa. PEP 

termina pagando alrededor del 70% de sus ingresos brutos sin ser 

considerados los costos ni la ganancia correspondiente para la empresa, es 

decir, la recaudación fiscal proveniente de los ingresos petroleros de PEP 

son mayores a la renta petrolera. 

Esta renta petrolera es la diferencia entre el precio y el costo de 

producir cada barril de petróleo y Ja apropiación correcta por parte del 

Estado es lo que nos lleva a pensar en un nuevo régimen fiscal. Siendo el 

petróleo un bien privado - en términos de Ja teoria económica -, es parte de 

la Nación y los beneficios obtenidos de él deben de ser transformados en 

bienes y servicios para Ja sociedad sin que ello signifique un daño a Ja 

industria petrolera. 
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Además, mientras que empresas petroleras internacionales 

dedicadas a las actividades de exploración y producción de petróleo tienen 

en promedio una ganancia del 30'%, PEP solo alcanza el 8°/o. Aunado a esto 

los otros problemas que presenta el regimen fiscal de PEP como falta de 

neutralidad ante las decisiones de inversión, ausencia del reconocimiento 

de riesgos y de flexibilidad a las variaciones en los rendimientos, tasas 

muy elevadas y variables, incertidumbre en la recaudación fiscal y 

problemas para fijar tasas cficientes 14 , llevan a la necesidad de un cambio 

de regimen que cumpla con los criterios de evaluación internacionales y 

que absorba ingresos fiscales igual al monto correspondiente de la renta 

petrolera, para que así, el país obtenga el máximo beneficio de los recursos 

petroleros y se le permita a la industria petrolera crecer satisfactoriamente. 

Quizá con la participación privada, teniendo en cuenta las legislaciones 

sobre materia de hidrocarburos que no permiten ni concesiones ni 

contratos, así como tampoco la repartición de ganancias o producto 

resultante de la explor.ición y producción del crudo. 

" Una - eBc:iente en un r~mcn fiscal es aquella tasa que penn.itc al Estado obtener 
ingresos fiscales iguales al monto de la renta petrolera.. ni mAa ni menos. 
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CapÍ'tulo 2 

Regímenes fiscales pe-troleros in"ternacionales 



A nivel mundial se ha desarrollado una tendencia hacia la apertura 

económicat5 en los últimos veinte años en todos los sectores (industrial, 

comercial, servicios, etc.) y la industria petrolera no es la excepción. 

Venezuela, en América Latina, a pesar de haberse caracterizado por una 

industria petrolera nacional desde 1975 1" Petróleos de Venezuela Sociedad 

Anónima, PDVSA, empresa de capital público en su totalidad y verdadero 

monopolio y de derecho, en los años noventa abre sus puertas al capital 

extranjero (Mora Contreras, 1995, p. 129). Noruega, en Europa, pais 

fuertemente nacionalista, ha basado su industria en una sola empresa 

petrolera, - propiedad del gobierno -, y defensor de la propiedad de los 

recursos naturales ha realizado una gran cantidad de licencias para 

explorar y producir hidrocarburos y muchos ejemplos más. 

Con esta tendencia de apertura petrolera, en la que se han roto las 

barreras a la entrada de empresas extrajeras a cualquier otro pais, los 

gobiernos de los distintos paises para apropiarse de la mayor renta 

petrolera han adaptado desde hace varias décadas una gran diversidad de 

sistemas fiscales entre empresas petroleras y gobiernos, tales como las 

concesiones, los contratos de servicio, los contratos de producción 

compartida, los joint ventures. etc. 

Por lo que este capitulo se ha dedicado a una explicación breve de lo 

que ha ocurrido con las empresas petroleras dedicadas a las actividades 

upstrcam en las ultimas décadas y el funcionamiento de Jos sistemas 

fiscales petroleros más frecuentes en el mundo. 

u Una apertura económica puedC' dar.¡.c de tre~ maneras o l.n comb1naaón de estas: con 
una li.beralízadón. (intr:rcamb1os comercuües cntn: pa.isc~ con m~nores obstáculos como 
la reducción de las tarifas aduaneras). con una dit""s~laaón (ehn1tn .. •C10n de barreras a 
la entrada de una indu-stria como C'l pernuso legal de tnV'f:nJón pnvada a sectores que no 
se les pc:nn.itia) y con una pnt'O.l'tz.aa.ón (v~nta de organ1smo~ ~~tatales a pn"·ados). En 
este trabajo nos n:fcnrnos básscamcntr a la ~nda fonTUt. una de-sregulaoón. 
16 En 1976 se da la naoonaltz.aaón de· ~tróleos Venezolanos Sociedad Anórurna 
(PDVSA). 
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2.1 TENDENCJ:AS A LA APERTURA PETROLERA :INTEGRAL 

La desregulación de actividades y la pri\•atización de empresas 

pertenecientes a la industria energética son cada vez más frecuentes en 

todo el mundo. A lo largo de todo el siglo X.X, principalmente al inicio, las 

empresas petroleras han cambiado sus politicas de organización 

inclinándose hacia el modelo de empresa internacional que opera en una 

gran cantidad de paises porque las leyes lo pernüten. 

En los paises de América Latina se crearon las conocidas Empresas 

Petroleras Públicas (EPP) a lo largo del siglo xx11. Estas empresas se 

desarrollaban al mismo tiempo que el sector industrial, por lo cual fueron 

tomadas como el motor de crecimiento de las economías latinoamericanas 

y adoptaron la estructura de monopolio. 

Posteriormente, las EPP tuvieron cambios tornando hacia los 

procesos de desregulación y privatización en los distintos procesos de la 

industria petrolera. Veamos algunos casos en América Latina y Europa. 

Argentina fue un país fundamentado en el desarrollo de la industria 

petrolera basada en capital nacional. Sin embargo, a principios de los años 

noventa comienza a desarrollarse un proceso de desregulación petrolera. 

•Argentina privatizó su YPF con la presión de su balanza de pagos; el 

déficit venezolano, el tratamiento impuesto por el FMI y la penetración del 

capital petrolero internacional en una parte de gigantescas reservas 

venezolanas· (Álvarez H., 1995., p. 171 ). Esto contribuyó a la mejora de los 

costos operativos y nl incremento de la producción. La YPF aumentó su 

producción de l 990 a 1994 en un 44. l '%. Algunos autores mencionan que 

17 YPF en Az"&cnuna (1922), YPB en &ohna (1937), PEMEX en México (1938), 
PETROBRAS en Bra~1l (1953¡, CVP en Venezuela (1960) y Juego PVDSA (1975), 
ECOPETROL en Colombia. PETROPERU en Pcoru y CEPE en Ecuador. 
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este incremento no se debió a la entrada de las inversiones extranjeras al 

país, sino a la disminución de impuestos de los combustibles, a que antes 

de la privatización se llevaron grandes inversiones y a la reducción de la 

presión.fiscal. (Kozulj, 1995). 

Brasil con Petróleos Brasileños Sociedad Anónima (PETROBRAS) 

desarrolló su industria petrolera. Esta empresa comenzó a tener 

competencia extranjera desde 1990 18 , con lo que se adquirieron mayores 

recursos y se construyeron nueve refinerias en donde la participación 

nacional fue del 80°/o. Es decir, que a pesar de las inversiones extranjeras, 

PETROBRAS no ha dejado de ser una empresa nacional. Y PETROBRAS es 

actualmente un monopolio cuyo control lo tiene el Gobierno Federal. Es 

una Sociedad de Economia Mixta con acciones en la Bolsa de Valores, el 

gobierno Federal posee 81.4% del capital votante. 

También Colombia y Ecuador tuvieron grandes inversiones de 

capital privado extranjero realizadas por las empresas mas grandes 

estadounidenses desde 1983 hasta 1 994. 

Cabe señalar que la integración energética entre paises ocupa un 

papel importante en la cuestión de la apertura petrolera - aunque se 

desarrolló antes que ésta ültima - , porque pueden desarrollarse mas 

fácilmente acuerdos entre los gobiernos de los distintos paises ya que se 

rompen las barreras de cualquier tipo para ingresar en otro pais. En 

América La.tina se dieron dos procesos de integración: en 1965 se creó la 

Asistencia Reciproca Petrolera Estatal (ARPEL) y en 197 3 la Organización 

Latinoamericana de Energía (OLADE). 

u En diciemb,.., de 1992. PETROBRAS firmó un contrato =n la YPF de Argenuna para 
su participación en la explotación de gas natural )" condensado de la reserva de 
Aguarugue, localizada en la Cuenca Noroeste de ~ntina. 
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En Europa se tiene el caso de Woruep. La industria petrolera 

noruega estaba organi7.ada por una única empresa, STATOIL. Hasta 1965, 

cuando se otorga la primera licencia otorgándole el permiso a diversas 

compan1as internacionales para open.ir los recursos petroleros del pais (se 

dieron alrededor de quince licencias de 1965 a 1998). En 1985, la posición 

dominante de STATOIL en la economía del país originó un intenso debate 

nacional, por Jo que el gobierno decidió dividir los ingresos de Ja empresa 

con la creación de una comisión dedicada a los intereses financieros 

directos del estado, el State·s Directy Financia] lntercst (SDFI). Con la 

creación de éste, el gobierno puso en marcha un instrumento económico 

para intervenir en el sector petrolero, sin tener que participar directamente 

en las decisiones administrativas de STATOlL. La apertura petrolera 

noruega comenzó con una cambio en la Ley (Petroleum Act) donde se le 

permite operar en exploración y prcx:lucción en un inicio (hasta 1995 

aproximadamente), el estado tenia la mayor pnrti<::ipación, sin embargo, 

con cambios hechos por el parlamento a partir de la licencia 15•. en 1995 

la participación del SDFl, pasa del 50% al 30% y STATOlL tuvo menos de 

la mitad de las licencias otorgndas. Pese a ello, con la participación 

privada, nacional y extranjera, la producción petrolera noruega ha 

incrementado: de 1995 a 1 996 la producción de crudo incrementó en un 

11.5% y la producción de gas en un 33%. 

Actualmente, Noruega ha logrado promover la part.ícipación de 

empresas privadas, nacionales y exttunjerns, en la exploración y 

producción de hidrocarburos contribuyendo a una mejora en la eficiencia. 

Existen 20 compañías extranjeras dedicadas a las actividades upstream 

con tres compañias noruegas: Statoil (propiedad estatal). Norsk H:vdro 

(51°~ de los intereses del Estado) y Saga Petroleum (participación privada). 
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El caso de VenezueJa19 es de gran importancia porque la industria 

venezolana tiene características similares a la mexicana como se verá a 

continuación. Venezuela gozaba de un monopolio estatal, Petróleos de 

Venezuela Sociedad Anónima (PDVSA). empresa de capital público en su 

totalidad y verdadero monopolio y de derecho, hasta principios de los años 

noventa. Posteriormente se desata un proceso de internacionalización, 

aunque no de manera repentina sino gradual, a través de formas jurídicas 

contractuales y, al mismo tiempo, una tendencia mundial en la que los 

recursos petroleros estuvieron a disposición de las empresas petroleras y 

ya no del gobierno. 

En un inicio PDVSA fue creada como un monopolio público y tenia 

la función de coordinación y supervisión de las actividades de las demás 

empresas. Tenia doble función: a) la evolución de las Empresas Petroleras 

Públicas (EPP} venezolanas frente al Estado y b) ser el instrumento de 

política petrolera diseñado por el Ejecutivo Nacional a fin de hacer cumplir 

los objetivos con las trece empresas petroleras venezolanas y la 

Corporación Venezolana del Petróleo (antigua CVP, hoy Corpoven). El 

Ministerio de Energía de Minas (MEM}, se encargaba de examinar y 

aprobar los presupuestos consolidados de inversiones y operaciones de la 

corporación. Podria decirse que la relación entre el MEM y PVDSA era 

similar ala relación que actualmente existe entre la Secretaria de Hacienda 

y Crédito Público (SHCP) Y PEME..X en el caso de México. Los saldos en 

moneda extranjera de PDVSA se encuentran en el Banco central de 

Venezuela (BCV). En el caso de MC..xico se encuentran en el Banco de 

México (BANXICO). Años después el MEM se debilita y PDVSA adquiere 

mayor poder de decisión. 

19 La nacionalización de: PDVSA se: dio c:n 1976 y la intc:rnacionalización c:n 1983 (Mona 
Contrc:ras, 1995, p.129). 
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En 1992 y 1993 PDVSA20 suscribió ·contratos operativos• con 

empresas petroleras extranjeras -British Petroleurn, Benton Oil-Vincler 

(Estados Unidos-Venezuela), Teikoku (Japón), Total (Francia), Shell 

(Inglaterra)-, para reactivar dieciséis campos petroleros denominados 

inicialmente "marginales". En tales convenios, las empresas privadas no 

actúan más que corno simples contratistas de las filiales de PDVSA: 

Lagoven, Maraven y Corpoven y la comercialización es realizada por estas 

últimas, quienes remuneraban a las operadoras por sus costos más una 

ganancia razonable, contractualmente estipulada y eran cancelados los 

impuestos correspondientes (la regalía y el ISR). Se manifiesta asl el primer 

mouimjento para distribuir la renta según un esquema distinto al 

establecido, en el cual PDVSA era sometida a una tasa impositiva 

equiualente al 67. 7% de sus benefu:ios netos por las actividades que ejecuta 

sola {PEMEX actualmente paga el 60.8º/o pero no de los beneficios netos 

sino de los ingresos brutos). Con esto se realizó un cambio en el articulo 

Sº. de la Ley de Nacionalización para permitir la entrada de capital privado 

en la explotación de campos petroleros venezolanos (Mora Contreras J., 

1995, p. 138). 

Posteriormente, al tener resultados exitosos con los convenios 

operativos con las empresas petroleras extranjeras, PD\'SA presentó al 

Ejecutivo el segundo tipo de contratos, autorizados en septiembre de 1993. 

Estos eran los •convenios de asociación• conocidos como ·asociaciones 

estratégicas· cuyo fin era explotar y mejorar petróleos extrapesados, 

"" En 1956 y 1957 PDVSA realizó las últ1ma:o conoe1Uones de <:Xplor..,cl<>n y explotación de 
las cuales el gobJerno se apropiaba de la mitad de las res.en·a.~ encontradas y. en 1971. 
contratos de ser."icio por pnmern '\"'eZ. Estos Ultunos se de~nullarnn para fort.aleccr el 
dcsaJTI:)UO de la primera empres.a ~t.-ol.,..-a dd Estado ~n=olano, la Corporación 
Vcnc:zol.ana del Petróleo, CVP. (Mommc-r B., 1995. p. 1481 
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explorar campos de gas costa afuera2 1 y transportar y exportar gas natural 

licuado. 

Para 1994, PDVSA presentó un nuevo modelo de contratos, 

convenios de asociación para explorar y explotar hidrocarburos conocidos 

como contratos de producción compartida (CPC). 

De esta forma se observa que existe una tendencia a la apertura en 

el ramo de Jos hidrocarburos. En el caso de México han habido cambios 

en el sector petrolero y gasero que parecen no alejarse mucho de Ja 

tendencia mundial aunque sin llegar a permitir contratos entre PEMEX y 

empresas privadas como Jos contratos de riesgo. 

Para fines de 1994, con el Tratado del Libre Comercio (TLC), aunque 

México mantuvo el derecho para determinar sus niveles de exportación de 

gas sin garantizar a sus socios su aprovisionamiento, Jos consumidores 

privados mexicanos y los proveedores canadienses y estadounidenses 

podían negociar directamente ventas y contratos de aprovisionamiento. Asi 

mismo, el gobierno mexicano reclasificó numerosos productos 

petroquimicos antes reservados al Estado para hacer posible su 

producción por empresas privadas. Como en el caso de la eliminación de 

las restricciones que existían para Ja inversión extranjera en 14 de las 19 

categorías de productos petroquimicos básicos y sobre todos Jos productos 

secundarios. 

Para el mismo periodo del TLC, se pensó en la privatización de 

PEMEX, al ser esta descartada, se escogió una reorganización y 

modernización de la empresa, de sus relaciones con proveedores y 

:rs Las nctl""ldadc~ cos.ta afuera u of!shorc son act1\"idadcs Up&trearn que se dcs.arTollan en 
plata!onn.af\ ma...9illmas y las actnridades costa o.dentro u ons.horC' son activtdadt:"S de 
exploración y produce-ton sobre tJerra_ 
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consumidores y de sus relaciones con el gobierno, es así como se escogió el 

modelo organizacional de las empresas petroleras internacionales públicas 

y privadas y se crean cuatro empresas filiales mencionadas anteriormente: 

Pemex Exploración y producción (PEP), Pemex Refinación (PR), Pemex Gas 

Y Petroquímica básica (PGPB) y Pemex Petroquímica (PP), las cuales 

dependen de una estructura central de tipo holding organizado en 

divisíones y cuyo objetivo es transformar cada filial en un centro de 

ganancias y de costos, funcionando con métodos modernos de 

contabilidad y convirtiéndose en responsables de Ja gestión de su 

presupuesto, inversiones, personal, patrimonio, etc. 

Uno de los proyectos de inversión más importantes realizado por 

PEMEX es en el Complejo de Cantarell. Este proyecto consiste en una 

planta construida por inversionistas privados que asegurarán también su 

operación y de la cual senin propietarios. 

En cuanto al sector petroquimico, la participación estatal comenzó a 

descender desde 1980 y la participación privada ha estado incrementado 

en gran medida por la falta de recursos. En un inicio, en la petroquímica 

básica solamente el Estado podía participar, en la petroquimica 

secundaria Ja participación extranjera se limitaba a 40°/o y en la 

petroquimica terciaria no había restricción alguna. Posteriormente, el 

objetivo era disminuir Jos productos básicos y aumentar los productos 

secundarios, facilitando el acceso de Ja inversión extranjera. 

Conjuntamente, se dieron cambios en la ley sobre las inversiones 

e.'Ctranjeras realizadas en 1993 en Ja petroquimica secundaria. Para 1995 

se pusieron en venta plantas petroquimicas por la paralización de las 

inversiones por parte de PEMEX pero nunca. se vendieron porque las 

empresas privo.das ofrecieron un pago fiscal muy reducido. 
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Por otra parte, los cambios hechos a el artículo 27 de la Constitución 

muestra un rasgo de la desregulación en la industria de hidrocarburos, ya 

que tal modificación establece que los inversionistas privados, nacionales 

y extranjeros podrán exportar, almacenar y distribuir gas natural, así 

como construir, operar y convertirse en propietarios de sistemas de 

transporte, distribución y almacenamiento de gas natural - campos 

reservados anteriormente n PEMEX - Figura 29. 
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Figura 29. Reforma Regulaloria en México: Gas Natural. 

Observamos In forma en que en las distintas fases de la industria 

petrolera me.xicana se presenta la tendencia a incorporar mucho más a los 

capitales privados en las irn·ersiones realizadas en In industria de 

hidrocarburos. Sin embargo, lo que interesa en esta investigación es lo 

que ha venido ocurriendo con In C.'<Jlloración y explotación de los 
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hidrocarburos, es decir, el ramo upstream (operado actualmente por 

Pemex Exploración y Producción - PEP). 

Actualmente, la Secretaria de Energia y el director de PEMEX, 

Muñoz Leos, han expresado la necesidad de mayores recursos en la 

industria gasera para cubrir la demanda22, por lo que han solicitado 

mayores montos de inversión. Para esto, la Secretaria de Energia ha 

propuesto al Congreso una modificación de los articulas 27 y 28 de la 

Constitución para permitir la refinación de petróleo, Ja petroquímica 

básica y la explotación de gas natural por inversionistas privados 

nacionales y extranjeros (Reforma, 24 de agosto de 2001) y Muñoz Leos ha 

propuesto la creación de convenios llamados "contratos de servicio 

múltiples para exploración y explotación", con la finalidad de "integrar 

servicios que actualmente contrata PEP en forma separada. Se trata de 

juntarlos, de darles el valor agregado de tecnologia de punta y de atraer 

financiamiento dentro del mismo marco legal y presupuestal actual" 

(Rarnirez Corso, L., El Economista, 24 de septiembre 2001). Si esta 

propuesta de contratos es aceptada habria que recordar el caso 

venezolano donde se comenzó con "contratos operativos· cuya finalidad en 

un inicio era la inversión en los campos marginales y años después se 

desarrollaron toda una serie de contratos permitiendo la gran 

participación extranjera en el ramo upstrearn. Esto tiene que ser 

considerado, pues viendo la posible llegada de empresas petroleras 

extranjeras es cuando más se tiene que ser competitivos en términos 

técnicos, como fiscales, pues si se permite la participación privada en el 

ramo upstream no se podran manejar los actuales acuerdos fiscales, ya 

que como vimos anteriormente deja al inversionista con una 

participación mínima. 

:n PEMEX produce el 85% de gas natural y el resto lo importa (El Financiero, 2 de 
noviembre de 2001). 
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En otros paises este proceso ya ha estado ocurriendo, como se vio 

arriba con los casos de Argentina, Brasil, Venezuela, Noruega, etc., las 

inversiones en exploración y explotación de petróleo y gas de empresas 

petroleras extranjeras son cada vez más frecuentes, de donde surge la 

necesidad de llegar a acuerdos entre el gobierno y empresas privadas 

nacionales y/o extranjeras sobre la repartición del producto y ganancias 

obtenidas en la industria petrolera. Estos acuerdos se manifiestan en los 

distintos sistemas o regímenes fiscales que se explican en los siguientes 

apartados. 
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2.2 REGÍMENES FZSCALES PETROLEROS MÁS FRECUENTES 

En todo el mundo hay una gran variedad de regímenes fiscales 

aplicados a las empresas de Ja industria petrolera. Cada país maneja 

distintos tipos de regimenes o sistemas fiscales según Ja etapa del proceso 

de producción, distribución o comercialización y Jos montos de producción 

del petróleo y del gas, el tipo de hidrocarburo, el manejo de Ja propiedad de 

los recursos naturales, etc., por Jo que se dice que existen más regímenes 

fiscnles que paises. 

Los distintos gobiernos adoptan o diseñan varios regímenes fiscales 

con Ja finalidad de capturar Ja rnáxima renta petrolera y, al mismo tiempo, 

crear un estimulo en las actividades de exploración y producción. 

Para diseñar un régimen fiscal petrolero Jos paises consideran el 

marco legal relacionado con los recursos petroleros, las estrategias de 

desarrollo, las actividades a estimular fiscalmente, Ja tradición y las 

experiencias tenidas (Narváez, 2001, p.46), por lo que cada régimen posee 

caracteristicas que lo diferencian del resto. 

En general, los sistemas fiscales petroleros se dividen en tres 

grandes rubros: 

a) Régimen de concesiones 

b) Régimen de contratos 

c) Explotación directa 

A su vez, Jos sistemas de contratos se subdi'l.iden en contratos de 

servicio (CS) y contratos de producción compartida (CPC). Los contratos de 
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servicio se subdividen en contratos de servicio puro y contratos de servicio 

de riesgo ó únicamente contratos de riesgo (CR). Figura 30. 

Regímenes 
fiscales 

Concesiones 

Contratos 

Contratos 
de servicio 

(CS) 

Contratos de 
producción 
compartida 

(CPC) 

Explotación directa 

Contratos 
de riesgo 

(CR) 

Figura 30. Regímenes fiscales internacionales. 

Un solo país puede tener distintos tipos de regimenes o sistemas 

fiscales. Por ejemplo, en Nueva Guinea se aplican las concesiones. los 

contratos de producción compartida. así como los contratos de riesgo; en 

Argentina varios tipos de contratos pero no concesiones; Venezuela utiliza 

contratos de riesgo y de repartición de la producción. De la misma forma 

muchos más paises utilizan uno o varios sistemas a la vez. l'fqura 3:1.. 

Hay tres principales razones por las cuales existen una gran 

diversidad de sistemas fiscales (Narváez, R. A. 200 l. p.53): 
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1. Diseñar sistemas fiscales que capturen la máxima renta económica 

estimulando la inversión privada y sin afectar las inversiones de las 

empresas petroleras del gobierno. 

2. Los gobiernos toman en cuenta los riesgos de la industria petrolera 

para diseñar sus regímenes, principalmente en la exploración y 

producción, con lo que permiten operar con rentabilidad crunpos 

marginales. 

3. A los gobiernos les conviene tener un marco legal lo suficientemente 

flexible para asegurar negociaciones que maximicen el valor 

económico de los recursos petroleros. 

Concesión 

Abu Dhabl 
Algerla 
9ollvkJ 
lnmel 
Car.a 
Estadas Unidos 
ffancla 
Guinea 
Holanda 
lnglalena 
lr1anda 
Moro e o 
Norv.ga 
Nueva Gulne-a 
Nueva Zelanda 
Pakistán 

fv.nte· NorvOer R. A .. 2COl. p .sJ 

Contratos de producción 
Compartida (CPC) 

Algerla 
Angola 
Argentino 
lk>llvla 
China (acefte) 
China (gas) 
China (allsho<e) 
Chine (onshore) 
Colombia 
Ecuador 
Egipto 
Guineo 
Indonesia 
Malasia 
Malla 
Mcwoco 
Nigeria (allshore) 
Nigeria (oruhare) 
Slr1a 
TlmarGop 
Venezuela 

Contratos de riesgo (CR) 

Algerto 
Argentina 
•ollvla 
arasll 
Chile 
Colombia 
Ecuador 
España 
Flllplnas 
Ghana 
Guin.a 
Moroco 
Perú 
Tallandla 
Venezuela 

Figura 31. Algunos paises y sus regímenes fiscales. 
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Así con la finalidad de obtener la máxima renta económica 

recientemente los paises han adoptado otr-os r-egimenes fiscales. Existen 

los contratos de la tasa de retomo (Retum of Ratc - ROR), r-egimenes 

basados en el porcentaje de ganancia que se espera obtener-; contratos con 

el factor R o de rentabilidad acumulada, estos utilizan una escala 

impositiva en función de la producción obtenida: los "joint ventures" ó 

asociaciones donde regularmente Ja compañia extranjera asume los costos 

y los contratos de asistencia técnica (tccnical assistance contracts - TACs) 

cuya finalidad es la mejora de los campos menos atendidos. Todos estos 

regímenes son menos frecuentes en el mundo y son denominados 

ªsistemas de avanzada" (Narváez, R. A. 2001, p.54). Cada uno tiene 

ventajas y desventajas que más adelante se mencionarán. 
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2.3 RÉG:rMEN DE CONCESIONES 

En el régimen de concesión (concessionary system). como su 

nombre los dice, se concede la propiedad privada de los recursos 

petroleros, pasando del gobiemo a la empresa, ya que ésta es quien coloca 

los recursos necesarios para que se realicen las respectivas inversiones. El 

principal país que desarrolla este tipo de régimen fiscal es Estados 

Unidos, donde sobresale la propiedad privada. 

Estos tipos de regímenes son los mñs antiguos a nivel mundial y en 

los años noventa fueron los más generalizadosn aunque no para los paises 

productores de petróleo más grandes. 

Los acuerdos concesionarios iniciaron en los años sesenta ya que las 

concesiones eran consideradas como la norma general de contratación 

petrolera entre un pais y otro. Para esta década, casi hasta 1973 las 

compañías fijaban el precio y asignaban una pequeña parte de la renta a 

los propietarios territoriales. 

Casi en todos los paises que utilizan este régimen, el gobierno es 

propietario de los recursos petroleros, pero bajo la concesión los recursos 

se transfieren al inversionista. 

Las concesiones comenzaron con la aplicación de un pequeño 

royaJty2•. Un royalty o re calla es el pago que tienen que realizar las 

'" En 1991, 122 pai"'"' utilizaban los sistemas de concesión, pnnClpalrnente loa pai
integrantes de In OPEP con excepción de Nigeria, Egipto y los pahcs del Mar del Norte. 
(Álvarcz. H. C. G .• 1995, pp.172; 179}. 
,.. Los ro:.-altics o regalías son caracteristicos de los sistemas conccs1ona.rioa .. mn nnbargo. 
existen en otros sistemas como los de producción compartida (CPC'). Hay distintos tipos 
de regalías, por ejemplo una ~galia como una cantidad fija por barril o tonelada (Umón 
SoviCtica y Colombia) o como un porcentaje dC' les ingre$o• brutos. LTna rcg.olia dcilUISt.ado 
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empresas petroleras al gobierno por el uso de la tierra. Las regalias son 

similares a los derechos que paga actualmente PEP. Actualmente, los 

regimenes concesionarios utilizan más herramientas como el impuesto 

sobre la renta. 

Veamos un ejemplo para un barril de petróleo. Supongamos que el 

precio del barril del petróleo es de 20 di y el gobierno aplica una regalia del 

20o/o sobre los ingresos brutos. Luego se le permite a la empresa que Jos 

costos de operación, Jos costos intangibles dc perforación2 5, Ja 

depreciación, la dcpleción'"' y la amortización (depreciation, deplction & 

amortization - DD&A) sean deducibles de impuestos. Supongamos que 

tales deducciones suman 9 dl/bl. Al restarle a los ingresos brutos la 

regalía y las deducciones obtenemos el ingreso gravable, que es de 7 dl/bl. 

Posteriormente se aplica la tasa impositiva. Supongamos que hay 

dos; la estatal y la federal, si Ja primera es del 10% y la segunda del 40%, 

el ingreso neto (de impuestos) sera de 3.78 dl/bl. De tal forma que al final 

el gobierno se apropia de 7.22 dl/bl y la empresa de 3. 78 dl/bl, 

quedándose Ja empresa con el 64% y el gobierno con el 36'% de los 

ingresos, sin embargo, después de descontar Jos costos Ja empresa se 

apropia del 34% y el Estado del 66°/o. '1quro. 32. Es decir, con el régimen 

concesionario el Estado resulta beneficiado. 

alto puede hacer no rentable un proyecto. por lo cual eXJstcn linutes y e5Calas de rega.lias 
en funciOn de Jos niveles de producción. 
» Los costos int.angibles aon todos loa activos inta.ngibles ne~•.a..nos de los que tiene que 
disponer el inversionista con10 las aponacion<es. patentes. marcas, de~cuentos de d~uda 
no ainortiz.adas y cargos diferidos. En muchos sistemas unposü1vos lo~ costos intangibles 
son tomados como co~to5 d<" operación. 
26 La depleción econom.Jc...a es la ~ucoón de valor de un.a canasta de acti\'os por la 
disminución de las res.ervas de pctróln> o fl:Jl.5. En política de impuc'!.tO<S es t:-a.tuda como 
un tipo de depreciación. 
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9.0 

3.78 

.12.78 

643 

343 

Un barril de petróleo 

Ingresos brutos 

203 de Regalía 

20.0 DI. 

Ingreso antes de 
Impuestos 16.0 

Deducciones 

Ingreso gravable 

Impuestos estatales 103 

Impuestos federales 403 

Ingreso neto de la empresa 

Total 

Repartición del Ingreso total 

Ganancia e Ingresos fiscales 

7.0 

• 
• 

Full'ntC' John'1on.. D .• 19'"+-4, r 30 y Sanacr~ R A , ~001. p 41 

Figura 32. Régimen de concesiones. 

4.0 

0.7 

2:s2 

66% 

Este régimen puede aplicarse fácilmente mientras las leyes pennitan 

la propiedad privada de los hidrocarburos. En cuanto al porcentaje de 

regalía, éste es resultado de negociaciones previas entre el gobierno y el 

inversionista. ya que unn regnlia muy elevada de nada serviria para un 

buen r~gimen porque limitaria los recursos necesarios para el crecimiento 

de In empresa petrolera. También en !as negociaciones se tienen que 

definir muy bien cuales son las variables deducibles a considerar para el 

cñlculo, es decir, conocer los costos y gastos que se restaran antes del 

pago de impuestos (en nuestro ejemplo se toman los costos de operación y 

los intangibles y el DD&.A) de lo contrario habrian desacuerdos y cada 

agente tratará de manejarlo a su conveniencia. 
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Lo que se pretende cuando se adopta un régimen fiscal son dos 

objetivos principales: obtener la máxima renta petrolera para el gobierno e 

incentivar la inversión en campos petroleros, es decir, que tanto el 

gobierno como el inversionista resulten beneficiados, pero es un error 

absoluto el tomar en cuenta únicamente en los valores absolutos, se tiene 

que considerar la sensibilidad que tienen tales resultados ante las 

variaciones en los precios y los costos. Por lo que para en cada tipo de 

régimen se debe evaluar Ja sensibilidad de Jos ingresos fiscales y de la 

ganancia para la empresa respecto a los ingresos brutos y a los costos, 

cuyos resultados deben de ser los siguientes: 

1) ti.Y.:: )O 
tt.YB 

Esto es porque sabemos que renta petrolera es (1) RP - YB - C - G, 

conforme incrementen los ingresos brutos ya sea por un incremento en 

precios o por mayores cantidades vendidas, la renta petrolera debe 

aumentar y, por lo tanto, los ingresos fiscales. Es decir, que la elasticidad 

de los ingresos fiscales respecto a los ingresos brutos de la empresa debe 

de ser positiva para que el Estado obtenga los beneficios del incremento de 

la renta petrolera. 

En relación al incentivo a la inversión debe de ocurrir lo siguiente: 

2) 

que la elasticidad de las ganancias de la empresa respecto a los 

costos sea negativa, así cuando un in~·ersionista sea más competitivo en 

costos (con costos bajos) su rentabilidad será mayor y existirá un incentivo 

a incrementar la eficiencia de las empresas. 
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Además, para que un sistema sea progresivo cuando incrementan 

los costos debe de aumentar la participación de Ja empresa en el producto 

de tal forma, que exista un incentivo para invertir en los campos 

marginales, cuyos costos son muy elevados (Jonhston, 1994). Otra forma 

para incentivar los capitales en los proyectos de alto riesgo es la utilización 

de tasas impositivas menores o Ja exención de impuestos durante los 

primeros años hasta que la empresa recupere costos (tax holiday). 

Analicemos el caso del régimen concesionario norteamericano visto 

arriba. Figura 32.n Si suponemos que los ingresos brutos incrementan 

un 25º/o y obtenemos las elasticidades veremos que existe una relación 

positiva entre Jos ingresos fiscales y los ingresos brutos y, además, dado 

que óY~(-~-c;_ resulta un sistema un poco más riesgoso para la empresa 
óYB óYB' 

que para el gobierno por su mayor sensibilidad a los movimientos del 

precio del crudo. 

En cuanto a la elasticidad de las ganancias de la empresa respecto a 

los costos, ésta es negativa, por lo que este sistema si incentiva a la 

competitividad de los inversionistas, si los costos caen, aumentara la 

participación del inversionista en el producto. Y como ~>:/'" (~-G 
óC ..-..e en 

términos absolutos, es decir, que la sensibilidad de las ganancias respecto 

a los costos es mayor que Ja sensibilidad que tienen los ingresos fiscales, 

la empresa tiene un incentivo mayor que .,.1 gobierno para reducir sus 

costos. Figura 33. 

::~En Estados Unidos ~cobra una regalia. de un octavo generalmente. aunque a veces es 
de un sexto (Mommct" B., 1998. p. 22) y la tasa impositiva kdc-ral es del 34%. 

78 



Cap. 2 <I(rgímnusfiscaús ~irokros inum.acwnafes 

'.rupuestos 
RegaHa (3) 0.20 
Impuesto federal (3) 0.10 
Impuesto estalal (3) 0.40 
Variación de los YB 0.25 
Incremento de los Ctos. 0.25 

Ingresos brutos 20.00 25.00 20.00 
Royalty 4.00 5.00 4.00 
Ingresos antes de impuestos 16.00 20.00 16.00 
Costos 9.00 9.00 '1.25 
Ingreso gravable 7.00 11.00 4.75 
Impuesto Federal 0.70 l.10 0.48 
Impuesto btalal 2.52 3.96 1.71 
Ingreso neto 3.78 5.94 2.57 
Ganancia p/emp (3) 0.34 0.37 0.29 
Ingresos fiscales (%) 0.66 0.63 0.71 
lng. Fose. Tal. 7.22 10.06 6.19 

Elast. de los YF resp. al YB 1.57 
Elast. de las G resp. al YB 2.29 
Elast. de los YF re1p. a las Ctos. -0.57 
Elast. de las G resp. a los Ctos. -1.29 

figura 33. Sensibilidad de los ingresos fiscales y la 
ganancia respecto a los precios del crudo y a los 

costos. Régimen concesionario. 

Sin embargo, cuando incrementa el costo (en 25%) la participación 

del inversionista disminuye (del 34% al 29"/o) por lo que el régimen 

concesionario es considerado regresiL>o (Jonhston, 1994, p.37). 

Por lo tanto, en un régimen concesionario hay transferencia de 

propiedad, los ingresos .fiscales son muy sensibles a cambios en los precios, 

incentiva la competitividad de los inversionistas pero no la inversión en los 

proyectos petroleros mds costosos. 

ESTA TESIS ~O S.-\.ll 
DE LA BIBLfOTEC\ 
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2.4 CONTRATOS DE PRODUCCJ:ÓN COMPARTIDA (CPC) 

Otro tipo de régimen fiscal que existe en distintos países del mundo 

es el de contratos de producción compartida (CPC) (production sharing 

contracts - PSC). En este tipo de régimen no hay transferencia de 

propiedad de los recursos naturales, el pago a la empresa se hace 

otorgando un porcentaje negociable de la producción por los servicios 

realizados y la totalidad de la inversión de riesgo la efectúa el socio 

extranjero. 

Con los eventos geopolíticos de las décadas de Jos sesenta y 

comienzos de los setenta, caracterizados a favor de las nacionalizaciones, 

los beneficios de las actividades petroleras estu'l<;eron a favor de los 

propietarios del subsuelo y ya no de las compañias extranjeras. Desde 

aqui las •nuevas fórmulas utilizadas se materializaron los postulados de 

captura de las rentas diferenciales o absolutas por parte del propietario 

territorial y la compensación al nivel de la rentabilidad normal para el 

capital• (Alvnrez, H. C. G., 1995, p. 172), tiempo en que surgen los CPC. 

Hay CPC que utilizan el pago de una regalía y hay otros que no2~. La 

regalía se encuentra entre un rango del O"ló y el 20~-0. aunque después del 

15% se considera excesiva. El pago de la regalía puede estar o no en 

función de los niveles de producción, por ejemplo, a mayor producción una 

regalía mayor. 

La diferencia principal que tiene con los regímenes concesionarios es 

que los CPC frecuentemente tienen un Umite en los costos de 

:a Indonesia ea un ejemplo de un paia que utiliza contratos de producción cornpanida sin 
regalía. 

so 



recuperaci6n29 y las concesiones no. Este límite regularmente se encuentra 

en un rango del 30% y 60%30. Si los costos sobrepasan el limite 

establecido, la cantidad restante se deducirá en los siguientes at1os. Los 

costos de recuperación son similares a las deducciones en un régimen 

concesionario. 

Otra característica de Jos CPC son los bonos. Estos son pagos en 

efectivo o en equipo o tecnología que realiza Ja empresa al gobierno. 

Algunos son cubiertos cuando comienza Ja producción y otros después de 

acumular un determinado volumen. No todos los CPC contienen bonos. 

Generalmente se utilizan múltiplos de 1,000 bpd. 

El primer CPC surgió en 1966 en Indonesia, mediante un acuerdo 

entre Pertamina (antes Perrnina), empresa petrolera indonesa, y una 

empresa extranjera. 

El régimen fiscal indonesio es uno de Jos mas importantes no solo 

por haber sido el primer CPC desarrollado en el mundo sino por Ja 

cantidad de empresas petroleras extranjeras operando y Jos contrntos 

firmados en Indonesia (para 1994 operaban aproximadamente 50 

compañías extranjeras y ya se habían realizado acerca de 100 CPC). 

n El costo de recuperación es aquCI qut> Je ¡x-rnutc- al 1n~·er.uonista ~pcrar Jos co!'Jtos 
de exploración. des...,.rrolJo y operación fuera d~ las ~ntas bn.Jta:.\. 

Los costos de rec-upernctón normnlmentC' son los costos de operación. de capital 
depreciados. el DD&A comente, lo5 intereses. los costo~ no ~~rados en los años 
anteriores y los créd.Ho~. Algunas Vect:"S 50n lomudos los costos de adnunistractón (general 
& administrative costs · G&.A). 

Los ,-.,gimen"" de Pt.-ru 11971 y 1978) y d.- Tnnidad y Toba~ ( 1975) no tenían limites 
en los costos de n:-cu¡:x-ranón 

También existen r-r-g\mC'nt:s r-n lo'"li cunh~·s. C'l gobierno cubrf" una parte' dC' los co~to!\ y c-1 
in'\r*CTStOniala OlrD. 

30 El 75% de Jos !UStC'm.a.5 fi!K'.ales uie-nen un hm1te c:-ntre el 4~0 y C'I ~O (.Johnston D .• 
1994. p. 62). 

El limitc de los costo~ de í'C"C'\..l¡:X"rnClón puc:-dC' "·ana.r s.q,:Un C'l upo de campo o p:roy~to_ 
S1 se trata de un campo margin.a.J bastará con que se: coloqur un hmue pequeño porque 
éste tendrá. un gran impacto, lo qur- no ocumrá con un campo muy n=ntablC'. 
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Entre sus características principales se encontraban las siguientes: 

a) La propiedad de los hidrocarburos era única y exclusivamente del 

Estado. 

b) Habla una repartición de la producción y no de ganancias. 

c) La empresa extranjera debía de entregar anualmente los 

programas y presupuestos, así como todo el financiamiento y 

tecnología. El equipo que comprara ésta seria propiedad de 

Pertamina (la empresa petrolera nacional). 

d) Los costos de recuperación no deberían de superar el 40°/o de la 

producción, es decir, que existía un límite del 40°/o en los costos 

deducibles. 

e) La producción después de recuperar costos se repartía en un 

65/3So/o a favor de Pertamina. 

Los actuales CPC aún mantienen características similares al primer 

CPC. 

Para ilustrar los actuales CPC empleados en muchos paises se 

supone lo siguiente: 

Un barril de petróleo • 20 di 

Regalía - 10% (sobre los ingresos brutos) 

Limite de costos de recuperación - 40°/o 

Repartición de la producción• 60/40% a favor del gobierno 

Tasa impositiva • 40% 

Después del pago de la regalía y de descontar el 40°/o de los costos, 

los ingresos restantes son de 10 di, los cuales se dividen entre la empresa 

y el gobierno. Quedándose 4 y 6 di respectivamente. Al firtal la empresa se 

queda con el 20% de ganancias y la recaudación fiscal es del 80%. Ftqura 
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34. Es decir, que con este sistema, al igual que con el anterior, el Estado 

es el beneficiado, ya que se obtienen ingresos fiscales mayores. (80o/o 

contra 66o/o). 

a.o 

4.0 

-1.6 

10.4 
$2% 
203 

Un barril de petróleo 

Ingresos brutos 

10% de Royalty 

20.0 DI. 

Ingreso antes de las 
deducciones 

Costos de recuJ>fioclón 

Ingreso antes de la 

18.0 

repartición 10.0 

lhtporflclón de la producción 
(40%y60%) 

Impuesto 40% sobe la 
porte de la empresa 

Total 

Repartición 

Ganancia e Ingresos lbc:ales 

... 
... 

2.0 

6.0 

1.6 

Figura 34. Régimen de contratos de producción compartido. 

Analizando las elasticidades de este sistema encontramos que 

tü"F ( ,\G v ambas son positivas. Con los CPC un incremento en los 
t".'YB 11>"8 • 

precios elevará los ingresos fiscales y twnbien la ganancia del 

inversionista, pero el efecto es mayor para los ~gundos. Y. además, como 

l'>YF <""G en terminas absolutos, la empres.a estará realmente incentivada 
l'>C l'>C 

a disminuir sus costos. l'tqura 35. 



!Supuestos 
Ctos. de Recup. 
Regolío (%) 
Toso impositivo (%) 
Ple. p/la Emp. 
Ple. p/el Gob. 
Variación en YB 
Variación en Ctos. 

Ingresos bn.Jtas 
Regalía 
ingresos antes de impuestos 
Costos de recuperación (40%) 
Ingreso grovable 
Ple. p/lo Emp. 
Ple. p/el Gob. 
Impuesto 
Ingreso neto 
Ganancia p/Emp. (%) 
Ingresos fiscales(%) 
lng. Fisc. To!. 

Eles!. de los YF resp. al YB 
Elost. de los G resp. al YB 
Elast. de los YF resp. o los Ctos. 
Bast. de los G resp. a los Clos. 

0.40 
0.10 
0.40 
0.40 
0.60 
0.25 
0.25 

20.00 
2.00 
18.00 
8.00 
10.00 
4.00 
6.00 
1.60 
2.40 
0.20 
0.80 
9.60 

1.63 
1.80 

-0.63 
·0.80 

25.00 20.00 
2.50 2.00 

22.50 18.00 
8.00 10.00 
14.50 8.00 
5.80 3.20 
8.70 4.80 
2.32 1-28 
3.48 1.92 
0.20 0.19 
0.80 0.81 
13.52 8.08 

Figura 35. Sensibilidad de los ingresos fiscales y la 
ganancia respecto a los precios del crudo y a los 

costos. Contratos de producción compartida. 

Al igual que en un sistema concesionario existe regresividad porque 

si se invierte en campos de un costo mayor (25%), la participación del 

inversionista caerá (del 20% al 19'l-<.). 

Por lo tanto, con los contratos de producción compartida (CPCJ no hay 

transferencia de propiedad, se obtienen ingresos f?SCales altos y éstos son 

más sensibles a cambios en el precio {en relación a un sistema 

concesionario), no existe un gran incentit'O en la disminución de costos de los 

inversionistas y es un sistema regre.sit'O. 
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Cabe agregar lo que ocurre con una regalía fija, por ejemplo, el cobro 

de 1 dl/bl. Esto puede actuar en contra de la empresa porque si bajan los 

precios demasiado, el royalty puede contribuir a que se tengan pérdidas 

desde un inicio de la contabilización. Es preferible una escala de regalías 

en función de Ja producción. Conforme se incremente Ja producción se 

incrementará la regalia. Por ejemplo, un campo marginal cuya rentabilidad 

es muy baja y que necesita el 50°/o de las ventas brutas a lo largo de la 

vida del proyecto para recuperar el capital. Una regalía del 20% 

representarla el 40°/o de las ganancias, por lo tanto, en los primeros años 

se generarán pérdidas. Una posible solución es la utilización de una escala 

de regalias como la siguiente: 

Producción diaria 

Hasta 10,000 bpd 

10,001 a 20,000 bpd 

Más de 20,000 bpd 

Regalía 

Si utilizamos una escala de regalias los ingresos fiscales 

incrementarán confonne incremente la producción y al mismo tiempo 

disminuirán si la producción cae. 

Generalmente entre más grande sea el campo mas grande es la 

regalia. Sin embargo, si la producción supera los 50,000 bpd puede ser 

demasiado alto o de 10,000 bpd puede ser demasiado bajo. La mayoria de 

los campos produce del 15% al 20'7ó de sus reservas. 

También pueden existir los "'work commitrnents• o compromisos de 

trabajo, éstos consisten en los kilómetros permitidos para explorar y 

explotar los hidrocarburos y el número de pozos que puede realizar la 
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empresa petrolera. Algunas veces los intereses son considerados como 

deducciones. 

Aunque la totalidad de la inversión la asume el inversionista, existen 

costos inevitables (abandonment cost) que el gobierno tiene que asumir en 

los CPC. Esto es porque al final el Estado es el dueflo de todo el equipo, 

infraestructura, plataformas y tuberías. Los •abnndonment costs• son Jos 

costos para recuperar solo Jos costos de exploración, desarrollo y 

operación. El gobierno Jos cubre de forma indirecta porque se tornan como 

una deducción. Esto puede constituir un incentivo en la industria. 
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2.!5 CONTRATOS DE SERVICJ:O (CS) 

Un contrato de servicio (CS) (service contracts) es un tipo de 

régimen fiscal internacional en el cual el pago del gobierno a la empresa 

se hace en efectivo y no en especie como en el caso de los contratos de 

producción compartida (CPC). Hay dos tipos de contratos de servicio: 

contrato de aervicio puro si el pago que realiza el gobierno a la empresa 

es fijo y no depende de las ganancias de la empresa y contrato• de 

aervicio de riesgo o únicamente llamados contratos de rieago, si el pago 

se hace en efectivo y se calcula en base a las utilidades de la empresa. Los 

contratos de servicio puro se presentan muy rara vez. 

El inversionista proporciona todo el capital asociado con la 

exploración y desarrollo de los recursos petroleros y asume totalmente el 

riesgo de la exploración. Si la exploración es exitosa el gobierno le permite 

al inversionista recuperar sus costos a través de la venta del crudo y gas y 

realizar el pago correspondiente en base a un porcentaje de las ventas 

restantes. Esta prima está frecuentemente sujeta a impuestos. Toda la 

producción pertenece al gobierno. Los paises importadores netos son 

quienes utilizan este tipo de sisten1a como Argentina. Brasil. Chile, 

Ecuador, Perú, Venezuela y Filipinas. 

Los CPC y los contratos de servicio tienen varias diferencias. Los 

CPC aplican una regalía y los segundos una prin1a ("ser.;ce fee"), la cual es 

similar a una regalía negativa, ya que con ésta, en vez de quitarle a la 

empresa una parte de sus ingresos brutos, se le otorga una suma 

monetaria como pago por sus ser.;cios. Además, en los contratos de 

servicio el inversionista no obtiene una parte de la producción. como en los 

CPC, sino una parte de las ganancias. Y tanto en los CPC como en los 
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contratos de servicio existe frecuentemente un limite para los costos de 

recuperación o costos deducibles. 

Un ejemplo lo es el sistema de contrato de servicio de riesgo 

filipino. Este se basa en una escala de primas que paga el gobierno al 

inversionista en función de la participación de la producción total filipina 

como vemos a continuación: 

Participación filipina (0/o) lncentivo{0/o) 

Hasta un 15% 

15-17.5 

17.5-20 

20-22.5 

22.5-25 

25-27.5 

27.5-30 

Más de 30 

Limite del costo de recuperación - 70o/o 

Repartición de ganancias - 60/40o/o (a favor del gobierno) 

Tasa impositiva - 0% 

o 
1.5 

2.5 

3.5 

4.5 

5.5 

6.5 

7.5 

Supongamos que una empresa filipina tiene ventas brutas por l 00 

mmdd y que ocupa más del 30% de la participación en la producción por 

lo que se le otorga un incentivo del 7.5%,. y que además sus costos suman 

50 mmdd. Al realizar los cálculos se tiene que el ingreso antes de 

descontar los costos es de 92.5 mmdd y el ingreso antes de la repartición 

de ganancias es de 42.5 mmdd. Este se divide y d gobierno se apropia de 

25.5 mmdd y la empresa de 17 mmdd. que representa el 60 y 40°ó de los 

ingresos netos de costos respccti~·arnente. De tal forma que ni tomar en 
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cuenta el incentivo, la ganancia para el inversionista es de 49°/o y la 

recaudación fiscal del 51 %. Figura 36. El gobierno - al igunl que en el 

sistema de concesiones y en los contratos de producción compartida -. es 

el beneficiado, ya que la participación gubernamental es mayor que la de 

la empresa aunque por muy poco {Sl'Yu vs. 49%,). 

7.5 

so.o 

,. 

17.0 

.7 .... 5 

'74.53 
493 

Un barril de petróleo 

Ingresos brutos 100.0 DL 

7.53 lncenHvo o prima 

Ingreso antes de 
costos 

• Costos de recuperación 

Ingreso antes de la 
reparHclón 

Repartición de la ganancia 
(403 y 603) 

• Total 

Repartición 

• Ganancia e Ingresos fiscales 

92.5 

42.5 

• .. 
.. 

l > 

25.5 

25.5 

25.53 

5Í3 

Figura 36. Régimen de contratos de riesgo. 

Mediante el análisis de las elasticidades ante cambios en el precio y 

los costos, nos encontrnnios con que las elasticidades res~to a Jos 

ingresos brutos son positivas y respecto a los costos son negativas, por lo 

que el Estado obtiene los beneficios de incrementos en el precio y la 

· . . . . p d . :1.>F ,'l.G I 
empresa se incentiva a m1n1m1z.ar costos. ero a emas. como .\YB) ,\t'B. a 

sensibilidad de los ingresos fiscales ante variaciones c-n Jos precios del 

crudo es mayor que Ja sensibilidad de las ganancias del inversionista, es 
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decir, que el gobierno tiene mayor riesgo recaudatorio. Y lo mismo ocurre 

con las variaciones en los costos, ya que l!._Y() l!.G . Figura 37. 
t!.C l!.C 

1sueuestos 
Ctos. de Recup. 0.50 
lncenti·,o o primo (%) 0.075 
Impuesto (3) 0.00 
Ple. p/lo Emp. o..co 
Ple. p/el Gob 0.60 
Variación en YB 0.25 
Variación en Ctos 0.25 

Ingresos brutos 100.00 125.00 100.00 
Incentivo o primo 7.50 7.50 7.50 
ingresos antes de costo~ 92.50 117.50 92.50 
Ctos. de Recup. 50.00 50.00 62.50 
Ingreso grovable 42.50 67.50 30.00 
Pte. p/lo Emp. 17.00 27.00 12.00 
Pte. p/el Gob. 25.50 40.50 18.00 
Incentivo 7.50 7.50 7.50 
Ple. Tot. p/la Emp. 24.50 34.50 19.50 
ganancia p/ernp (3) 0.49 0.46 0.52 
ingresos focales (%) 0.51 0.54 0.48 
Pre. lot. p/el Gob. 18.00 33.00 10.50 

Elost. de los YF resp. al YB 3.JJ 
Elost. de los G resp. al YB 1.63 
Elast. de los YF resp. o los Ctos. -1.67 
Elost. de los G resp. o los Ctos. -0.112 
Nota: Poro este ejemplo se supone que cuando incrementan los YB no vana el 
incentivo ni los Ctos. 

Figura 37. Sensibilidad de los ingresos fiscales y la 
ganancia respecto a los precios del crudo y a los 

costos. Contratos de riesgo. 

Y a diferencia de los dos sistemas fiscales vistos anteriormente, los 

contratos de riesgo si son progresivos. Ante costos mayores (en un 25%), la 

participación del inversionista es mayor (de 49'% al 52%). 

Por lo tanto, en los contratos de riesgo el gobierno otorga una pnma o 

incentivo al inversionista como pago a sus servicios, asf como también una 
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parte de las ganancias, pero no de la producci6n. En estos contratos el 

gobierno obtiene un poco más de ingresos que el inversionista (51 Vs. 49%) y 

es muy sensible a cambios en los precios, crea altos incentivos a la inversión 

y es un sistema progresivo. 

Cabe señalar en este apartado los contratos propuestos por PEMEX, 

los contratos de servicio múltiples (CSM) para incrementar la oferta de gas 

natural. Estos no son contratos de servicio puros ni de riesgo, es una 

modalidad diferente. El objetivo de los CSM es la contratación de distintos 

servicios de empresas privadas para disminuir costos e incrementar la 

oferta. Los servicios requeridos son ingeniería de yacimientos, estudios 

ambientales, modelado geológico, plantas de tratamiento de gas, entre 

otros. Estos contratos van de 25 a 40 años (una duración de 20 años para 

el caso de Burgos). 

Bajo estos contratos no se le otorgarán al contratista ni parte del 

producto ni de las ganancias, por lo que los CSM se encuentran dentro de 

los lineamientos legales de México. Al contratista se le otorgará una tarifa 

que estará sujeta al impuesto sobre la renta. Después de 20 años resultará 

una ganancia del 50°/o tanto para el contratista corno para la empresa 

estatal y se garantizará una ganancia para esta última ya que a la empresa 

extranjera se le png;..rá un porcentaje de los ingresos disponibles formados 

por los ingresos brutos menos el pago de derechos y un ingreso 

garantizado para PEMEX. 

Es decir, los CSM son una modalidad de contratos que PEMEX 

propone para incrementar la oferta de gas, ya que el país es importador 

neto de este hidrocarburo. La diferencia que tienen los CSM con los 

contratos de riego fundamentalmente radica en que en los CSM no hay un 

reparto de las ganancias (ni del producto), mientras que en los otros si. 
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2.6 OTROS TIPOS DE REGÍMENES FISCALES. 

Además de Jos sistemas concesionarios y Jos contratos de 

producción compartida y de servicio existen Jos de explotación directa en 

Jos que no se realiza ni un contrato ni se transfiere la propiedad, tal es el 

caso del régimen actual de PEP. Así mismo, hay otros tipos de sistemas 

fiscales en el mundo conocidos como "sistemas de avanzada•. Algunos de 

ellos ya han sido mencionados anteriormente y son Jos siguientes: 

a) Contratos de tasa de retorno (ROR) 

b) Contratos con el factor R o de rentabilidad acumulada 

c) Joint ventures ó contratos de asociaciones 

d) Contratos de asistencia técnica (technical assistance contracts -

TAC"s) 

a) Conttatos de tasa de retorno (ROR) 

Estos contratos consisten en que Ja rentabilidad sea función de los 

ingresos gubernamentales, es decir, que sean adaptables o flexibles. De tal 

forma que se tomen en cuenta Jos costos, precios y las tasas de 

producción. Estos sistemas están caracterizados por una regalía modesta y 

un impuesto. El Estado no recibe otros fondos hasta que Ja compañia 

petrolera ha recuperado su inversión inicial más una determinada tasa de 

retorno pronosticada (ésta representa la tasa mínima para fomentar la 

inversión). 

Esta clase de contratos tienen muchas ventajas tanto para el 

inversionista corno para el gobierno, por Jo que se les considera un 

contrato estándar. 
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El método más comúnmente usado para crear flexibilidad es una 

escala, que indica distintas tasas para distintos niveles de producción. 

Conforme incrementan las tasas de producción, los ingresos fiscales 

también incrementan. Aún con una escala de regalias puede ser el sistema 

regresivo3', por lo que algunos sistemas se basan en otras medidas corno 

las ganancias de la empresa. Algunos contratos dan flexibilidad a través de 

tasas impositivas progresivas, otros utilizarán más de una variable en una 

escala ascendente como el costo de recuperación, repartición de ganancias 

y el uso de regalías. Y otros sistemas en donde hay impuestos adicionales 

que captan los rendimientos excedentes. 

El sistema ROR fue empleado por primera vez en Papua l'fueva 

Guinea (PNG) aunque también lo utilizan Australia, Liberia, Guinea 

Ecuatorial y Tanzania. Debajo del sistema ROR de Nueva Guinea el 

gobierno recibe 1.25°/o de los ingresos brutos por regalía y 22.5°/o por las 

actividades de exploración. El impuesto básico al petróleo (basic petroleum 

tax - BPT) es del 50°/o de los ingresos brutos menos la regalía, pero solo se 

cobra en caso de que el inversionista exceda del 25% de su inversión 

inicial. 

Hay un impuesto adicional que es repartido en caso de que la tasa 

de retomo del inversionista exceda del 27°/o. Esta es hecha por los flujos 

netos de efectivo negativos en una tasa del 27º/o (similar al VAN). Una vez 

que el flujo neto llegue a ser positivo se adiciona un impuesto sobre la 

renta del 50% esto es llamado el impuesto adicional sobre las ganancias 

(APT o trigger tax). 

El costo de recuperación del que se habló en los sistemas 

precedentes es similar a la tasa de retorno (ROR) porque ambas permiten a 

3 1 En realidad son situaoones muy extrañas porque los '-'"Oh.Jmene~ d<"" producc1on - para 
efectos contables ·son aproxun.aciones a la rent.ab1hdad de- la c:-rnprc-!kl 
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la empresa recuperar un porcentaje de sus costos, lo cual constituye un 

elemento de garantía del retorno de la inversión. 

b) Contratos con el f"actor R o de rentabilidad acumulada. 

Estos tipos de contratos se basan en la exigencia de un pago menor 

de impuestos conforme el rendimiento a la inversión sea menor. 

Los contratos Tunecinos y peruanos consisten en fijar una tasa 

impositiva ascendente conforme el rendimiento a la inversión sea mayor, 

es decir, conforme el factor R crezca. 

El factor R de los contratos tunecinos se calcula de la siguiente 

manera: 

donde: 

R=X 
y 

X • Ventas netas acumuladas. 

Y • Gastos acumulados totales. 

La escala utilizada es: 

factor R 

Menor al 1.5 

De 1.5 a 2 

De 2 a 2.5 

De 2.5 a 3 

De 3 a 3.5 

Mayor a 3.5 

Impuesto sobre la renta !%1 

55 

60 

65 

70 

75 
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En este contrato el factor R es basado en la tasa sobre los 

rendimientos sobre la inversión (retum of investment - ROi). Una vez que 

el inversionista ha recibido sus costos más 50%, o una ROi del 150%, la 

tasa impositiva incrementa de 50°/o a 55°/o. En esto se parece aJ sistema 

ROR. La tasa de rendimiento utilizada en este tipo de contratos es la tasa 

interna de retorno (TIR). 

Los contratos colombianos de 1994, también basados en el factor 

R, no son similares al resto de los paises porque toma más elementos de 

rentabilidad, como las ganancias, costos, probabilidad de éxito en la 

exploración, etc. 

El factor R es: 

R =---- __ X _____ _ 
(ID+ A-B+(a><C)+ GO) 

donde: 

X • Ganancias acumuladas del inversionista. 

(ID+ A - B +(a>< C) + GO) - Inversión acumulada + Costos acumulados 

del inversionista. 

ID - 50o/o de los costos de desarrollo acumulados. 

A • Costos de exploración de reservas exitosas. 

B Costos de exploración acumulados 

ECOPETROL (50%). 

reimborsados por 

C • Costos de e..-.cploración acumulados de reservas no exitosas. 

a - Proporción de perforación de los pozos reimborsados por 

ECOPETROL, maximo SO°Á>. 
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GO - Costos de operación netos acumulados del inversionista 

incluyendo pagos por impuestos de guerra y derechos de 

importaciones. 

Y Ja escala colombiana del factor R es Ja siguiente: 

Factor R 

Menos de 1.0 

De 1.0 a 2.0 

Más de 2.0 

participación del inversionista 

50% 

50/R 

25 

Con el cálculo del factor R hay una menor sensibilidad de la TIR 

ante cambios en Jos precios y costos. Si aumentan los costos la TIR se verá 

menos afectada si se utiliza el factor R (colombiano) que si no se utilizara y 

si bajan Jos precios del crudo In TIR disminuirá menos que si no se 

utilizara el factor R. Figura 38. Los costos y precios son más sensibles 

con el factor R que si no estuviera. El factor R aborda todas las variables 

que afectan al proyecto económico . 

In g te 10' 
lllc o le' 

100 

10 

•O 

•o 

20 

... 

............... 2C.C-• .. !oto 

lo 'º l O .. 'º &O 70 

• .,. n •o b '"º o es o • 1 e:; 'o ,. • e to 

figuro 38. Relación entre- 1ngre\OS ti~cales y rentobltidod. 
Conuato\Sin eifactorR 
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El potencial del inversionista se mueve al revés, conforme 

incrementa el precio éste disminuye y lo mismo ocurre con los costos. Si 

los costos son relativamente más altos, el factor R disminuye el impacto 

negativo. Si los costos son más bajos, ambos el inversionista y el gobierno 

son beneficiados. 

e) Jolnt venturea o contratos de asociación 

En este tipo de acuerdos tiene la finalidad de incrementar las 

actividades de exploración por lo que se asocian la empresa petrolera 

nacional y empresas extranjeras. Generalmente la compañia petrolera 

asume los costos y riesgos de la exploración pero el gobierno le permite al 

inversionista recuperar algunos costos. Por ejemplo, en Rusia el gobierno 

permite que el inversionista recupere todos los gastos de desarrollo, 

mientras que en Mauritania se le permite al inversionista recuperar solo el 

50"/o de los costos de exploración 

Los joint venturea en Rusia se basan en la aplicación de una 

regalía sobre los ingresos brutos y el ingreso resultante se divide entre las 

partes (la empresa y el gobierno). Finalmente la participación de la 

empresa es del 1 O ó 20°,;, y el gobierno se queda con el resto. 

d) Contratos de asistencia técnica (technical aaalstance contracta -

TAC"a) 

Esta clase de contratos están dirigidos a proyectos de recuperación 

de petróleo, rehabilitación, nuevos desarrollos, etc. Se aplican también en 

campos marginales. A través de este sistema a una empresa se le permite 

operar (equipo y personal) un determinado campo; la empresa suministra 

recursos de inversión, tecnología y experiencia. es decir, otorga asistencia 

técnica y económica. 
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Si un campo tiene producción al momento de entregarselo al 

operador, el pronóstico futuro de esta producción debe ser negociado, ya 

que será propiedad del gobierno. Las producciones incrementales arriba de 

la producción existente, se repartirán, ya sea a través de contratos de 

riesgo o a través de contratos de producción compartida. Figura 39. 

Producción 

l'roduc:clón del 
Goblemo 

Inicia el ()pe<ador 

• ln(1DneMO 

• R\J1.io 
• AZe<b<Jiain 
• Venezuekl 

• COiombia 

Tiempo 
.---Oper---od-O-p0t--el-~-----..--------~----p0t--la-f_mpo ____ SO ___ =-i 

Agura 39. Contratos de Asistencia Técnico 

En resumen, los sisremas f=les de auanzada. como los basados 

en la rasa de retorno y la rentabilidad acumulada, los contratos de 

asociaciones y de asisrenc:a técnica. pn?tenden ademas de obtener la 

máxima renta petrolera por parte del gobierno, que los ingresos fr.scales 

estén en .función de la rcnrabilidad, e,.s decir, que exista flexibilidad o 

adaptabilidad y para esro se han creado una gran diversr.dad de fórmulas y 

cálculos. 
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2.7 COMPARACI:ONES ENTRE REGÍMENES 

A lo largo de este capitulo se han explicado los distintos tipos de 

regímenes fiscales en el mundo. Al conocerlos se adquiere un mayor 

conocimiento del tema fiscal petrolero en todo el mundo, lo que amplia 

nuestra visión sobre el tema. Sin embargo, no se está sugiriendo que se 

elige uno en especifico y se adopte, pero si que se conozca con detalle los 

regímenes más frecuentes para absorber algunos de sus elementos que 

contribuyan a la creación de un mejor sistema fiscal para PEP . 

En este apartado se explican las diferencias que tienen los regímenes 

fiscales precedentes. 

Los regímenes concesionarios tienen la principal característica de 

que se concede la propiedad privada al que realiza las inversiones para la 

exploración y producción del crudo o gas, lo que no ocurre con los 

contratos. Los regímenes concesionarios como los contratos de producción 

compartida y los contratos de riesgo se adaptan a las variaciones de la 

rentabilidad de los proyectos realizados, garantizilndole al inversionista un 

monto de ganancia independiente de sus obligaciones con el gobierno, lo 

que no ocurre con el actual régimen fiscal de PEP. En un apartado anterior 

se vio que la participación promedio de las empresas que se dedican a las 

actividades de exploración y producción es del 30°/o. Para estos sistemas se 

encuentra entre el 20 y el 49%, independiente del pago fiscal. Esto aunado 

a la flexibilidad del sistema nos muestra que la recaudación fiscal puede 

moverse que Ja renta petrolera con la utilización de tales regimenes. 

Dado que progresividad del regimen existe cuando la participación 

de la empresa es mayor para un campo con mayores costos. solo los 

contratos de riesgo son progresivos. Pero esto no indica que el resto de los 
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sístemas no sean buenas opciones fiscales, ya que se pueden crear otro 

tipo de estímulos pura las inversiones en los can1pos menos rentables 

como menores tasas fiscales, tax holidays, etc. y, además, en base al 

estudío de las elasticidades de los ingresos fiscales y las ganancias 

respecto a las variaciones en el precio y en los costos, se mostró que ante 

íncrementos en el precio, tanto el gobierno como el inversionista privado 

incrementan sus beneficios y unte disminuciones en el costo la ganancia 

del inversionista aumentaba. Asi, los tres tipos de regimenes contienen por 

si mismos un incentivo para que las empresas sean competitivos en costos 

y para que los gobiernos otorguen incentivos a esta competitividad, ya que 

la elasticidad de los ingresos fiscales respecto a los costos es negativa para 

los tres regímenes. 

Comparando estos tres regímenes, concesión, CR y CPC, los 

contratos de producción compartida son los que generan los mayores 

ingresos fiscales (80°/o) y los regímenes concesionarios los menores 

ingresos presupuestales (34o/o). Figura 40. 

tngreso1 
n1cal•1 

P'artlclpaclón 
de la empreaa 

Concesión 
Contratos de 
producción 
comportfda 

Contratos 
d• 

rte1go 

Figuro •o. Participación del inversionista privado e ingresos 
fiscales. 
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En cuanto a Jos sistemas de avanzada. los contratos basados en la 

tasas de retorno (ROR) y los basados en el factor R, son los contratos más 

adaptables a los rendimientos de los proyectos porque utilizan escalas de 

pagos en función de los volúmenes de producción, ganancias, etc. y, 

además, estos sistemas garantizan la recuperación de la inversión inicial, 

lo cual crea un incentivo. 

Los joint ventures y los contratos de asistencia técnica contribuyen 

en gran medida a invertir en actividades y campos específicos. Figura 41. 

Por consiguiente, CXJda sistema tiene caracteristicas propias y pueden 

utilizarse uarios de ellos a la vez, siempre y cuando lo permitan las leyes y 

reglarnentos del pals. 
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CONCLUSI:ÓN DEL CAPÍTULO 2 

Existe una tendencia de apertura petrolera en la que cada vez un 

mayor número de empresas petroleras extranjeras operan en una gran 

cantidad de paises, tanto en el ramo upstrearn como en el resto de 

acthddades de la industria, por lo que los gobiernos se han visto en la 

necesidad de crear acuerdos donde se establezca la distribución de los 

ingresos petroleros y gaseros y, al mismo tiempo, se contribuya al 

mejoramiento de la industria. 

Estos acuerdos están formados por la gran diversidad de sistemas 

fiscales internacionales. Pueden dividirse en dos grandes grupos: 

concesiones y contratos. En los primeros hay transferencia de la propiedad 

y en los otros no. Dentro de los contratos se encuentran los contratos de 

producción compartida (CPC), en los que hay repartición del producto 

obtenido y los contratos de riesgo (CR). donde se dividen las ganancias. En 

las concesiones y en los CPC. el inversionista paga una regalía y en los CR 

el gobierno le otorga una prima o incentivo como pago a sus servicios 

realizados, lo que hace que el sistema sea progresivo. Los contratos de 

servicio múltiples (CSM) propuestos por PEMEX se calculan de forma 

similar que los contratos de riesgo con un repo.rto de ganancias. 

Hay otros tipos de sistemas. que suelen combinarse con los 

anteriores y tienen la finalidad de otorgar una mayor flexibilidad de la 

carga fiscal respecto a la rentabilidad de los proyectos, corno los sistemas 

basados en la tasa de retorno (RORJ y en el factor de rentabilidad R. U 

otros que se centran en las inversiones de campos menos rentables como 

los contratos de asistencia técnica (TAC"s), y en las actividades 

exploratorias, como los joint ventures. 
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Todos estos sistemas muestran el gran avance que existe en materia 

fiscal petrolera a nivel mundial, como puede ser que en nuestro país con la 

gran importancia del petróleo para el desarrollo nacional exista un régimen 

fiscal petrolero que no reconozca la rentabilidad de la empresa, que influya 

en las decisiones de inversión, que no genere incentivos para invertir en 

los campos n~nrginales, entre muchos otros problemas. Y que, además, 

siendo un tema de actualidad la necesidad de nuevas inversiones privadas 

(que serian casi en su totalidad extranjeras) para el desarrollo de campos 

petroleros - con lo que seguramente comenzará una nueva etapa para la 

industria petrolera que requerirá una serie de cambios incluyendo los 

fiscales - se requiere de una avance en materia fiscal del ramo petrolero 

upstream tanto para combatir los problemas que tiene el actual 

(mencionados en el capitulo 2) corno para permanecer dentro de los 

estándares mundiales. 
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Hasta aquí se ha dado a conocer el entorno legal y económico sobre 

el cual nos podernos mover en la generación de un nuevo rcgimen fiscal 

para PEP, pues ya se han dado a conocer el marco económico sobre el uso 

de hidrocarburos, los principales problemas del actual régimen, los 

regímenes mundiales y la importancia de la renta petrolera. Con todos 

estos planteamientos y análisis es posible plantear una alternativa de 

régimen fiscal para PEP que maximice el valor de los hidrocarburos sin 

afectar el desarrollo de la industria petrolera. Además, dada la tendencia 

mundial de apertura petrolera se ha considerado la alternativa de un 

nuevo régimen en caso de 

petroleras privadas en las 

petrolera de crudo y gas. 

que se permitiera colaborar a empresas 

actividades de exploración y explotación 

Es asi como en este capitulo se desarrollan tres posibles escenarios 

para PEP. En el primero, se analizan los ingresos para el gobierno y para 

Perne.x Exploración y Producción (PEP), para los siguientes quince años en 

caso de continuar con el mismo régimen fiscal y sin cambiar las leyes 

constitucionales: en el segundo, también dentro del mismo marco legal 

pero con un nuevo régimen y, en el tercero, se plantea un escenario de 

régimen ante un escenario de apertura, donde se requiere de un nuevo 

régimen y marco legal. Los tres escenarios son evaluados y se obtienen 

conclusiones de éstos. 
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3 .1 ¿QUÉ ES UN ESCENARIO? 

¿Por qué plantearse un escenario de régimen fiscal sobre el esquema 

petrolero en México? Una visión verdaderamente amplia sobre un tema en 

cuestión requiere del conocimiento de los posibles cambios que pudiesen 

existir sobre dicho tema para tomar mejores decisiones. 

Por lo tanto ¿qué es un escenario? MUn escenario a) no es una 

lectura sencilla o compleja de las apreciaciones de uno sobre el futuro y, b) 

no es una lista de lo que nos puede pasar al tomar decisiones. Un 

escenario si es un planteamiento fria de condiciones independientes de los 

deseos, miedos o aspiraciones de uno; son las condiciones tales como un 

precio muy alto o bajo del petróleo; son campos de acción para ejecutivos o 

funcionarios públicos. Asimismo, cada escenario nos exige un plan de 

acción que corresponde a tales condiciones para optimizar los valores 

comerciales o institucionales·. ªDurante los últimos 20 años, se ha 

utilizado el análisis de escenario en la industria petrolera para ayudar a 

las compañías a entender mejor su rango de opciones bajo diferentes 

condiciones de mercado y politica. El objetivo del análisis de escenario es 

permitir a los planificadores y directivos optimizar In torna de decisiones 

dificiles mucho antes de la llegada de las condiciones de mercado o política 

bajo estudioª. MUn escenario es un grupo de condiciones imaginarias en el 

mercado incluyendo restricciones normativas y fiscales en las cuales la 

administración empresarial o dependencia gubernamental debcra tornar 

decisiones fundamentadas, oportunas y sabias•. ·un escenario no es la 

decisión o conjunto de decisiones que tome una dependencia de gobierno; 

un escenario es el que establece el campo de juego conceptual sobre el 

cual deben tomarse decisiones posteriores•. (Baker, sc-ptiernbre, 200 l ). 
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Un escenario es un campo de acciones y condiciones imaginarias 

futuras para una variable de estudio, tomando en cuenta las restricciones 

económicas y políticas del país, así como el ámbito y tendencias 

internacionales. 

En esta investigación se manejan tres tipos de escenarios. El 

primero tiene como campo de acción una situación en la cual se continúa 

utilizando en los siguientes años el mismo régimen fiscal para Pemex 

Exploración y Producción, PEP, los reglamentos que tratan el uso de 

hidrocarburos permanecen inalterados y únicamente PEP puede realizar 

actividades de exploración y producción de gas y petróleo (actividades 

upstream). Esto último es debido a que ni las leyes actuales lo permiten 

(apartado 1 .5) ni el actual régimen crea un incentivo a la participación 

privada con una ganancia (o participación) por debajo de la media mundial 

(8%, apartado 1.4). 

Un segundo escenario se desarrolla en un campo en el que hay un 

nuevo régimen fiscal, sin modificar las leyes constitucionales y sólo opera 

PEP. Este escenario podria ser el más cercano ya que el posible cambio de 

régimen es tema actual de discusión y por las ideas Mnacionalistas~ en 

Mé..xico en contra de inversiones privadas en hidrocarburos. Sin e1nbargo, 

existe la tendencia de apertura petrolera (apartado l. 1) tanto en Europa 

como en América 1.--.tina, en la que cada vez un mayor número de 

empresas petroleras operan en distintos paises. Por lo que en esta 

investigación se realiza un escenario cuyo campo imaginario es la 

participación de empresas petroleras internacionales en el ramo upstn::arn 

junto con PEP, con lo que tan1bién hay un ca1nbio en la Constitución y en 

el régimen fiscal para las acti-.;dades upstrearn. Figura 42. 
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Campo de acción 

;..Actual régimen fiscal 

;.Leyes constitucionales inalterados sobre el uso de 
hidrocarburo~ 

;. Únicamente PEP opero en el ramo upstreom 

;..Nuevo régimen focal para PEP 

;..Leyes constitucionales inalterados sobre el uso de 
hidrocarburos 

;..únicornente PEP opero en el romo upstream 

'Nuevo régimen fiscal 

;...cambios en lo Constitución y en los leyes 
reglomentonos en mateno de hidrocarburos 

;..pfp opera en el romo upstream en competencia o en 
asociación con empresas privadas 

Figura 42. Escenarios de régimen fiscal poro PEP. 
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3.2 MUESTRA UTIUZADA 

Para la construcción de los tres escenarios expuestos se analiza una 

muestra de quince proyectos de Pernex Exploración y Producción (PEP). La 

muestra de proyectos elegida es una muestra intencional. Una mucst:ra 

intencional se obtiene cuando quien diseña la muestra busca que sea 

representativa de la población de donde se obtiene, pero esta 

representatividad se obtiene de su particular opinión. Así fue corno se 

eligió la muestra, de tal forma que dentro de ella hay proyectos de alta 

rentabilidad como el proyecto Desarrollo Adicional de Chuc de la Región 

Marina Suroeste y de baja rentabilidad como el proyecto Integral PEG 

Tampico Misantla de la Región Norte; los proyectos de la muestra 

pertenecen a las cuatro regiones administrativas y producen crudo y gas. 

En cuanto al tamaño de la muestra. según la Teoría del Muestreo no 

debe ser demasiado grande porque puede significar un costo y tiempo 

elevado de análisis, ni demasiado pequeño porque la precisión puede ser 

demasiado baja y no tener utilidad en In práctica. Cuando la muestra se va 

a elegir de una población con una sola característica, los elementos de la 

muestra pueden escogerse de manera aleatoria, es decir, que cada 

elemento de la población tenga la misma probabilidad de ser escogido, 

pero esto no ocurre para las poblaciones con más de una característica. 

Este es el caso de la muestra de nuestra investigación. Los proyectos 

utilizados ·tienen varias caracteristicas corno el nivel de inversión, el 

volumen de producción o grado de- rentabilidad. entre otras, por lo que no 

resulta conveniente utilizar solo una característica y formar un histograma 

de frecuencias. Por lo tanto. la muestra se ha ele""gido de forma intencional 

y no aleatoriamente. Y además, para corroborar que el tamaño de la 

muestra es conveniente se ha elegido la técnico de muestreo que nos dice 

que una muestra es representativa cuando: 
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donde: 

n - tamaño de la muestra 

N - Tamaño de la población 

N 
n=-

20 

El número total de proyectos es de 114. Al aplicar esta técnica 

obtenemos n =e 6. Sin embargo, ha sido necesario ampliar nuestra muestra 

porque así se incluyen casi todas las características de la población. 

Así, dado que la muestra tiene el tamaño adecuado y que contiene 

características de cada región, producto y grado de rentabilidad, la 

muestra es representativa y el comportamiento de los datos mostrarán el 

comportamiento de toda Ja población (formada por la muestra utilizada y 

el resto de los proyectos). De esta manera se podrán conocer los recursos 

de la empresa y del gobien10 ante la aplicación de los distintos regímenes 

para los siguientes años. 

Los proyectos de la muestra son los siguientes: 

l. Arenque 

2. Ayin 

3. Campeche Poniente 

4. Desarrollo Adicional de Chuc 

5. Desarrollo de Campos PEG La Central 

6. Integral Amatitlán - Profeta -Tzapotempa -Vinazco, primera fase 

7. Integral PEG Crudo Ligero Marino (componente exploratoria) 

8. Integral PEG Tampico - Misan tia - Sur de Burgos 

9. Jujo Tecominoacán 
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10. Ku - Maloob - Zaap 

11. Och - Uech - Kax 

12. Proyecto Burgos de exploración 

13. Proyectos Burgos de explotación 

14. Proyecto Integral Complejo Antonio J. Bermúdez 

15. Sardina 

Los proyectos abarcan un periodo de 15 años, de 2001 a 2015. La 

información contenida en cada uno de ellos son inversión, producción, 

costos de operación y mantenimiento y precios esperados, tanto para el 

caso del gas como del petróleo. 

Como la base de datos utilizada comprende una gran cantidad de 

conceptos en materia petrolera resulta necesario explicarlos con detalle. 

Como se mencionó antes (apartado 1.2), PEP está organizada en cuatro 

regiones: Norte, Sur, RMSO, RMNE. Cada una se divide en activos de 

exploración y explotación. En cada activo hay campos de producción. 

Estos son campos con pozos productores o inyectores, así como pozos 

cerrados con posibilidades de explotación. Ffqum 43. Los proyectos 

incluyen varios campos de producción y distintos programas. 

Como se mencionó en el apartado 3.6 en los contratos de asistencia 

técnica hay dos tipos de producciones en la industria petrolera, la 

existente y la nuevn. Las inversiones que se reali7.an para generar 

producción nueva o incremental se llaman inversiones estratégicas y las 

inversiones que ge-neran producción existente o bas~' se les conoce como 

l.nveraiones operacionales. 
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Región 

Proyectos 

Figura 43. Estructura de la base de información. 

PEP tiene proyectos con componentes estratégicos y proyectos con 

componentes operacionales. Los proy~ con componen tea 

-tratépcos son proyectos que tienen inversión estratégica y/ o 

producción incremental. Son proyectos nuevos. Se n:quiere que a estos se 

les aplique un análisis de rentabilidad, de tal forma que su valor presente 

neto sea mayor o igual a cero (VPN~) para que puedan llevarse a cabo. 

Estos proyectos manejan programas de desarrollo de campos, 

instalaciones comunes de producción, sistemas artificiales de explotación. 

evaluación de potencial. entre otros. Por su parte, los proyecto• con 

componente• operacionales tienen inversión operacional y/ o producción 

base. Estos proyectos - a diferencia de los anteriores - no se requiere de 

una análisis de rentabilidad para decidir si se realiza o no el proyecto (lo 

cual ya fue hecho anteriormente) únicamente para conocer el estado 

financiero del proyecto. Algunos programas de este tipo de proyectos son: 

mantenimiento de pozos. mantenimiento de infraestructura. 

mantenin-iiento de plataformas y capacitación y actualización. Los 

proyectos estn1tégicos incluyen gastos de exploración y los o¡x-racionales 

no, por lo que los estratégicos implican un mayor costo por unidad 

producida. 
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Un proyecto puede tener componentes estratégicos y operacionales. 

Es decir, cuando se realiza un proyecto estratégico se plantea la inversión 

de cada año para generar producción nueva, pero al mismo tiempo se 

generará producción (existente) por inversiones hechas anteriormente. De 

los 15 proyectos analizados únicamente el proyecto Desarrollo de Campos 

PEG La Central de la zona sur y el proyecto de exploración Burgos son 

proyectos totalmente estratégicos, el resto tiene componentes 

operacionales y estratégicos. Figura 44. 

Producción 

Figura 44. Producción nuevo (incremental) 
y existente (base}. 

Cada proyecto maneja un tipo de crudo y/o gas. Hay tres tipos de 

aceite: el aceite pe-do, petróleo crudo con densidad APPl igual o inferior 

a 27º, la mayor parte de la producción de este tipo de petróleo crudo 

proviene de yacimientos de la Sonda de Campeche; el aceite licero, 

petróleo crudo con densidad API superior a 27º y hasta 38º. hay una 

.>l API ~ una ~se.ala de dens.idad n:-1.nu''' cstadoun1den$C' que nudc: la cahdad del crudo. 
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producción muy alta de este tipo de petróleo también en la Sonda de 

Campeche y el peuóleo superligero que es petróleo crudo con densidad 

API superior a 38º, se produce en yacimientos en las áreas mesozoicas de 

la Región Sur. Entre más ligero ó de mayor densidad sea el crudo tendrá 

mayor calidad. Para el mercado de exportación se preparan tres variedades 

de petróleo crudo: el maya (pesado), el istmo (ligero) y el olmeca (muy 

ligero). En esta investigación se manejan los conceptos de petróleo crudo 

del mercado nacional: pesado, ligero y superligero. En cuanto al gas hay 

dos tipos, el húmedo y el seco. A su vez, existe el gas húmedo dulce y el 

húmedo amargo. Figura 45. 

Aceite 

Proyectos 

Gas 

Fuente: ElobO<oción propio con infonnoción de PEP. 

Pesado. ligero 
y superligero 

Figura 45. Estructura de la base de información. 

Cada uno de los productos mencionados tiene un precio 

pronosticado para cada año hasta el 20 l S. Estos pronósticos son 

utilizados por PEP en sus anruisis económicos. El precio del crudo se núde 

en dólares por barril (dl/bl) y el del gas en dólares por millar de pie cúbico 
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(dl/mpc). Los costos de operación y mantenimiento se miden en unidades 

de dólar por barril de petróleo equivalente (dl/bpce). 

Los indicadores que se toman para la medición entre los distintos 

resultados de un régimen y otro son: el valor presente neto (VPN), el valor 

presente de la inversión (VPI) y la tasa interna de retorno (TIR). Con el VPI 

se observaré. que los montos de inversión son los mismos en cada 

escenario aunque tengan una distribución distinta a lo largo del proyecto; 

con la TIR se verá la rentabilidad de r.ada régimen y permitirá compararlos 

sin ningún problema y, por último, con el VPN se conocerán los beneficios 

acumulados futuros en términos de un mismo año. 

El año 2001 se utilizó corno fecha de valuación para el cálculo de los 

valores presentes y la misma tasa de descuento que utiliza PEP en sus 

análisis, del 10%. Asi corno el mismo tipo de cambio, 10.1416 $/di. 

Por último cabe agregar, que en la realización de los escenarios se 

manejan los siguientes supuestos: 

1) Los análisis son realizados por proyectos 

2) No existe endeudamiento 

3) No se realiz.-. aquel proyecto que resulte no rentable despues 

del pago de impuestos 

Estos supuestos son muy importantes para el entendimiento de los 

escenarios ya que con ellos se llegan a los resultados de oferta de 

hidrocarburos, tasas de rentabilidad, etc. 
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3.3 PROYECTOS DE :INVERSJ:ÓN ANTES DE XMPUESTOS 

PEP reaJiza los análisis de rentabilidad de los proyectos antes del 

pago de impuestos. Esto solo lo hace para los proyectos con componentes 

estratégicos porque son los que generan producción nueva. Por lo tanto, al 

obtener los valores presente de los flujos de efectivo (VPN), se requiere que 

únicamente Jos VPN de los proyectos estratégicos sean positivos, de lo 

contrario no convendrá su inversión. Esto no es necesario para los 

proyectos con componentes operacionales porque el análisis de 

rentabilidad fue hecha anteriormente, estos proyectos simplemente 

implican una inversión para continuar con Ja producción que se ha venido 

generando año tras año. 

Al analizarse la base de información se obtienen Jos flujos de 

efectivo, resultando todos los proyectos rentables. Sin el pago de 

impuestos y con una inversión en valor presente de 123,780 millones de 

pesos (mmdp) la empresa obtendrá un rendimiento de 308,393 mmdp por 

los nuevos proyectos, es decir, el retorno de la inversión será de 2.5 veces 

(VPN/VPl-2.5). Y una tasa interna de retorno (TIR) promedio del 85~·<, en 

los siguientes quince años. Tabla 13. Después de cubrir los costos la 

empresa obtendrá una utilidad neta de 43,602 mmdp. Tabla 14. Y bajo 

un precio promedio del crudo de 17.36 dl/bl y de 3.57 dl/mpc para el gas, 

sin pago de impuestos, PEP producirá 593 mbd y 1,439 mmpcd. Tabla 

:Z S. Estos serán los resultados sí fuese el caso en que no se cobrasen 

impuestos a la empresa. 

Se pretende con estos datos rnostrar los resultados de las 

inversiones de los proyectos en caso de no existir ninguna barrera que 

distorsione su realización como una alta carga fiscal, recursos de inversión 

insuficientes, entrada de nuevos participantes en la rama upstream, etc. 
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Tabla13 
AnóUsls de rentabilidad de P'EP' antes de Impuestos 

2001-2015 
Valor oresente 2001 

l'Joy.cto Reglón Acttvo llpo Vl'N(mmdp) vri (mmdp) 
na 
(~) 

AA EN QUE NORTE AlTAJ.A.i~A. EXPLOT. 2.892.2• 6•2.85 93.5 
AYIN MSO LClORAl DE TABA!.CO [XPlOI. 18.958 93 3.326 12 7• 7 
CllMPECHE P ~•ENTE MSO ASJ:..ATUt.4 EXPlOil 17.030.8• 23.077 76 27.9 
DES. ADIC. DE CHUC MSO POl-CHUC EXPlOT 6 .... 6.67 182.•3 29•.7 
DES. DE C. PEG CENTRAL SUR CtNCO PRf.~lú[t-ITlS EXP\OT 57.40 27 l.2• 15.5 
INT. A1>.AATfllAJ'.l-P-1-V. NORTl POlARICA UCPLOT 22.911 •5 7. 153.39 80 5 
IN!. PEG C.l.M. (EXPlOR.) M!.O UTORAl DE TA8"-SCO EXP\OR 23.432.•9 1 2.601.10 32 9 
IN!. PEG TllMP. M.S. DE 6. NORTE AJ.TAi.AiRA EXP\OR. 5.67':J.75 9.378.86 20. 
JUJO-TECOMINOACAN SUR JU.JO-TECOf' ..... lr,¡OAC~ EXPl.OT 23.889.20 5.•59.20 118 . .C 

~U·MAlOOB·ZAAP MNE r.U·MAlOOS·ZAAP EXPlOT. 87.18806 21.26S 37 55 1 
OCH·UECH-.::AX MSO LITORAL DE T A8"-SC O EXP\01 3.9 .. 6.63 588 16 202 2 
P BURGOS IEXPlOR.J NORTE BURGOS EXPl.OR ~.307 90 12.323.35 5• 2 
P. BURGOS NORTE BURGOS EXP\OT 25 ... ' 1.7.1. 9.753.01 113 2 
P. INT. COMPLEJO A. J B. SUR '::.AMARlA-SiTK:l GRANDE UCPLOI. ~.7B0.73 1:? 80.r,. 83 68 9 
SARO,NA NORTE Al.TAJ .... IRA EXP\OR l.640 92 .C,601 66 16.8 
SUMA O nOMfDIO 309.767.95 T23.-.37 114.6 

fuenle: Elobofocaón propto con 00101 oblef'\ldo~ en PEP. 2()0 l. 

Tabla14 
Estado de resultados de P'EP' sin cons~ar el pago de Impuestos 

2001-2015 
Valor presente 2001 

..__bruk>s Codo de 
Ul!adodrwto Proye-cto producción 

(nwndp) ,..,._.,, (mmdp) 

AAENUUE 10.27 .. M 3.38.!i 01 6.889 6-' 
AYIN 28.510:Z9 5.325 06 23.185 23 
CM.'PK:HE PONIENTE 47.739.19 27.255 99 20.483.20 
DEV.Rl<'OllO ADICIONAL DE C'<UC :>3.391 29 ~.rn.~ ... , 67.t.73 
DE1ARl'n.JL.l0 DE CA.MPOS Pf:G LA Cft,,.~VAl 574 O.t 483 76 9026 
lNTEGRAl Af..AATITLAN·PROf f:1 ..... Tl ¡A.Pú':'!:,._...PA-Vrt.J"'1.C.0 52.28!>.36 26471e9 :;'5.613 50 
a-.!TEGRAl PEC. CRUDO UGE~O MM-.NO jfd·'L0RA10"'1"1 42..3-CJ.04 l!i.61 ~ 14 26.72790 
lNTE-GJii':Al PEG T""11AP1CO MtSAl'..tllA !>ll~ ,:)€ auc--Gc~ 72_29267 15.;QJ 1 l 6.!-85 56 
JUJO-TfCOMlNOAC~ 89.104 76 11.70882 719?!193 
J.: U·,.\Al.006-1 JIVlo.P 238..57 .. 80 •Cl.o.38 02 19093678 
0C1"4--UECH-«:.AX 72.90697 3.563 6.( 19 .3<&5.33 
PROYECTO BUR'GOS (f).f'l()RAC•Ó·••, ~..836.'24 18 06o 93 37.749.31 
Pl>OYE<;TO BU..C.05 1'9.974..61 19 • .331 78 60.642.63 
PROYECTO lNT!GR.AJ.. C01y1.PLEJO AN!O"'.:>O J Sfil'V'J:'.>f: 1511Xl002 "º5799 115.94203 
SAJ>l)INA 7.163 95 1 789 74 -25 J'9 
SUMA O rtOMEOIO 903.1n.t0 249.10.'6 '3.602.&3 

rv.nte: Bot-orooOn propo con oot01 obter.oo" e-n P'f.P. 2t.X)I 

Nota: Paa ot>tencH' ei vc;or ~ to'l <rq'O'<,.C"<l trutoi ~ ut.O.ZO ol tc;x> de corntJto de 10 1416 SJCI. 
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Tabla15 
P'EP: Anóllsls de rentabilidad antes de Impuestas 

2001-2015 
Valor oresente 2001 

Tipo de 
l'roducck>n l'roducción l'u~clo de-1 heclo del 

Proyecto Tipo deo oce-fte de crudo de go1 crudo gas gas 
lmbdl l""'opcdj (dl/hl\ (di/~• 

~ NOUE LIGERO AMARGO 6 to 20 22 3 56 
A.YIN SUPERLIGERO AMARGO n 6 21 74 3 56 
._A./IAPECHE PONIEP'JTE PESADO AMARGO 47 3• 15 9!> 3 56 
DES ADIL. DE CHUC LIGERO AMARGO 38 .. 8 20 :z;¡ 3.56 
DES. DE C. PEG CENTRAt LIGERO DULCE 3 2022 3 63 
INI NAATITLAN·P- T ·V SlJPERllGERO DULCE 32 72 21 74 3 63 
fl'.IT PE-G C l I'.•. /E)'.P,O'? l LIGERO AM.ARGO 17 123 2022 3 56 
tNT PEG TN~P. f' ... ". S OC e LiGfRO AMARGO 118 20 22 3~ 
JUJO-TECOMINOA.C.. A,N SUP[RUGE-~O AMARGO 61 78 21 74 3 56 
J:U-,,_..AlOOB·Z.A..A.P PESADO AMARGO 241 102 15115 3 56 
IULH·UECti·UV'. SUPH'LIGERO AMARGO I • 28 21 74 3 56 
P BURGOS IEYPLOR / ND AMARGO 293 000 3 56 
P BURGOS r..:D DULCE 370 0.00 363 
P INT COMPL[JO A J B LIGERO AMARGO 107 1'6 2022 3 56 
SAAO!NA LIGERO AMARGO 6 • 20.22 3 56 
SUMA O PROM[OIO 593 1,"39 17.34 3..57 

f u•nte: Eloboroc•ón prop.a con doto\ obten.do$. en PEP. 2001 
Nota: S.. ie oc~o obtener lo\ 1nge\O\ brv1os a por111 oc es.to\ datos. debe de cons.ider~ QUC lo 
prodL.>Cc16n de cr\Jdo y gen ci Oar10 y ton1ar f.'n cvcn!a los OU1nce años. Tombicn hoy que c~or Q'...JIC 

los. datos no dorón el re~tado e11octo ix;>rQ'..JC los. cotos. prc\Cntodos s.on promedios Cle gronde'S base\ de 
datos ut1lizod~s. Poro obtener el 1ngrew btvto de codo poyecto ~ rcQU1ere reohza lo ~g..J1ente: 
YB={((Prod crudo•36!i'" 1 !t'"Ptec•o.cf\..)dol • (Prod oos•36~·; 5'"Prec10 oas.Jt• 10 1~ ttl/ 1000 
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Cap. 3 'Es<marú>s paro fu apliauión tÍt rigimrn jisca( tÍt 'l'E<P 

3.4 PRIMER ESCENARIO: RÉG:IMEN FISCAL ACTUAL PARA PEP 2001-

201!5 

Pensemos en una situación en la que dentro de los próximos quince 

años continuarnos con las mismos leyes en materia de hidrocarburos, por 

lo que PEP continua siendo el único oferente de crudo y gas. También 

supongamos que el régimen fiscal de PEP se mantiene inalterado y que la 

empresa únicamente obtiene recursos presupuestales y 

endeudamiento. 

no por 

En el capitulo 2 se dio a conocer la estructura del actual sistema 

fiscal de PEP, el cual cubre distintas tasas impositivas; el DEP de 52.3%, el 

DEEP de 25.5% y el DAEP de 1. l 0/o, (sin considerar la carga fiscal sobre 

ingresos excedentes, el ARE), es decir, una tasa del 78.9%, sobre las 

utilidades. Dicha tasa en realidad termina siendo del 92'%. Tabla S. 

Apartado 1.2. Esto es porque en la Ley de ingresos se establece que 

PEMEX debe cubrir el 60.8%, de los ingresos brutos (derecho sobre 

hidrocarburos, DSH), pero los organismos subsidiarios PGPB, PP y PR no 

lo alcanzan a cubrir por tener pérdidas en sus resultados (la Ley de 

Ingresos establece que si hay pérdidas no se cobrarán impuestos) y, 

finalmente, PEP es el organismo que cubre el monto restante variando las 

tasas del DEP y del DEEP hasta cumplir con el 60.8'\ó. Esto conlleva a que 

PEP pague en promedio casi el 68~·¡, de sus ingresos brutos (el 67.3% -

Tabla 4. Apartado 1.2 -). Por consiguiente, para aplicar el régimen actual 

sobre la muestra de proyectos se utiliza la tasa real prom.-dio de impuestos 

sobre ventas brutas de PEP que se ha aplicado desde el surgimiento del 

actual régimen fiscal ( 1994 J. del 68~·<>. 

Si se continúa utilizando el mismo régimen fisc.a.1 para PEP y se 

realiza la inversión solicitnda. 123, 780 mrndp, ni siquiera habni un 
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retomo por esa misma cantidad, sino que se tendrán pérdidas (VPN = -

55,293 mmdp) y como se supone que PEP únicamente obtiene recursos del 

gobierno y no se endeuda, once de los quince proyectos nuevos dejan de 

ser rentables y, por lo tanto, no se realizarán. 

únicamente los proyectos más rentables podrán desarrollarse bajo 

este escenario y solo si la empresa se endeuda o disminuye su carga fiscal 

se realizará el resto de los proyectos. En cuanto a la TIR promedio, no 

resulta conveniente compararla con la descrita anteriormente (85°/o) 

porque únicamente toma a los proyectos más rentables. Tabla 16. 

Tabla 16 
AnáUsls de rentabilidad de PEP con régimen ll•cal actual 

2001-2015 
Valor presente 2001 

Pfoyecto Re-glón Acttvo Tlpo VPN(mmdp) Vl'I (mmdp) n•~l 

ARENQUE r«..--TE AlTA! .. ~IRA f.XPL01' 372.75 6•285 
AYIN MSO UTORAJ.. Df TABASCO t:XPLO'l' l .3:z2.79 3.326.12 ,. 1 
CAMPE-CHE PONIENTE MSO A.bJ".ATUN D.PLOR 15.43-4.2• 23.077 78 
DES. ADIC DE CHUC '~ POl-CH".J~ fXPLOl l.1;;>395 182.•3 30.3 
DES. DE e Pf-G CENI~A.!.. SUR CINCO PR(5.ID(N1E..S l'-PLOí _ .. ..,,_77 271.2• 
INl. AM.ATtl\ .. AN-P-1-V NORTE POZA Rt;:A E.X.PLO! 12.512.23 7.153.39 
IN!. PEG C.l.M. IE)(PLOR 1 MSO UIORAL DE IAS~CO EXPLOR. 5 . .>0..S.20 12.601 10 
IN!. PEG IAMP. M S. DE B NQ;,IE A!.TAJ-.YRA [XPL .-- 9.488 70 93<8U 
JUJ(). IEC OML-..OAC AN SUR JUJO-iE-CUM!NOACA..~ EXPLOT •25.26 5 •59 20 
l:.U-1-VJ. -"'- 8-Z A..A.P MNE ~l).M.AL,_ X 6·1 AJIJ' E.X.PLO'l' 1.273.!>8 21.285 37 
OCl+UECH-~A\ M:>O LITORAL DE TASA5CO (APLO'l' ~., .. 49 588 16 24.) 

P. 8Ul1GOS IEXPlOR J NORTE BUl<GOS E>..P',Oil 3.663 17 12.3Z3 :l5 
P BURGOS NO~TE BUilGOS é>.PLOl ~ 031 9.75301 12 7 
P INT. COMPlUO A. J B SUR S....,..'.AR'lA·SJTtO C.R,a,.....:~E f)..f>lOT ~.5.J..C 92 1 l2.809B.3 
SARDINA NUt\TE .-..J. T /VV.J.RA EXPLOR 4,391.82 1 ... 601 66 
SUMA O PROMLOIO M.917.37 1 l:U.-.37 20.3 

fuente: Boboro.::1611 popo con oato\ obten..~:.1cn. en PE?. ;.>001 

Bajo este esquema el gobierno obtendrá recursos por 30 1,874 rnmdp 

y la empresa de 62,430 nimdp. Aquí hay que destacar que aunque algunos 

proyectos no serán rentables. si generaran ingresos porque se seguirá 

generando producción estrategica. Tabla J 7. Y con un precio del crudo 
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promediol de 20.44 dl/bl se producirán 285 mbd y con un precio 

promedio del gas de 3.58 dl/mpcd se producirán 651 mmpcd. Tabla :1.B. 

Es decir, que Ja oferta disminuye en gran medida. Fiqura.!I 46 y 47. 

Tablo 17 
Estado de resultados de PEP con régimen fiscal actual 

2001-2015 
Valor oresente 2001 

lngre101 Costo de Utilidad antes de 
tmpue1to1 Utlkfad neta 

Proy..cto brutos producc'6n Wnpu~1to1 

<mmdnl lmrncfn\ lmmdn\ (mmdp) (mmdp) 

ARENQUE 5.251 82 1.608.!>6 3.6"'3 26 J.571.2• 72.0J 
AYIN 28.51029 5.325 06 23.185.23 19.387.00 3.798.23 
CAMPECHE PONIENTE 558 !.() 558 50 558.50 
DES ADIC. DE CHUC .53.397 ~ 5.71256 Al.674.73 36.310.16 11.36•.57 
DES DE C. PEG CEtHRAl 
fNT. ~Allll.AN-P·T·V 19S.3 I 799 74 104 , ... 132.81 237.2 .. 
INT. PEG C L.M (EXPLOR 1 307.95 307.95 307.95 
IN! PEG TAMP. M. 5 DE B !.87 .35 !.87 .35 587.35 
JUJC>-TECOMINOACAN 53 819.30 8.6•7 .73 45.17) .56 36.597.12 8.574 . .C.C 
(U·Pw1Al00B·Z AAP 108 •87.72 15.586.3• 92.901 38 73.771.65 19.129.73 
OCH-UECH·J.::~ 22.908 97 3.563 6• 19.345.33 15.57810 3.767 .23 
P. BURGOS JEXPLOR 1 1.221 72 1.Z2l .7'2 1.221 .72 
P BURGOS 79.97.t61 19.331 76 60.6•2.83 5•.382.7• 6.260.09 
P INT COMPLEJO A J. B 9 •. 386 66 l•.985.33 76.401 .J• 62.1 •2.93 l•.258 ... l 
S.A.RDINA l.881.66 1.881."6 1.881.66 
SUMA 4'3.931.te 7'.'27.92 3«.3<M.CM 301.873.75 62.430.31 
fu•rde: 8ab0roc1ón popo con dato\ co1entd0s en PEP. 2001 

Nota: Poro obtener el valor de los 1ngre\Os brv!os ~ uttkró el t100 oe com~o oe 10 t .c l 6 $/dl 

Bajo este escenario el costo unitario promed10 es de 16. 5 dl/bl, 

donde 5.6 di forman el costo de producción y 10.9 di e! costo fiscal. Y el 

costo unitario promedio del gas es de 4.07 dl/mpc, formado por 1.34 di de 

costo de producción y 2. 7 di de costo fiscal. Tabla :1. 9. 

Por Jo tanto, el régimen actualmente aplicado a PEP ocasiona que las 

inversiones realizadas en exploración y producción de hidrocarburos no 

sean rentables y obliga a la empresa a obtener r<"'Cursos mediante el 

endeudamiento. Figura 48. El régimen actual únicamente tiene objetivos 

recaudatorios mas no de eficiencia (Un récfnlen eficiente es aquél que 

1 Aqui se UenC"n quC' cons1den.\r que el prom~10 deJ preoo del crudo y/o gas '\ta.ria para 
cada escenario debido a que c-n el promf:d.10 solo ~e tornan en cuenta lo~ proyectos 
cconóm.icamenrc posibles con tal eSC'"C'"na.no. 
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permite obtener un monto igual a la renta petrolera. Esto se puede lograr 

si cumple Jos criterios internacionales de evaluaciónj. 

Tabla18 
Producción y precios de PEP con régimen fiscal actual 

2001-2015 
Valor presente 2001 

1lpo d• 
P'roducck>n P'roducck>n PTeck> d .. Pt.-cio dM 

rroye-cto npo d• ac .. • 

AAl:NOúE uGlJ.1'0 
.a.'f'IN SUPE.~LIGE~O 

CA..YPf.C~il POt.i1[f',¡Tf "E!.A.00 
'"'::>-E~-s-,..·o'-,c-c=r~c-... -u--=-----<l ,Gl RO 
:,u, Dl C PtG Cl •..;IRA.l ll~H".J 

ºº' 
AM.A.HGO 

AMARGO 
.A.MARGO 
IAMA .. GO 
1oucc~-

P 8Uil'GOS t .. D DULCE 
P 1r,.t COMPLE.JO A. J S. LIGERO A.MARGO 
W;01NA.. LJGERO A.MARGO 

1UMA O PIOMEDIO 
,t"vente: t'()()Q(oc..ivn t.Yut-Jou con 0010\ coten.oo\ e•'~ t. 

de oc••• 
(mbdl 

."'.! 

---~---~--4 
r-------·~ 

63 

285 

de gaa crvdo ge> 
rmmocdl Id'""' (dl/~• ,, 20 22 356 

6 21 74 ) 56 

46 20 22 ) 56 

370 363 
92 20 22 3 !>6 

651 

Noto. S."" oo,,.,a obtener et tngfe\O btvto o po-111 oe e\to' ooto\ el 1e\vHoóo r--o ~'º e•octo ¡.X>IQve lo\ 
dQ!O\ f)!f~1oen1000\ i.on pron'lec:to\ Qt, QfOOOO\ bo~\ de ootc\ t..f•l•toóa'i. Poro cnt~ne~ e 1n9re'\O ~'-''º oe 

coc1o p10.,-ccto ~ rccr...zo 'º \o>Q1,J1en1c 
Y8 ... {!fPtod cruao·3e~· 1 !i•PreC•O CT'\.JOO)• (PTOO (}Q\•)t.~· 1 ~·f>reC·O <}'.:J\11 .. IQ 141 C:"·/ lüO.) 

"" "'. 
~ lO 

l! 
25 -

" >O 
l .. 
! •O 

' • 1 
o l 

,, 

·-t • 
• 

Figura 46. Oferto de crudo con régimen fiscal 
actual de PEP. Voior presente 2001. 
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Agura 47. Oferto de gos con régimen fiscal 
actual de PEP. Valor presente 2001. 

Tobla19 
Costos técnico y fiscal unitarios de .. E .. con r9girnen lbcol actual 

2001-2015 
Valof presente 2001 

Costo Costo Coito de c.,__ 
c.,_ 11oco1 

l"royecto 
~ unaono PfodUCC ló-n p<Odueclón -del d.t oc..,. d..tgcn ",..ario del -- oc-(dVbl) 
(dllbl) (dVmpc) oc ... (dllbl) gcn(dl/mpc) 

.vtENOUE i!> ~1 1 3 88 4 82 , 20 10 70 
AYIN 1• 80 

3 'º 3 HI 080 11 61 
C,_.,.p[CHE PONIEN:-C 
Dt:.S NJ<L DE ClfUC 12 ,., 3 18 1 73 043 ,, 00 
Dt:.S. Dl C P"tC ClNTWAl 
INf A.M..Affll.""4 P-f-V 3.!> 9!> 8 99 :i.a 91 8 <'3 ,, 04 
INT 1'1'C C LM. ID'.Pl.0'11 
no.ir Pt:-G r~P M. s Dl a 
JUJO. lECOM.INOAC AN 14 3• 3 !>8 2 74 069 ,, 60 
<l>-MAl..008-ZAAP 1084 2.71 1 8" o 47 "9!> 
CX:H-UECH-~AX 14 ,, 3.62 

2 ª" 067 , , 11 

P BUR"GO'.> (EXl'l<.Jt< 1 
P !IW?GO'.> 3 ~Q OIM 
P IN l. C 0.'Af>l.!JO A J 8 J J. 6-5 1 3 41 2 6~ 066 11 00 
~A 1 
l'tOMEDtO 

···~ 1 
4.07 S.5a 1.~ 10.96 

Fuente: E10borac1on proo10 con aoros obren.aos en PEP. 2001. 

Codofh.cal 
..,,.orlo del 

-• (dVrnpc) 

2 67 
29Q 

'2 ,~ 

2 7b 

290 
2 :14 
2 9• 

~ b! 
:! 7 ~ 

2.73 
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figura 48. Endeudamiento de PEP. l 993-2cxx:>. 

WAclrvo 
total 

CPcwvo 
loloJ 

Por lo tanto, si se continúa utilizando el mismo régimen jiscal para 

PEP, el gobierno siempre obtendrá el 68~'b de los ingresos brutos de la 

empresa, pero no contribuirá a una mayor eficiencia en costos de la 

empresa, ésta necesitará endeudarse cada L>CZ más, la oferta de crudo y 

gas se verá mennada y no se maximizarán los ingresos fiscales petroleros. 
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3.5 SEGUNDO ESCENARIO: NUEVO RÉGI:MEN FISCAL PARA PEP 

2001- 2015 

Ahora pensemos en una situación para los siguientes años en la que 

únicamente PEP explora y produce crudo y gas dado que las leyes 

constitucionales continúan siendo las mismas y no se permite la 

participación de empresas privadas en el rnrno upstrearn. Pero si hay un 

régimen fiscal para PEP distinto. Esto es, por un lado, porque actualmente 

las autoridades han manifestado la urgente modificación de régimen y, por 

otro, los grandes problemas que presenta el régimen actual: 

a) El actual régimen fiscal de PEP genera ingresos fiscales petroleros 

por debajo de la media mundial (70% de PEP vs. 83°/o de los paises 

del Medio Oriente y 75% del promedio mundial). Figura 19. 

Apartado 1.2. 

b) No contribuye a una mayor eficiencia en costos de la empresa. 

Figura 19. Apartado 1.2. 

c) No cumple con los criterios internacionales de evaluación fiscal: 

neutralidad, riesgos del inversionista, prueba de la tasa máxima, 

adaptabilidad, riesgos de In recaudación fiscal y dilemas de 

imposición. Figura 23. Apartado 1.3. 

d) El actual régimen fiscal de PEP no contribuye al crecimiento de la 

oferta petrolera y gasera de nuestro prus porque limita de recursos a 

la empresa. Tabla 9. Fl.qura_21. Apartado 1.3. 

Además, el actual régimen no reconoce la renta petrolera, 

cobrándole a la empresa un monto mayor a ésta y no permitiéndole crecer. 
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Observando los obstáculos del actual régimen se ha pensado en una 

nueva alternativa de sistema fiscal que sea más eficiente. Al analizar Jos 

tres tipos de regímenes fiscales internacionales más frecuentes: los 

sistemas concesionarios, Jos contratos de producción compartida (CPC) y 

Jos contratos de riesgo (CSR), se encontró que Jos ingreso fiscales se 

mueven al igual que la renta petrolera porque la elasticidad de Jos ingresos 

fiscales respecto a los ingresos brutos es positiva, cuando el precio del 

crudo aumenta Jos ingresos fiscales también aumentan, y cuando 

disminuyen, los ingresos fiscales también disminuyen, permitiendo a la 

empresa obtener una ganancia independiente de los impuestos y derechos 

que paga, dejándola finalmente con un monto representado por la 

diferencia entre los ingresos brutos y la renta petrolera, pero nunca por un 

monto menor. Es decir, que con la adaptabilidad o flexibilidad de los 

sistemas fiscales se contribuye a que el Estado obtenga un monto 

correspondiente a la renta petrolera.. 

Al mismo tiempo, los tres sistemas incentivan Ja eficiencia en costos 

porque la elasticidad de la ganancia de la empresa respecto a Jos costos es 

negativa. Cuando disminuyen Jos costos, In ganancia aumenta, generando 

un incentivo a Ja minimización de costos. 

Como estos sistemas son flexibles a cambios en los precios e 

incentivan la minimización de costos, se ha elegido una propuesta de 

régimen fiscal para PEP similar a los internacionales. En ellos se cobra 

una regalía sobre los ingresos brutos y un impuesto sobre los ingresos 

netos. 

También es necesario considerar que Hacienda y el Congreso no 

aceptarán una propuesta de régimen en el que se obtenga una menor 

cantidad de recursos fiscales petroleros generados por el actual réE,.rirnen. 

por lo que el nivel de las tasas impositivas se han fiJado de forrna que se 
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cumpla esto, es decir, un nuevo régimen que genere 301,874 rnmdp de 

ingresos presupuestales resultantes del actual régimen (con la muestra de 

proyectos utilizada). 

Existe otro aspecto importante para la elección de un nuevo 

régimen, la heterogeneidad de la producción, me refiero a los dos tipos de 

producción: la producción resultante de proyectos anteriores 

(operacionales) y de proyectos nuevos (estratégicos). Para incrementar la 

oferta de crudo hay que incentivar de alguna manera las inversiones 

nuevas. 

Además, por otro lado, no hay que olvidar que México es un pais 

importador de gas y que, además, se pronostica un incremento de la 

demanda de dicho hidrocarburo. El régimen puede tener elementos que 

incentiven la inversión en proyectos de gas y, principalmente, proyectos 

nuevos. Para lograr esto, el incentivo para los nue,:os proyectos y en 

especifico, los de gas, se realiza una escala de regalias similar a las 

utilizadas en los sistemas de concesión o a los contratos basados en el 

factor R, pero aquí en vez de que la regalía esté en función de los 

volúmenes de producción, está en función del tipo y del producto 

generado. Figura 49. 

El lector aqui se preguntará el porque de las tasas con rangos tan 

grandes de 0.5'7ó hasta 61.S'l-O, la respuesta es que algunos proyectos son 

demasiado sensibles al pago de la regalia, me refiero a la producción de 

gas nuevo, si se le colocara una regalia mayor al l '70, algunos proyectos 

dejarán de ser rentables y, si la empresa no se endeuda, el proyecto no 

será lle...-ado a cabo y la oferta de gas será menor. Y en cuanto a la regaha 

del crudo existente (de proyectos anteriores), estos presentan una regalia 

demasiado elevada porque pueden soportarlo, los proyectos del crudo 

existente no dejan de ser rentables con tal regalía. 
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Producto Regalía(%) 

Crudo de proyectos anteriores 61.5 

Crudo de proyectos nuevos 14.5 

Gas de proyectos anteriores 7.5 

Gas de proyectos nuevos 0.5 

•Tasa Impositiva del 153 sobre los ingreso brutos netos de 
costos y el pago de la regalía. 

•Los costos de recuperación del 303 sobre ingresos brutos. 

•Continúo utilizándose el aprovechamiento sobre 
rendimientm excedentes (ARE) por lo flexibilidad. 

Figura 49. Propuesta de régimen fiscal para PEP 

Junto con el calculo de las regalías se analizó una tasa impositiva, 

que junto con el pago de las regalías, genere los mismos recursos fiscales 

que el régimen actual. De esta rnanern se encontró que la mejor tasa 

impositiva sobre los ingresos brutos después de descontar los costos y la 

regalía, es del 15%. Tan1bién se colocó un limite en la deducibilidad de los 

costos, conocido corno deducciones en los sistemas concesionarios o corno 

costos de recuperación en los contratos de producción compartida. Este 

limite fue del 30% porque los costos y gastos de PEP han estado en este 

nivel desde 1993. '.Tabla 4. Apartado 1.2. 

En cuanto a los pagos sobre rendimientos .-xtraord1narios que existe 

en el actual régimen, es decir, el aprovechamiento sobre rendimientos 

excedentes, el ARE, es un buen mecanismo porqu..- capta las variaciones 
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de la renta petrolera por cambio en los precios y/o cantidades y, ademas, 

se adapta a los cambios en el precio, por lo que tal aprovechamiento puede 

continuar utilizándose. Este aprovechamiento no se analiza en el modelo 

presentado porque resulta muy dificil pronosticar los precios base del 

crudo que Hacienda fijara para los próximos años, ya que se fijan año con 

año en función de las expectativas y Ja situación mundial y del país. 

Con el régimen fiscal planteado todos los proyectos son rentables. 

Con el mismo monto de inversión para Jos proyectos nuevos (con 

componentes estratégicos) que en el anterior escenario, 123,404 mmdp, se 

obtiene un VPN positivo, 21 J ,404 mmdp y una tasa de retorno del 67.2%. 

Tabla 20. A Jo que es Jo mismo que Ja inversión retornara en 1. 7 J veces. 

Ante este régimen todos los proyectos serlin rentables, la empresa podra 

llevarlos a cabo y no tendra que endeudarse. 

Después de analizar todos los proyectos se obtuvo una cantidad 

similar a los ingresos fiscales del régimen actual, 303,966 mmdp, pero la 

empresa de ingresos se apropia de una mayor cantidad de recursos, siendo 

su utilidad neta de 417,248 mmdp. Tabla 2:1.. Mientras que con el primer 

escenario se obtenía una utilidad neta de 62,430 mmdp. La oferta de 

crudo es mayor que Jo obtenido con el régimen actual, pasando de 285 a 

597 bpd y Jo mismo con In oferta de gas, de 651 a 1465 mmpcd. Tabla 2~. 

Es decir, que Ja oferta de crudo aumentara en 109~·ó y Ja del gas en 125o/o 

en quince años. Los proyectos podrán ser realizados exitosamente sin que 

ninguno deje de ser rentable. tanto para crudo como para gas. ~ras SO 

Y...§..1.. 
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Tablo 20 
Anóllsls de rentab9dod de PEP con nueva régimen fiscal 

2001-2015 
Valor pr1t1ente 2001 

Proyecto 1.-glón Acllvo T1po V,.N(mmdp) V,.l(mmdp) TII (") 

ARENQUE NORIE A.L_TAMIRA lXPlOT 1.9:/4'.7) 6•285 67.8 
A.YIN º..-\SO UTOkAl Dl IABAS.CO fXPlOi 12.9'96 62 3.326.12 60" 
CAMPECHE PONlfNTf: MSO A.8S::.A1UN [Xf'1.0R 1.813 .C!. 23.077 78 19.6 

DES. ,oJJIC. DE CHUC MSO POl-CHUC f.X.PLOT .. 737 13 16:2.43 251.7 
DU. DE C. PEG CENTRAL SUR CINCO P~_Nl(.S CXPLOT 039 271.24 100 
INt. ~AtiTLAN-P·l·V. NORTE: P01AR>CA f.XPlOl 13.603 73 7.15339 60.2 
IN!. PEG C l.M. (EXPlOR.i MSO UTORAJ.. Df:. 1A8MCO EXPlOll 16.478 36 12.601 10 27.8 
INl. PfG TA>.AP. M :S,_ Df e NO~lf A.L1ANJ1KA EXPlOll 3 . .t58.68 9.328.Bo 16.9 
JUJO-TECOMINOACAf.¡ ~U'i' JUJO llCOM.lNOACAl'ol EXPLOI 16.742.83 5.A.59.20 92.7 
S:.U-MAL006-ZAAP Mf.I( S:::U-MAl..006-lA>.P EXPLOI !>8.6.&0 92 21.285.37 ..... 2 
OCH-UECH-J:AX MSO lllCWA.L ()[ TABASCO EXPlOI 2.865 SS !.88 1 o 1"49 6 
P BURGOS (EXPlOI< 1 NORT[ BURGO:. EXPlOll. 76.119.71 12.323.35 •88 
P. BURGOS NORTE BURGOS EXPlOT :10.68S.56 9.7S301 96. 
P. INT. COMPLEJO A. J 8 SUR ~-sniOGRANDl: EXPlOI. 23.124 9! 12.809 83 52.l 
SARD&N,.. NOPT[ .AJ..TAMIRA EXPIOll 11 6D .. 601 66 10 1 
SUMA O ,.IOMfDIO 211.-.u 12l,4CM.l7 67.2 

fue-nte: Elobo1oc1ón pcopo con dolo\ obter.cJo1 en Pf..P. :'001. 

Tabla 21 
Estado de resultados de P'EI' con n~ régimen llscal 

2001-2015 
Valor presente 2001 

lng< ...... e-..- U9dod onte-1 d .. 
lnipue-stos Utllk:fod ne-ta 

P'royeclo brutoa producdon '"-"°' ·-· ·-· ·-· (mmdp) (mmdp) 

ARlNOUE 10.214 6-4 2.251 ,, 8.023.2.3 3 .... 3 ?9 .. 579 94 
AYIN 28.510.29 3.'906 69 24.603 61 6 368 98 16.234.63 
·CM<f'ECHE PONIEN1E .Cl.739.19 23.636.213 2.c.1o:i 91 10 33,. 30 l 3.7b8.6 I 
DES. AOIC DE CHUC ~.397.29 5 190 6~ '8.2'06 6B 27.851 2• 20.355.4• 
DES. DE C PEG CENfRAl. 574 o. 271.24 302.80 77 76 22502 
INT ,llV...,,_ATlll.AN·P·T·V 52.285..36 7.~13 .... 832.26 11 627 }4 33.20 ... 52 
lNt PEG C l.M. (f.XPLOR 1 •2.343 o. i:i.909 o~ 2'9 . .C.3.3 99 "!.9~) .&6 21.•7 o.s.J 
lNt PEG T...._.._..p M. S DE 8 "n.792.67 9.916 21 12.376 4] 2.782' -41 9 .594 06 
JUJQ..TECOMl.°"O"'CAN 69.70. J6 14.106 94 7S~97 .82 311 731 30 36 866 52 
~U·MAl.OOB·ZAAP 236.574.80 36.aii n 2'01 703 06 91328 13 10.c.374 95 
.x. tt...UECtt...i;..AA 7.1.90697 3.263.20 19 .6-'!:>-., J 10.406 :.t. Y.179 o3 

P. SUR ·• ~ (EXPlOR 1 55.836.2• 13-5..c!> º' .C2.2'91 17 7.3'"' 20 ..,,...949 91 
P BURGO~ 7'9.974.61 16.215 93 63.7!>8 "6 12.~'UJ 22 !l l .5-56 . ..t.6 
P. INl cOMPtEJv A J 8 l 51CXXl 02 27.79!> 16 123.20.-& 6J .Cé-0 94 597•392 
~f".,jA 9.162.23 6.030.87 3.'.31.36 1.9"9 S Ct6 l.136 30 
SUMA -.~18 lU..M.150 n1.2i..6111 JllU,96-6.19 417.2'8.49 
fuente: Oobotoc.t6n prop.a C()('I 00!0\ obf~ ~ Pl_P 7CX> 1. 

Nota: Poro Obfente'f e-t vO:óf de- C1. &""•dn .. '""10'\ bnftO\ ""° vt*zó et hpo de co-nboO die 10 141 ~ S.Jcl 

f1"'I e-1 conceDto if'np..restcn '~""" ~~ 
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Tabla 22 
Producción y pre-clos de P'EP con nuevo r•glmen n1cal 

2001-2015 
Valor otesente 2001 

Tlpo-
hoducciióf'I ,..,oducck>n P'r•ck> d ... he<io de4 

rroyecto Tlpodeoc_.. de oc ... d• 001 crudo ºº' ºº' __ Lmbdl (mmocdl ldlfb" ldt/m~• --A~fNOUE llGEl<O AMAHGO ' 16 :lO 22 356 
A.Tf"" S.UPlRUG[i."0 AMARGO 23 6 21 ,,. 3 56 
C,..,,,,..PECHE PC>NilNlf: PE~ ....... ~_ ., ,.. 15 95 3 56 
OE5. ADC DE CHUC loGEl>O AMARGO 38 48 20 22 3 56 
Dl5 DC C PlG CENTRAL UGEl<O OUt.CL 3 3 63 
¡r,,;1. A.V..Allll"'-""'·P·1·V WP('-''UCli."0 ÓUl.CE Ji ,, 21 741 3 63 
INT. PlC C.l M. (EXPLC>k} UGEo'o AMARGO " 123 2'0 22 3 "6 
INT PCG TAMP M S. Df 8 UGEl<O AMARqQ_ \\8 3 56 
JUJO- lfCOMINQAC AN ~P-f:~LtCl5"'Ü AMARGO 62 78 21 74 3 !>ó 
l:U·MAJ..~8-Zl'V'V' P'fS.A.LJU AMARGO ,., 103 15 g~ 3 !>ó 
OCti·UfCH·k.AX SUPH•tlG[ l<O AMARGO 14 28 21 u. 3 56 
P BuRG05 jfXPLüil 1 N[) AMARGO 29~ 3 "6 
P 6URG05 N[) OUt.CE 39\ 363 
P INT.COMPLfJOA J B LIGERO AMARGO '°" 

,., 20 22 3 56 
SARDINA loGEl>O AMARGO ' ~ 2072 J 56 
SUMA O ,aOMfDIO "'97 1,US ''·'' l.57 
fu.nre: C-.oocxoct0n P'opt<> c.on OOYO\ oble,..001. tffl P[ ..u.Jl 
Noto: S. \O dnM!O obten.et~ 1ngrew tJruto o pcrt• do t!~'º' dol01.- el 1e\Vt<.>d0 no \C'O e•octo ocirQue IQ\ 

0010\ pc\CnfOOO\ v.>n P'OfT\&dito\ de g~' bcr\e\ cWr doto-\ ul~. Poro obtener e· •1"'9"'º btv!o ele 
coda proyecto~ reohl'O k> ~nte 
T8<>111f"Tod crudo·)6~· 15•p,eC"'_so crvóoJ•/PTod ,._...,.•J.6.5• 1:c,•p,euo .......,...11• 10 1416\/10'.)0 

---"". 5~7 rftbd l& 

18·· •••••••••••• .. 
_ 16. 

.. ~ I•. 
:¡ 12. 

1
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Figura SO. Oferto de crudo con nuevo régimen 
fiscal poro PEP. Volof presente 2001. 
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En cuanto a los costos, el costo total unitario de la producción de 

aceite será de 8.60 dl/bl y de gas 2. 15 dl/mmpcd (siendo el 48% costo 

técnico y el 52°/o costo fiscal) mientras que con el régimen actual, el costo 

unitario será de 16.5 dl/bl y para el crudo de 4.07 dl/mmpcd. Tabla 23. 

Por Jo que con este nuevo sistema fiscal PEP seria más eficiente en costos 

que con el régimen actunl. 

Sabemos que el actual régimen fiscal genera ingresos fiscales 

petroleros por debajo de la media mundial, con esta propuesta de régimen 

en quince años se generarán los mismos ingresos fiscales que con el 

régimen actual, sin embargo, como la propuesta ~rmite el crecimiento de 

la oferta de crudo y gas, se gen.-rarán mayor.-s ingresos brutos año tras 

año, lo que significa, mayores ingresos presupuestnles petroleros futuros 

para el pais. 
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Tabla 23 
Costos técnico y fiscal unitarios de PEP con nuevo régimen fiscal 

2001-2015 
Valor presente 2001 

Costo Coito Costo de 
Costo de Costo Costo 

unftarlo 
unitario producción 

producc'6n fiscal fis.col 
Proyecto del de-lgas unltork> del 

unHark> de-1 unttark>del unitark> 
aceite gas octttte delgas 
Cdl/bO 

(dl/mpc) acelle (dl/br) 
ldf/mpc) (dl/bfl (dl/mD<"I 

ARENQUE 8.71 2.18 3.44 o 86 5.27 1.32 
AYIN 7 35 1.84 2 34 o 58 501 1 .25 
CAMPECHE PONIENTE 9 O< 2 'l6 6 29 1 57 2 75 o 69 

DES. ADIC. DE CHUC 1001 2.5-0 1 57 o 39 8 44 2 l l 
DES. DE C PEG CEr~TRAL 8 79 2.2'0 6 83 1 71 196 o 49 
INT. AMATITLAN·P-T-V. 5 9! 1.48 2 31 o 58 3 60 090 
INT. PEG C L.M. (EXPLOR ) 7 20 1.80 4 45 1 11 2 75 o 69 
INT. PEG TA.Y.P M S DE B 7 77 1 94 6 07 , 52 1 70 o 43 
JUJO-TECOMINOAC AN 9 94 2.48 2.65 o 66 7.28 1.82 
KU-MAL006-ZAAP 7.38 1.85 2 03 o 51 5 35 1 3 .. 
OCH-UECH·O:AX 10.38 2 59 2 47 o 62 7 91 1.98 
P. BURGOS (EXPLOR.) 513 1.28 3 33 o 83 180 0.45 
P. BURGOS 5.54 1.38 3 16 o 79 2.38 0.59 
P. INT. COMPLEJO A. J B 9 66 2.41 2 9" o 74 6 71 1.68 
SARDINA 16.18 4.04 12 16 3 04 4 02 1.01 
PllOMfOIO 8.60 2.15 4.14 1-03 4.46 ,_ 12 

Fuente: Eloboroción propio con dalos obtenidos en PEP. 2001. 

Asi también, como el gobierno le permitirá a la empresa apropiarse 

de una ganancia mayor, la empresa disminuirá sus niveles de 

endeudamiento, podrá incrementar sus inversiones y adquirir mayor 

tecnología y conocimiento, lo qu.- contribuira a ser mas eficiente en costos. 

Haciendo una comparación de los criterios internacionales de 

evaluación fiscal entre este sistema y el actual, se encuentrd que el nuevo 

régimen actúa de forn1a neutral porque la empresa puede tener una mayor 

certeza de sus ingresos futuros, ya que conocerá realmente el pago fiscal 

que tendrá que- realizar, pues las tasas no son ':ariables, ni dependerá de 

los resultados de las otras subsidiarias, como ha venido ocurriendo. 

La parte del nuevo régimen que no tiene neutralidad, pero que 

actúan de manera positiva, son las participaciones diferentes de regalias: 
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Ja regalía sobre el crudo es mayor que para el gas, con lo que se incentiva 

la producción de gas y la regalía para los proyectos nuevos es mayor que la 

de los proyectos anteriores, para así incentivar las nuevas inversiones. 

El régimen será estable pues no existirá la necesidad de realizar 

cambios inesperados porque cumple con los demás criterios. 

El sistema pasa el criterio de evaluación de riesgos del inversionista 

porque hace una distinción entre los proyectos más rentables y menos 

rentables. Por ejemplo para el caso del proyecto de crudo nuevo, Desarrollo 

de campos PPEG La Central, éste tiene una TlR de l 0% y se le cobra una 

regalía pequeña, del 14.5°/o o el proyecto Integral PEG Crudo Ligero 

Marino, que tiene una TIR de 27.8°/o con gran parte de producción 

existente, se le cobra una regalía de 61. 5°/o. Exige un pago menor de 

impuestos en los proyectos cuyo riesgo es mas elevado, por Jo tanto, se 

cumple con este criterio. 

El criterio de la tasa máxima pareciese ser que no se cumple porque 

la tasa máxima es del 61.5°/o (sobre la producción de crudo existente) ya 

que Ja regalía promedio internacional oscila entre O y 20'%, por Jo que 

parece ser alta, sin embargo, es un porcentaje de regalía que se aplica 

únicamente sobre las producciones de aceite existente y no sobre las 

producciones nuevas, por lo que no desincentivará a las nuevas 

inversiones. Además la tasa impositiva que se cobra en esta propuesta es 

del 15°/o mientras que en sisternus internacionales se encuentra entre 25 y 

85o/o. Por lo que podríamos decir que esta medida de evaluación si se 

cumple. 

En cuanto a lu adaprubilidad, como se mencionó antes, es 

totalmente adaptable o flexible, porque no habrá necesidad de modificar ia 
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participación de las regalías o de la tasa impositiva para que cuando los 

precios de los hidrocarburos varien, también lo hará el ingreso fiscal. 

En cuanto a los riesgos de la recaudación fiscal, ésta estará en 

función de las expectativas del Estado sobre los precios y cantidades 

vendidas. Pero con este sistema habrá un grado mayor de certeza sobre los 

recursos fiscales petroleros futuros porquC' las tasas impositivas no 

variarán como ocurre con el sistema actual, en donde se plantea una tasa 

promedio del 60.8°/o de los ingresos brutos y termina siendo del 70°/o. 

Dado que el actual sistema fiscal cumple con el criterio de rezago en 

la recaudación ftscal puede seguirse utihzando la forma en que se hacían 

los pagos al gobierno Figura 22. Apartado 1 .3. 

El nuevo régimen se planteó de forma en que las tasas impositivas 

sean consistentes con la neutralidad y la maxima recaudación, por lo que 

no existen dilemas de imposición. 

La adn:J.lniatración y legislación consiste en la facilidad con que se 

puede aplicar un impuesto. No podrán existir dificultades para su 

aplicación siempre y cuando se tenga la suficiente información sobre el 

monto y tipo de producción, asi como el tipo de hidrocarburo, ya que son 

tasas impositivas simples. 

Y a diferencia del regimen actual este regimen expandira la oferta de 

crudo y gas, todos los proyectos podrán ser realizados. 

Otro mecanisn10 que podria emplearse (que no se incluye en la 

propuesta) es un incentivo a la inversión de manera en que se le 

permitiera a la empresa In recuperación de un porcentaje de sus costos. 

Por ejemplo, en Túnez y Perú, el gobierno le permite a las emp~sas 
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recuperar el 50o/o de sus costos o en Mauritania, con los joint ventures, a 

la empresa también se le pennite recuperar el 50°/o, pero únicamente de 

sus costos exploratorios. O el caso de Rusia, donde el gobierno permite la 

recuperación de todos los gastos de desarrollo. Este mecanismo puede 

emplearse deduciendo del pago fiscal, detenninado porcentaje de los 

costos o cierta cantidad de producto. ya sea en tenninos absolutos o por 

pozo producido. 

Por último cabe agregar que aunque con el regimen actual y el nuevo 

régimen se pueden obtener la misma cantidad de recursos, hnbrn que 

sacrificar parte de los recursos actuales por recursos futuros. Es decir. 

para el año 2001 con el régimen actual se obtendrán 56,819 mmdp 

mientras que con el régimen actual 37,613 mmdp, para el 2002 48,583 

mmdp con el régimen actunl y 34, 103 rnrndp con la propuesta y asi 

sucesivamente. Es decir, las recaudaciones serán menores con el régimen 

actual que con el nuevo. T#.gura 52. 

~ ---Regimen 

• • ~&·· octvo1 

o-" -· 

.p>' .p>' .p>.., ,#' -'?'., $ #' .pt' ~ ~,a -f''' .p'-.. -f''., .p'• -f''.., 

~ 

• ""'-Rég<rnen 
nuevo 

Rgura 52. Comparación de ingresos fiscales de PEP 
entre el régimen actual y el nuevo. 2001-2015. 
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Por lo tanto, con el régimen ftScal propuesto e gobierno obtendrd 

mayores ingresos ftScales, se cumplirá con los criterios internacionales de 

evaluación. contribuirá a una mayor eficiencia en costos de la empresa e 

incrementará la oferta de hidrocarburos, principalmente de gas. 
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(distribución y transporte), El Financiero 5 de noviembre de 2001). Pero, 

corno vimos en el caso venezolano, donde se permitió la contratación de 

"acuerdos operativos" con empresas extranjeras, éstos iniciaron con la 

finalidad de incrementar la inversión en campos marginales y, 

actualmente, la mayor participación es de las empresas privadas. O corno 

el caso de Noruega, que inició su apertura petrolera con pequeñas 

licencias y ahora el Estado controla únicamente el 30°/o de la producción 

(desde la licencia 13"). 

Por esta tendencia de apertura se ha planteado en esta investigación 

un tercer escenario en el cual hay nuevos participantes en la industria 

petrolera. 

Supongamos que el Congreso realiza modificaciones en las leyes 

constitucionales -que hasta ahora no harr permitido la elaboración de 

contratos, ni repartición de ganancias ni de producto en la industria 

petrolera -, de forma que se permita la participación privada. Es decir, un 

cambio legal similar al noruego en noviembre de 1996 con "The Petroleum 

Act• o en Venezuela en los años noventa con la modificación del articulo 

5°. Con esta modificación, nuevas compañias petroleras participaran en el 

ramo upstream, pero se requerirñ un nuevo régimen fiscal para las 

actividades de exploración y explotación porque con el régimen actual la 

participación de la empresa petrolera (PEP) es de 8%. mientras que el 

promedio mundial se ..-ncuentra en el 30'% Tabla 12. Figunu1 27 y 28. 

Apartado l .4. Con el régimen actual no s..- incentivarán nuevas 

inversiones. 

Supongamos también que PEP continúa si..-ndo estatal. como ha 

ocurrido en Noruega, a pesar de la entrada de un gran número de 

empresas petroleras extranjeras (y privadas nacionales), la única empresa 

petrolera nacional, STATOlL, continuó (y continúa¡ siendo estatal. 
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Se tendrá que aplicar un régimen similar a PEP y a las empresas 

privadas, por una lado, para incentivar la participación privada y, por otro, 

para no perjudicar a la empresa estatal (quizá podría otorgarse algunos 

incentivos a la empresa nacional como una tasa impositiva menor o una 

mayor cantidad de barriles deducibles de impuestos). 

Al permitirse la exploración y producción de otras compañías 

pueden existir varias formas de reorganización. Las mas frecuentes en el 

mundo son: la transferencia de la propiedad, como en Estados Unidos; 

repartición del producto final, Venezuela o Indonesia, o repartición de las 

ganancias, en Filipinas. Me refiero a los tres tipos de sistemas fiscales 

internacionales: sistemas concesionarios, contratos de producción 

compartida (CPCJ y contratos de servicio de riego (CR) (estos tres sistemas 

se adaptan al monto correspondiente a la renta petrolera). Por lo tanto, 

este escenano lo hemos dividido en tres partes. 

1) La posibilidad de adoptar un sistema fiscal concesionario. Éste 

parece estar n1uy alejado porque en México existe un nacionalismo muy 

elevado y el uso de la propiedad privada se maneja con mucho cuidado, 

principalmente lo referente a recursos petroleros. Pero, por otra parte, es el 

sistema que prevalece en Estados Unidos y dada la gran influencia de este 

país sobre el nuestro, si se permitiera In entrada de compañías 

extranjeras, las estadounidenses serian las más interesadas en inverur en 

México por varios factores, entre ellos la ubicación. Por lo que vale la pena 

analizar este posible escenario. 

Los aupueatos son los siguientes. 

Las leyes constituci<>nales permiten la participación de nuevas 

empresas petroleras privadas, nacionales e internacionales. 

Se aplica el régimen similar al concesionario. 

140 



Cap. J 'E.s;:nuzrios para (a apiiauu;n áe rigimm fÜc"( áe <PE<P 

Hay transferencia de la propiedad privada. 

PEP continúa siendo estatal y realizando su plan de inversiones 

(muestra de proyectos analizada). 

PEP tiene la capacidad tecnológica y organizativa para competir con 

otras empresas. 

No hay endeudamiento. PEP únicamente tiene recursos 

gubernamentales. 

El regimen que se le aplicará a PEP y a las compañías petroleras 

extranjeras tiene que cubrir tres requisitos principales: 

a) Tasas impositivas similares a las extranjeras para incentivar la 

inversión extranjera. 

b) No perjudicar a la empresa estatal, PEP. Se busca que la gran 

mayoría de los proyectos sean rentables. 

c) Proporcionarle al gobierno - corno rninimo -, la misma cantidad de 

ingresos fiscales petroleros que con el régimen actual. 

Con estos tres objeth·os se aplicó un régimen fiscal a PEP similar al 

concesionario. Con10 In mayoría de estos tipos de sistemas no tienen limite 

a las deducciones de los costos, no se colocó ningún limite a la 

deducibilidad de costos. La regnlin internacional oscila entre el O y 20o/o y 

la tasa impositiva sobre ingresos netos (despu<'-s de descontar la regalia y 

los costos deducibles) entre el 25 y 85'%. Acord<:" a esto y tomando en 

cuenta que con el actual regimen fiscal el gobierno obtendra 30 J ,874 

mmdp, se colocó una regalía de I S'::'o y una tas.a impositiva de 31 "·o. Con lo 

que únicamente dos proyectos de PEP dejaron de ser rentables, PEG La 

Central y Sardina, con la misrna inversión que en los escenarios 

anteriores, 123,404 mmdp, obteni<'-ndose una tasa de r<:"torno de 64.9'%. 

Tabla 24. Los ingresos fiscales finales, regnli.ns más impuestos, s<:"ran de 
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302,544 mmdp y la utilidad neta de 349,546 mmdp. Tabla :ZS. La 

producción de PEP disminuirá un poco a lo largo de los quince años (-l. 7% 

la producción de crudo y -2 .3% la de gas) hasta 587 bpd de en.ido y 1,432 

mmpcd de gas. Tabla 26. 

Tablo 24 
Anállsls de renlablDdod de PEP can régimen concesionario 

2001-2015 
Valor pres .. nle 2001 

P'roy..cto 1.glon 1 Acttvo 1 T1po 1 V~N (mmdp) 1 VP'I (mmdp) 

APENQUE r.o~~l t;t:¡f:¡_:;:..;:¡¡;.-;;:,-- -tf,f·;._c_.· ! 1.4E9 J¿ I 6""}.85 
...,'l'lN "-'.SO ~H0~N.Dfl~.Jlo..'>CC t!JP;.C)• ¡ IOG7.c80í 3.326.t2 
CA.•A-PECHf P~-.11!f.¡!f MS.0 Aet.A 11..ir. ;fl'P~C...~ 1 .csoc· i!-1 ZJ.077-78 

na~¡ 

61.8 
!.3.5 
166 

DE~ A.DiC DE Ci-tUC ,,,,y.,:1 J'Ot·.C .. ·u:: ~-l,P~c: ! 3~?6üe ! 18243 7.'0.!> 
DE~ DEC Pf:GCEN~R~~-=SI-:---:O-í>1.>f~b0.ms--Gh&7=--¿:f? 2112.C 
it,¡1 A.'~ATflLN.i p.f.v NOR!f. PO/A ""'.::A l,.¡;..LC~~67-:· ~ 7.l~..39 ~.l 
:r.11 PE·CCLM ((JPlO"J '·"so utC)Q.A..!.üfrAB,.....'.'..C,.-.:.: IE•P:.C' ! 10.12!l~7, 17.60110 Z2l 
•t.,¡T PCGTA.• .. •~Df°b~~y-- AJ..fAI~~,._------ l[.1.F'~Qá.~ 1 4.st'i li 9..3'°28'=-.st.·==-+---'i-ill;...~I 
JüTO!T~u ... CAf-.1_ ~~- J'JJ6"lcc~:·.::::~~-~-...... -:.-Lt'~~· .. _J 12V06~ !..,!19.20 8T9 
•-U-~ ... AJ. _,._e !A.AJ> -- u.r•f. ~-,l-U , ••. .'-.1.0'.Je-:A • ..AP !(.IP~C..~ ... ~ ~7 6.C 1 21.785..37 o&0.2 
OC:•1-U(C•1 .• ~A_'I ~·.!.OlllC~A.:..~~_c-~~!~x 21779.; S8816 1nc 
P 8L'RGO: !E "'"'i.0._,. j •-.;Oi..'H leu"G<J; ll •t:.'t(..W 1 1 '? 1-4-4-:- ... , 12.313 3!> 38 3 
p hJ~GO~ =1ti'"CW"tl-~:-------1E•F.-=::· L IJ J:'t:Srt 9 7!a30t 720 
p w ... r Lót.•fl[J'JA B~uP l~N.•.>.,R,r..~Y,(;GPA! .. :-·I~-, --,-,.-F~---rl~.53 -.aao 
:...-...RJ1•,¡A _r,u+..·lf 1AJ.tAJ.•ii:.>A 1of ~e• 1 38: ,.~ 1 .e 601 M 
S.UMA O PROMEDIO ¡ 1•9.899 .s5 I 123.'9()4.37 -¡¡:-¡ 
h.1•nt•: f;otx'>l'ü:: .. :.,.~, r .. ,,._)la .:.o:. ::L:'c-·. et_ !t~• .. o . .:r<, eri í'(f' xie: 

Hoto P,.,.o ct.f('"•t'' .r.c,;L· ... c; f>..:O:e~ !.lrn.ior<..~~ o kn ot!er.::J·.)'. sor. e:•-::-·;;...,.·~·\ ;;-,.;:-t_a_, ~~o c~rvor Lo=;. 

P'1~·..::.1po.e~ c70::1~··~':.:.n~ de•-·\ •cg·r.1er"'2°~ conce!.ioro.::.': 1riferno::.•c1• .. .:J:e!. ~ cci;:-..-_C: un llITlltc o~ c~fcf\ 

drc>->et.:iof'.•!.de tr~.r<-'V>'•Od# .. : 15~.,tc:r.oo·-r-'DO\l!.-...a.~ 31'!;. 

Pero hay que tonuir en cuenta que con la entrada de nuevas 

empresas aumentarán las inversiones y la producción tambien. Por lo que 

aquí no se podrá afirmar que la producción total disminuirá sino por el 

contrario. Por ejemplo, Noruega despues de haber tenido un crecimiento 

promedio anual de 1992 a 1994 del 8% (lNEGI, 2001). posterior a la 

licencia 14ª. en 1995. tuvo un crecimiento en la producción para 1996 de 

1 1.6°/o en la producción de crudo lY de 33<:·0 en gas natural) (JEA, Review-s -

Norway, 1997). es decir. mas de un 3'\ú sobre la tasa dc crecimiento 

promedio que venia generando antes del otorgamiento de licencias. O como 

el caso de Argentina, que incrementó su producción de 1990 a 1994 en 

44.1'%, es decir, más d<·I IQ<¿¡, anual, del cual se le aluden la participación 
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privada el 55% de dicho incremento (Kozulj, R., 1995, p. 45). Por 

consiguiente, ante este escenario Ja producción total incrementará, pero 

Jos proyectos de PEP n1enos rentables se verán afectados. Tal y corno se 

mencionó antes en el apartado 3.3, el sistema concesionario no incentiva 

Ja inversión en Jos proyectos más costosos. Lo que propiciará que Ja oferta 

de crudo y gas de PEP no se desarrolle a su potencial. Figuras 53 y 54. 

Tabla 25 
Estado de resuttados de PEP con ré-glmen conceslonarlo 

2001-2015 

Puenl7. UOt)()tO.:•Of"'· t.-Yot--..n ,-_ <:..,... do'O"S. obt~r!Kb\ ~ p~ p ;ll()'JI 

40_.)9.¡,7~ 

101_.1~ ,.f:s9 
10941.0.t' 
IY.U"'l'666 
.,._,, ltl 
6.t_~, 1 50 

1.881.M 
3"'9 • .s.&&.." 

Nota fl t.r. .... -:- de ccrntwo 1..·t·~:Qdo M ~ 10 1.tl6 l/d Poro oot~ .ngirte-1>0\ fr\c:014!"'\ 1o1rrwtc:r~. a'º' cbten.001. con lf!>( 

lf'"QlfT'"•'*'f"I QCf1,.l(]I '( DCYO c~or-r.-~ ;~ ~...:lJ."IOIM Cl:70C'"""''K:o-. de'°' 'P'\11"'1~0!!'\ CQnCP~\ 1nt~nOC'lOf"\(lh!•1.. \.e' 

c01i.:.~co '-'"'"fT"'" a.e co\fo1.~CJ.J:•r-•~~ IOCJ"", r~o~ I~~,. tcr,a.rn¡:~t•wo de-131'-
P-...-edf!"n f'U\to pro.,.~ctc.,, cot· co-,.!~ unµ~ porQUe º"""°' tnc1l...ly~n µog~ Q'Ve no ....,,p¡..can 

lntoó:.._oe::oon COIT'IO c0"\3.tl'\.JCc·.0,1 oe- c.•o,ofonT"oO!. peoo'fQIOIOOn ~s.pk:>ta100"'0 f'fc 

Con este reg¡men hay una mayor eficiencia en costos, el barril de 

petróleo crudo tendrá un costo promedio de 7.48 dl/bl y el gas de 1.87 

dl/mmpc incluyendo el costo fiscal. T_gbla~7. 

El hecho de que se de transferencia de Ja propiedad obviamente no 

es un asunto asi de simple, se trata de que los propietarios del recurso 

natural sean privados y se requiere de un estudio exhaustivo pero esto no 
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involucra este tema, simplemente aquí se plantea como una posible campo 

de acción. 

Tablo 26 
Producción y precios de PEP con régimen concesionario 

2001-2015 

1 
P"royecto 1 Tipo d• oc ... 

Valor presente 2001 

Tipo de 

go• 

PJoducclón 
d• OC•le 

(mbdl 
ARENQUE UGfton._ A.MARGO 

A.MARGO 
P su•'GOS "~º DULCE 
P ll'oilT LUMPU:JU A J D LfGERO A.MARGO IU/ 

u··~ A.M'°"'GO 
SUMA O rttOMlOIO 587-
,_... ... :~· ........ -oc....,. P'OPO con ~·O\ OUTOOl(..)ó_)\ eon ,.t._ .... ,.;vvl 

hodUCCtOn 

deOOI 
•~dl 

16 

2'13 
370 
146 

l.'32 

crudo 
(dllhll 

20 22 

19." 

hecio~ 

gas 
(di/~• 

3 56 

3 56 
363 
3 56 

157 

Nota: S. \C de\.CO obler.e' e1 IT'O'el-0 bru?o o parl1r óe e-\to1 doto\ el fC~~oóo no \C!'O ex.oc.to PQIQ..JIC k>\ 0010\ 

prel.(_ .. ntO()O\ "°" oromec>o\ oe gronóo\ bcnc\ oe <Joto\ u1fil1'0\..)0'\ raro ootc-ner 011f"9e\O t::wv1'o oe co.;XJ 
provecto \.C root•:o kJ 'lolg\Jcnto 
Y8a:."l/Pro<J C'n..Klo•36!1• 1 !i•~cc10 CTvOOl• !Ptor.:t (>O\·~· 15c•P:ec.o n<rti•• 1 O 1 • I e\/ lCCO 

"° •• • 

~ 

~ 
~ 
~ 

• • • • • 

~ ~ 
; °'<' ..... Q~ 
~ "'? ~ 8 V ... 

• • • 

2 .. 5 ~ 
~ s 'i ::: 
~ :: ~ 
~ "' --

l'Toyeclo 

• 
P?od. Acum. 
"''"bd 12 

'º 
fl ~ 

6 ~-eº''º 
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-~ 

Figura 53. Oferto de crudo de PEP con regimen 
concesionario. Vol0< Pfesente 2001. 
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Agura 54t. Oferto de gas de PEP con régimen 
concesionario. Valor presente 2001. 

Tabla 7'1 
Costos técnico y ftscal uNlarlos de Hf' con régimen concesionario 

2001-2015 
Vakw ...,__.. 2001 

Costo Cooto C-o- Costo de 
Costo Costo - - pn>ducclón p<oducclón 
ftl.col lbcol 

Proyecto .,,.orlo del unllorlo 
d.toc ... del gen -del unitario d.t 

oc eh d.tgaa 
(dl/bf) (dl/mpc) oc- (dl/bl) ga• (dVmpc) 

ldl/bO ldVm~• 

AAEcNQUE 1.n 1.93 5 16 , 29 2 54 o ó3 
A'f'IN 7 01 1 75 3 19 o eo 3 62 o 9é 
CAMPECHE PONIENTl 889 272 1 25 , 61 1 6" 041 
DES. ADK:. ot: CHUC 5.4ó 1 36 1 73 o 43 3 73 e 93 
DES. DE C. PEG CEN1R"1. 
INl. A.V.AHTL.>.N-P-1-V 9.96 2 49 e 20 2 05 1 76 o 4' 

INT. PEC C.l.M. IEXPtOR 1 8.24 2.06 5 39 1 35 2 65 o 71 
INT. PEG IAMP. M. s. DE 6. 11 .07 2 77 962 2 40 1 46 036 
JUJO.IECOMINOACAN 6.74 1 69 3 33 o aJ 3.., o 85 
<U·MAl.006-ZAAP !>.27 1.32 2 62 o 66 2 65 066 
OCH-UECH·!l;AX 6 45 1.61 2 69 o 67 3 75 o 9• 
P BURGOS IEcXPlOR l 696 1 74 4U . ,, 2 ~2 o o.J 
P Bl!RGOS 6.70 1 68 3 77 o~ 2~ e 73 
P !NI. COMPLEJO A. J 11 6 77 1 69 3 71 o 93 3 06 on 
S.AROU".tA 

SUMA O ,..OMEOIO 7 ... 1.a7 C.70 1.la 2.78 o,. 
Fuente: Elaboración P<Opio con dolos obtenidos en PEP. 2001. 
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Por lo tanto, si las leyes constitucionales penni.1en. la participación de 

compañlas petroleras pn·vadas, nacionales y exrranjeras, y se adopta un 

sistema .fiscal en. el ramo upstream similar al con.cesionario, con una regalía 

y un.a rasa impositiva que garanticen ingresos fiscales similares a los que se 

obtendrán. con el régimen fiscal actual de PEP, habrá un.a mayor eficiencia 

en costos, la oferta total de hidrocarburos i11crernerllará y los ingresos 

.fiscales también, pero los proyectos men.os rentables de PEP no se 

desarrollarán (porque se supo11e que 110 hay e11dcudamie11to). 

2) Una segunda posibilidad ante· el escenario de apertura será la 

utilización de los contratos de producción compartida (CPC). Con estos, 

una parte le queda a la empresa involucrada y otra al gobierno. 

Los supuestos son los mismos que en un sistema concesionario, con 

la diferencia de que con los CPC, en vez de la transferencia de propiedad 

habrá una repartición del producto. En lo referente a la producción del 

gobierno con PEP, In parte de producto correspondiente a PEP no pasaria a 

propiedad privada porque PEP continuaria siendo estatal, simplemente se 

lo apropiarin PEP para continuar con sus inversiones. Seria necesario que 

el gobierno mexicano tu~;era un organismo que administrara la parte 

correspondiente al gobierno como lo hace actualmente Noruega con el 

Stated Direct Financia! lnterest (SDFI), el cual se encarga de dividir la 

participación de la empresa estatal, STATOIL, en licencias entre el Estado 

y STATOIL. Asi, el Estado tendria otro organismo de control - a parte de 

PEP -, que controlara la participación de PEP y el Estado. 

Al igual que en un sistema concesionario, se supone que no hay 

endeudamiento. Esto es para poder conocer el impacto que tiene la 

aplicación de cada régimen sobre la oferta, mas no, el impacto del 

endeudanl.iento. 
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Ante este escenario nJ igual que en los sistemas concesionarios, se 

aplicará un sistema fiscal similar a PEP y a las compañías extranjeras. En 

el caso de PEP se le otorgará una parte del producto pero seguirá siendo 

propiedad del estado, en crunbio, para el caso de empresas extranjeras 

éstas serán propietarias del producto obtenido. 

Con Jos mismos tres objetivos que en sistema concesionario: tasas 

impositivas similares a Jos CPC internacionales, garantizar nJ gobierno la 

misma cantidad de ingresos fiscales que el actual régimen y perjudicar lo 

menos posible Ja inversión de PEP, se han fijado las medidas de las tasas 

fiscales de Jos CPC. Éstas, - para cumplir con tales objetivos - fueron: Oo/o 

de regalia sobre ingresos brutos, tasa impositiva del 7% y repartición del 

producto en 60/40%, a favor del gobierno, con un limite en la deducibilidad 

de costos del 50o/o 1 • 

De esta manera, con el mismo monto invertido de 123,404 mmdp de 

los escenarios anteriores se obtiene un VPN positivo final de 164,650 

mmdp por Jos proyectos nuevos, pero dos de los quince proyectos, los 

menos rentables, se ven afectados. Tabla ::Z~. El gobierno podrá ofrecer un 

régimen fiscal muy atractivo a compañías internacionales, pues sin el 

cobro de una regalin, con una tasa impositiva muy baja y repartición del 

producto a favor de la empresa, se obtendrán ingresos fiscales de 302,602 

mmdp, similares a los del régimen actual, y una utilidad neta para la 

empresa de 349,828 mmdp Tabla 29. 

Lo único que haria falta es colocar una escala de regalías o de tasas 

impositivas que diferencie Jos proyectos menos rentables de los más 

rentables como se hizo en la propuesta de nuevo regimen (escenario 2). Por 

1 Los CPC en todo el mundo utih.zan una regalia del O al 2ooYo, una tasa impc!'l.iuva entre 
25 y SSo/o y la reparución está a favor de la empresa frecuent~entC'. 
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lo tanto, con la llegada de nuevas empresas si el gobierno opta por CPC 

atraerá capitales de inversión y, si toma la rentabilidad de los proyectos de 

PEP, no afectará las inversiones de la estatal y podrá obtener una mayor 

cantidad de recursos que los que se pueden obtener con el régimen actual. 

Tabla 28 
AnáUsls de rentabmdad de PEP con contratos de producción compartida (CPC) 

2001-2015 
Valor presente 2001 

,royecto Acttvo Tlpo Vl'N(mmdp) VP'l(mmdp) TIR (.,;.) 

-"?ENOUE Al T Al'~IR A E>'.~:;LOT 1.045.!>0 642.85 o4 7 
A.YIN LITORAL 0[ lABAJCO [_)i·LO! 10.560 42 3.326 12 54 9 
CAJ~•.PECHE PONtfr.JTE A8t.A.TUN 1t>PLOR 6.653 09 23.077 78 185 
DES. ADIC DE CHUC POL·C..,UC E>Yi..OT 3.824.18 182 43 225 5 
DE5. DE C PEGCH<TRAL CINCO PRESIDErHES f)-PLOT 61.24 271 24 
INT APIAATITlAN-P·l·V. POZA RICA E:>YLOT 12.80874 7.15339 59 4 
INT. PEG C l M !EXPLOll J llTORA.l DE TABASCO EXf'lO'I 11.116.37 12.601 10 23 7 
ft.ll PEG TAMP M.S DEB Al.l~JRA E' PLO'<' 110051 9.328 86 12.5 
JUJO·TECOMTNOACAN JUJO·TECOMINOACA.'< DPLÓl 14.001 07 5.•59 20 86 4 
~U-MAlOOB·ZA.AP ~U·MA.LOOB·ZA.AP EXPLOT 48.374 15 21.285 37 41.3 
OCH·UECH-J;.AX ll10'1Al DE TABASCO ().f'LOT 2.2&') 81 588 16 128.2 
P BURGOS (~XPLOR J BURGOS EXPLOR 18.590 56 12.323 35 39 7 

P. BURGOS BU~GOS EXPLOT 14.369 31 9 753 01 75.0 
P INT C01.•PLEJO A J B SAJ.A.AP.IA $1110 G~A..t..,jDf E.JPL01 19.61 l 43 12.809 83 49 7 
~AR DINA A!.TAJ...~!RA [)'.PLOR 226 43 4.601 66 
SUMA O PROMEDIO 1~.650.411 123.CG«.37 '7.7 

fuente: Elob0rac1c~n prop:o con do~o~ obte,...do1 en PEP. 2(Xlt 

Nota· POfa obterer 1ng1e~oi. f1Ko!es. s1m•lore\ o lo\ ob!ero100\ con e: rég 1men ach..>o! y Po1"0 conservar 
~ pnncipale\ co•octensticos de les regímenes. conce~onar•O\ 1nternoc1ono!es. ?.e colocó vn limite o 
los. cos.tos oeduc•bies. del!~ rC"go!io del O':';.. ta\.O 1rnp,:¡~'"' o del 7~ y rePQ!'1~ct6n ael producto ~O/~ 

en'°"'º' de 10 ernprc:-"° 

Como algunos los proyectos nuevos menos rentables disminuyeron 

su rentabilidad y, por lo tanto, no se llevan a cabo porque se supone no 

endeudamiento, la oferta de crudo y gas de PEP disminuirá, al igual que 

en el sistema concesionario, se producirá 587 bpd de crudo y 1432 bpd de 

gas. Tabla 30. Figuras SS y 56. El costo unitario también será alto en 

relación al escenario 2, de 9. 76 di para el crudo y 2.44 di para el gas. 

Tabla 31. 
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Tablo 29 
E.slodo de resultados de nr con conhato1 d• Pfoducclón cornporllda (CPC) 

2001-2015 
Valor presente 2001 

Porte poro et 
lmp..,...f~ --- (nwndp) 

(mrndp) 

¿ '~~~ 4-89 ..)6 

10(;~3.l 1 O.'rto;, 
11 •l!i!.:' 1 11;.8 63 

l'Í'OÓ~ 2 00~ 34 

11 1 :2~04 1 16813 

1 J ~16 33 1 •19 ~-_¡ 
!JÚf'/ ., ~::t809 

2fs. 798-37 ) 023 8.J 
76.374 '! 6019 .:)4 

'· t!~ 31 81788 
16 9'9) 71 1.784 1~ 
24.'257 1) 2.547 00 
46.3.16 81 .. ,, 

S.UMA aH.641 t1 j 1 2'2.751.'4 410.l1Q.&2 271540..s.5 2&.721.7• 

fv.nte: Uaboroctón VDP"O con ooto' ot...teroo..J.:a er. PfP. ?:)Jl 

Nota Poro kl c.onve-r~ ck- mc·•.eo~ w. ..... ~ • ...zo eil f>¡...o Oe c~o oe 10 1416 $/d 

Utadod neta 
(mmdp) 

3.e ..... "=' 
1 "092 88 

7 869 05 
:tt .. 601 ~ 

13 ~2033 
li.7923~ 

l 028 ú.1 '° 1 73 73 

I~~~ 
1e.9n 19 
.:J..J.638 lO 
64 69~ 6!> 

1 88: 6.6 

M•.&2&.00 

Pvec>&n ea.i''" ptOyC"C'o' e.o~ Cu\ lo' 1oon r.woo....ccoe.r. D<"'Qve ~ inc1vyen ~o-gorn~ QVe no ll"Tlp&.-:::.on prooucc1'6"rl 
corno con\tn..occ>6n Ooft po~OI01rno' P'l"rtc,,oc•C>n t'llpl0itotor.o ~le 

Tabla 30 
Producción y precios de l'EI' con contratos de producción compartida (Cl'C) 

2001-2015 
Valor pr•sente 2001 

T1po de "oduccton P'roducck>n he<6o d ... he<lo del 
hoye-cto Tlpo de ac.,.e de oc ... de gos crudo gas 

gen ,......,, lnvnocdl ld~'bO fdl/mDC) 
ARENQUE uGH.·o AA.1.A.RGO 6 16 :xi 22 3 56 
AYIN ~uPEkUC-ERO A.MARGO :Z:> 6 21 , .. 3 56 
CAllA.PfCHE PONIENTE PESADO A.MARGO •7 ~ 15 gis 3 56 
DES AOIC DECt<'.JC uGE.P'O A.MA.RGO 38 •8 20 22 3 56 
DES. DE C. PEG CENT"Al ttCfR'O (:)(.JLCE 
n.T. """"-ATITLAN-P-l-V S.uPf~llGE~O DUt.CE 32 77 21 ,, 3 63 
IN! PfGC LM lfllf'tOR 1 UGE•~ '-MARGO 17 123 20 22 3 56 
NT. PEG TA.M.P. M Sc Of 6 ciGU?O '-MARGO 118 3 56 
JUJO-TECOMlNQACAN Suf'f'1.IGE"::i AMARGO •• 78 21 74 3 56 
t;.U-MAl -"'- B·ZA..l'P Pf.~AI:'O A.MARGO 241 102 15 g5 3 56 
OCH-UE-CH...J:..A..'\ SUPf.i?,.GE.RO AMARGO •• 28 21 ,, 3 56 
p eul>GOS lfll.PlOI< J N;:) AMARGO Z93 3 56 
P 8Ul>GOS t.iü DutCE 370 3 63 
P lNT COMPL.fJO tA... J 6 LIGERO A.MARGO IC7 1'6 2'0 22 3 56 
~.,...,,.. uCE"O A.MARGO 
SUMA o r•o•OEOtO 1 1 5a1 1 1.'32 19.97 3.51 
¡rvwn:re: t.~oc..on proi,..•C con óO!C\ ot_ ... •er•OC".. ~'"'!,.ti"' . .. --.....J 

Nota: Si~ c>e'i.eo 001~ ei 109C\O bf· ..... ~o e DO'~"~ e-\'º' oct~ e.f re,,vnaoo no'°'º "•OC~o DO"~ 101 
ooto\ pt"e\.e'r.10001 iOt) P'~~o\ oe g~" ~\ oe "'°'°' ut~ Para ot>?e-f'le'f' e1 d"\IQ"e~ bf\;to ae 
Codo ptOyecto s.e reC>ii.l'O 10 ~·e--,•e 
Y8•{lfPr0<:1 O'Vdo·~s· is•?reoo cr-.>d:-1• 1Proa clC\·~· 1 s•Preoo ncr..11• 10 1 •16Hl.JCX:) 
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Aguro 55. Oferto de crudo de PEP con contratos de producción 

compartido (CPC). Valor presente 2001, 
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Aguro 56. Oferto de gas de PEP con contratos de p<oducción 
comportido(CPC). VolOí presente 2001. 

Por Jo tanto, si empresas petroleras extranjeras se les pennile 

participar en el romo upstream y se aplican contratos de producción 

compartida {CPC), si éstos :oma11 en cuenta las r~·ntabilidades de los 
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proyectos de PEP y les dan preferencia los proyectos nuevos, los ingresos 

fiscales se garantizarán y, además, se podrá recaudar una mayor cantidad 

de ingresos petroleros sin afectar a la empresa mexicana. El punto negativo 

es que este sistema no propiciará una gran eficiencia en costos. Además, no 

hay que olvidar que con este sistema se exige la repartición de producto 

final, por lo que empresas extranjeras serán duenas de una parte del 

crudo. 

Tabla 31 
Costos técnico y ftscal unitarios de P'EP con contratos d,. producción compartido (CP'C) 

2001-2015 
Valor presente 2001 

Costo Costo Costo dtt Coito de 
Co'Jtoflscot Cos.to fllcol 

Ptoye-cto unmorio d..C unftorto d.,¡ ptoduccl6n p1oducc'6n 
unftorto d.,. uNlorio del oc••• ga1 uNlork> d~ unHork> d.t 

oc •De ( dl/bl) gas (Cll/mpc) 
(dVbl} (dVmpc) oce-tte (dl/bl) gas (dl/mpc) 

ARENQUE 
9 ª' 2 'º 5 18 1 29 4 66 1 ,. - --AYIN 9 83 2 '6 3 19 o 80 6 &4 1 66 

CA.MPECHE PONfENTE 'º"'° 2 65 1 ~~ 
1 "' 

3 36 ºª' DES AOIC. DE CHUC 
8 " 

2 03 , 13 o 43 6 38 1.60 
DES. DE C. PE.G CENTRAL. 
~J. AMATITLAN-P-T-V l:i 01 300 e zo 2 05 3 81 o 95 
INT PEG C.L M. (E:...PLOIO! l 10 ~ .. z 64 5 39 1 35 5 15 1.29 
tNT PEG lAMP. M S DE 8 13 O;> 3 :5 g 62 2 40 3 40 0.85 
JUJ0·1E-C0Mtt..;OACAN 9.31 ;> 33 3 33 o 83 5 ge 150 
~U·MAl.00f)·ZA.A.f' 7 2• 1 82 2 62 o 66 4 &4 1 16 
OCH·UECH·S:.A."- 9.:-0 ;ex¡ 2 69 o 61 6 50 163 
P. 8URGOS. (EXPL0~) 9.0~ 2 26 4 44 1 ,, 4 61 1 IS 
P. 8U~GOS. 699 2 2~ 3 71 o¡¡., 5 22 1.31 
P.1:!'.11 COMPi.EJO AJ e 9 13 :.2e 3 71 o g3 5 42 -~ 
S.ARD1NA 
PIOMfDIO ,_,, 2.4' 4 70 1 11 5 06 1.27 

fuente: Eklborac1on propio con datos obtenido~ en PEP 2001. 

3) Si en vez de tomar un sistema concesiona....;o o contratos de 

producción compartida. se consideran contratos de sen.-icto de riesgo (CR). 

Se hará una repartición de las ganancias con otras empresas. No hay que 

olvidar que se supone que PEP es totalmente competitiva con el resto de 

las empresas, por lo que se puede hacer este análisis de manera sencilla. 

Con los CR no se verá afectado ningún proyecto. Tabla 32. El 

gobierno recaudara una cantidad similar al régimen actual. pero permitirá 
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a la empresa crecer con una utilidad neta de 350,303 mmdp Tabla 33. La 

oferta de hidrocarburos de PEP no tendrá ningún efecto negativo Tabla 

34. Figura 57 y SB. Pero no hay una gran eficiencia en costos Tabla 35. 

Tablo 32 
Análisis de renlabilidod de P'EP' con conbatos de riesgo (CR) 

2001-2015 
Valor pr,..enle 2001 

P'roye-c:lo ••glbn A.cho Tipo V .. H (mtndp) VPI (mmdp) 11• <"'> 
ARE.NOUE NORTE ~TAJ..4.lR'A Tx°PLOT 4.~981 6;fí2 85 123 .. 
AYIN MSO LITORAL Of TAllA.$.CO EXPLOT 30.301 t.l 3 .326.12 "973'" 
CAMPE-CHE PONl[NH_ MSO ASJ..ATUN U<Plü<> 31.26867 23 071 78 3• 9 
DES AOC DE CHUC MSO Pól-CHUC t.XPlOI 10003 83 182.43 365 3 
DES DE C PEG CCNlR'Al SUR CtNCO Pl?f:.SIOENU~ FXPluT 196 05 271.24 ,. 8 
lf',jJ AMATITlAN'.·P-T·V t"ORTE: P.OlAR'K:A ExrtOT 36 a.86 60 7.153 39 99~ 

lt.lT Pt-G C.LM (EXPLOR J M!.0 tnORA.L DE tA.8.ASCO fx.PLOR 40 083 •2 12 601 10 •• 6 
INT PEC.. IAMP M .S 0[ 8 NORTE ALTA.MJ((A EXPl()i( 11.609 37 9 )28 8~ 21.3 
JUJO-TECOMJNOACAN SUk JUJO-fl:COMINOACJ4.N U<PlOT 37.•9~ 76 5 ·~9 20 152"' 
S:U-MA.1.008-lA>.P MNE J..U--MA.l006-ZA>P U<PlOT 139 488&!> 21.2M37 68.3 
OCH-UfCH·t:.AX MSO UlOR.AJ.. DE 1AAA.SC0 O.Pt.01 6 194 48 '>88 16 32.&0 
P i\UR'GOS (EXPl~ J N0Rt( BURGOS EXPlO<> ~5 6~3 21 12.323 35 oe.; 
P &Ulil'GOS NORTE &UR'GOS CXPl.01 40.13892 9.7~0\ 153.8 
P NT COMPLEJO A J 8 SUR ~AM~A--SJlK> GR.ANDE. EXPT.OT ~5.3.&1 .&1 12.809 AJ 87 5 
!i.AROINA t-.rORTE AJ..1AMIRA U<PLOI< .. o&:x) 8~ "601 66 233 
SUMA O P•OMf.OIO sc.l.67t.10 123.~.37 112.a 

,..,..., ... Oobofoaón prop.a con c>oloJ. oblentdcn en PCP. 2001 

Noto Poro obleoe-t W"\QfttlC\ l1Kohn 1,.1mtk:Jre1 o'°' obte~ con et regrmetn oct\JOll y vtlkror"\do ~·modelo fibpno. 

'loe colocó vn l~te a lo\ co,101 ~óvc1bie\ df!ot ~- pnmo de4 9 3'~ fcn.t.J trnpo,,,11..-0 ae-1 O"J. 'I' rep..'.>'°ftC16-i ~la 

l.......-vvvv-10 5()/4~ en ta ... ~ d~1 oob<~rno 

Si por consiguiente, invierten compañias privadas en exploración y 

producción petrolera y se utilizan contratos de riesgo, la oferta total de 

hidrocarburos aumentará. la empresa estatal, PEP, llevará a cabo sus 

proyectos sin dificultades y el gobic1n.o obtendrá los ingresos .fiscales 

similares a las que se pudiesen obtener con el régimen actual, sin embargo, 

si se aplica este régimen se tendrán mayores costos unitarios que con los 

otros regímenes. 
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Tabla 33 
htodo de resuttados de f'EP' con contratos de rl•sgo (Clt) 

2001-2015 
VolOt' ro.res•nle 2001 

Df- C ~li'.A.l -U• G4 ~ ~J •~...J A Q 'rl 101 Y';il lt,r. 

:r ~~;::· ; .. ~~1 ~~ ~i ~ :·~P~ -1~~ - -~-:~~ --:;-'~'";;-~..,,""y.;:..,'.;+º----~--':-"-;;~~ 
r-.t¡J-fif-G"T~M"-OE& ~;¡:19-;¡¿7 211780 l!:,"M1JI •)Yt.•'! •5!.9J ':/ c.-4 

JU~ 'LU,.,,.,rJZ'fA?_"':!'_ 89;"(.A]t,, 8.~1~5 1 700f!,, 31 IÚ •-' ~J 1) 3962A":JO 
r:uMAL--v' lA.>J> :iJB!-,.,,6') 1166""01 c11,..)80;- a;i.c5J3t. Me1ee1 1r:tc..11797 
r•-H·Uf:<"Hf:'..A1' l'.'~ ]176~ :'\~..tt-4 8•6~01 B8l<C !. 10 !>8 

: :V"CIBl(a.Pl~I ;;~i1 ~~: :~~~g ~~+!~ ~~O~e ~~:;:;~ 
P...,.1L'C'5~(j0,.._.:& """'\TICii5C2 14'.M!iOO :l~C~ V<; •Y"ff5E4 ~<8!•48 o•l;;!J~ 

';~~,. ffiiO-~~}~ asiM~!_ ,.:.~~~Ü :t•t.:;.;; ~-~~J 1 •37;~ 
r-v.nt•. Oabc:titooOn P'~ c<.>r1 do'°' oote-n1oos ""n Pf.P ;m r 
Nota Paro ta coove""'On ~ rn~oo W!' utill'1ó ~r t•DC do- ccwr.t-..::;. ~ 1 U r • I e $/c:2 

Tabla 34 
P'roducclón y precios de P'EP' con contratos de riesgo (Cll) 

2001-2015 
Valor Dresente 2001 

Tipo de 
hoduccliOn Producción PTeclO d .. hecto de-4 

Ptoytteto Tipo de ace-11• de oc••• de go1 crudo gos 
"º' tmbcll fmm~cd• .... ~ft ld(/mrv-l 

ARENQUE llGE"O A.MARGO ' 16 20 22 356 
AYIN SUPll<"llGE"O AMARGO 23 6 21 74 356 
CAMPECHE PONIENTE PESADO AMARGO 47 ~ 15 95 356 
DES. ADIC DECHUC llGf"O AA.\ARGO 38 48 20 22 3 56 
OB. DE C. PEG CENIRAJ. LIGERO OU\.CE 3 3 63 
"'°'T.~A.TIT~·P-T-V !..UPE'"!UGEli?O DULCE 3:' 1 12 21 74 3 63 
INT. PEG C.LM. fE~PLOR 1 LIGERO AMARGO 1? 123 20 22 3 56 
lNl. PEG l~P. M S. DE B LIGERO ~ 118 3 56 
JUJO.IECOMINOACA.N SUPERUGERO AMARGO 6] 78 21 ,, 3 56 
<U·MAL008·ZAAP Pl.V..00 AMARGO 2•:1 103 15~ 3 50 
CX::H·UfCH·&:.A'- ~UP(RLJC,.tRO AMARGO " ie :n ,, 3 56 
P. 8URGOS ff.J.Pi..OR} "'º AMARGO ~ 3 56 
P 8URGOS NO DULCE 391 3 63 
p IN! COM.PlE~'º A .! e LIGERO """ARGO 108 "' 2022 3 56 
SARDINA UGf::~O AMARGO 1 7 5 20n 3 56 
SUMA O P"tOMlDIO 1 St7 i t.•U ''·" :S.57 
tu.me: Et~OC>Ol P'CPO con Ch;l!01 cbte-r1'Q•~\ l!"f""I r·t• -·.N 

Nota: S.. w de\Cc ct:tcnei c-1 1nge1...:: t:wvto o µ<>1.r oe ~\1C\ aato\. ei rew.100-:.:> ~, \.e''O e•ac.10 PofQ\JC 10~ 

00:101pre~er.lo0-011..;)n prome-ó.O\ ae gronoe:. ~-.C\ oe oc!o\ u'·~~.;)~ Paro ooioner e! •ngre-..o oru10 oe 
coac pcfecto w 1e01i.~o io 1o<.,;r~t"~•!~ 
y3 ... 1 ·¡ProCJ crvoo·.3.0.~· 1 5"Pr~c.JO cn..Jld~"lJ• iP1exl n.c.\•3-6!!• 1 !>•PT(!'(:•O ~~i· 10 1.c 101110)() 
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Agura 57. Oferto de gas de PEP con contratos de riesgo(CR). Valor 
presente 2001. 
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Agura 58. Oferto de crudo de PEP con contratos de riesgo [CR). Valor 
presente 2001. 
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Tabla 35 
Costas htcnlco y llscal unH01los de l'fl' con contratos de riesgo (Cll) 

2001-2015 
Valor Dresente 2001 

Costo Costo Cot.to d• CO$to de Cot.lo fbc:ol Codo fil.col 
P'roy.cto -lo- unilorio d.t ptoducctón poducck>n 

unaatrio del unitario d•I oc .... go• unkwlo del unaado d.t gas 
ldl/bll (dlJmnr\ oc.ae(dl.fb.I\ (dl/m~' 

oc ... (dl/bl) gos(dVmpc) 

ARENQUE 9 79 2 4' 5 18 1 29 4 61 1 15 
AYIN 9 96 2 •• 3 19 o 80 6 78 1 69 
CAMPECHE PONIENTE 10 J2 2"' 1 25 , '" 3 07 o 17 
DE:.5 ~K: DE CHUC • 32 208 , 73 o 43 6"" 1 65 
DES DE C PEG CCNTRA.l ¡, 15 ,.. 12 18 305 2 57 06• 
!Ni A.MAflll ... AN·P·l-V 1 t 5~ 189 "20 2 05 3 34 08• 
INl PEG C l.M (EXPLO'l J IO!:d 2 63 5 39 1 35 5,, 1 28 
INT PEC T A>.AP M S DE B 12 42 310 !162 2 40 2 80 010 
JUJO-TECOMINOACAN 9 •2 23~ 3 33 o "3 "09 1.52 
s::. U-MAl008·Z AAP 7 3• 1 8• 2 62 o 66 4 12 1 18 
OCH-U[CH-S:.AX • 35 234 2 611 067 6 61! 1.67 
P BURGOS (EXPLOR 1 899 2 25 444 1 ,, 4 55 1 •• 
P 8UR'GOS 90• 2 26 3 77 01>4 5 27 1.32 
P INT. COMPLEJO A J 8 • 19 2.30 3 71 o !13 5 48 1 37 
SAR'OINA 11 79 4 •5 1510 3 "3 2 09 0.52 
S.UMA O P'•OM.EDIO 10 . .sa 2.U 5.93 

.. _ 
•.• s t.U 

fuente: Elaboración propia con datos obten.dos en PEP. 2001. 
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3.7 COMPARACIÓN ENTRE LOS REGÍMENES DE LOS ESCENAIUOS 

En cualquiera de los tres escenarios planteados Figura 59, el 

gobierno obtendrá una cantidad similar de ingresos fiscales. Esto es sin 

tomar en cuenta el incremento de la producción por la participación de 

nuevas compañias en el tercer escenario. Sin embargo, la ganancia para la 

empresa será distinta para cada régimen fiscal, así como la oferta final de 

hidrocarburos, entre otros factores resultantes. 

l.Jrnife en lo Toso 
dedvc1bibdad de 

Regol1ía lmposrtrvo 
Ese enano poro PE P costos 

~ Resp. o los YB lt Resp. o Repartición 
lt Re•P- o lo• YB los YN 

t. Régimen fi~ol 100.0 60 B o.o 
actual 

2. Rég.men frs.col 30.0 Aceite incrementa! 1.t.5 15.0 00 
nuevo Gas incremental 0.5 

Acetle operacional 6t,5 
Gas operacional 7.5 

3. Apertura con 100.0 150 31.0 • Tronsfetenci 
régtmen o delo 
conceSJ-onono prop;edod 

.C.ApertU"o con 50.0 O.O 7.0 •Report.aón 
contratos de de 1 producto 
prOOuc ct6n 

~16/J o fovoir CCYTiport•do (CPC) de k:J emp1e-so 
5.Apef1vro con 80.0 9.5Primo o.o • lif!epor11ci6n 
contratos de nesgo de lo> 
(CR) gonanc>a> 

50/.C9 o fQV()I' 

del got:»emo 

Rgura 59. Regimenes poro los tres escenarios. 

Los puntos principales para realizar una comparación entre 

regimenes fiscales en los distintos escenarios son los siguientes: 

1. Que sea un sistema fiscal que permita obtener una ganancia para 

el operador independiente al régimen fiscal. Para esto se requiere 
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que el sistema sea flexible y que para el caso de apertura la 

empresa obtenga una ganancia por arriba de la media (30o/o), 

para así atraer inversiones de las compañías extranjeras. Esto 

implica el reconocimiento de Ja renta petrolera. 

2. Que genere mayor oferta de crudo y principalmente de gas. 

3. Que incentive la reducción de costos. 

4. Que contribuya a obtener una TIR elevada (mayor al 15°/o es lo 

que exige el inversionista extranjero). 

5. Que los ingresos fiscales sean menos sensibles a cambios en Jos 

precios y volúmenes de ventas. 

6. Que la ganancia de la empresa sea mas sensible a cambios en Jos 

costos. 

En estos puntos puede parecer que hace falta el objetivo de obtener 

la máxima cantidad de ingresos fiscales petroleros. No es así porque cada 

alternativa de escenario se construyó de manera en que el monto mínimo 

de recursos fiscales fuera un monto similar al del régimen actual. De 

hecho, en el tercer escenario, con la participación de nuevas compañias la 

producción sera mayor y, por lo tanto, los ingresos fiscales, como en los 

casos noruego y argentino. 

Anteriormente (Apartado 1.4) se vio que con el régimen actual se 

obtiene una ganancia que depende en gran medida de los impuestos y que 

no reconoce los costos de Ja empresa. por lo que no cumple con el primer 

punto. Para el caso del segundo escenario al igual que en el tercero las 

tasas impositivas se fijan en función de un ingreso neto (después de 

descontar los costos), lo que permite que el régimen sea adaptable con la 

excepción de la regalía (que se calcula sobre los ingresos brutos). Sin 

embargo, se observa que con el régimen propuesto la empresa obtendrá 

una ganancia de 42'0o y los ingresos fiscales estarán formados por c-1 resto 

(58°/o), y con cualquiera de los tres regímenes unte un escenario de 
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apertura será de 46°/o para Ja empresa y 54°/o para el gobierno. Lo que 

permite obtener una ganancia por arriba del estándar mundial (30º/o). Por 

consiguiente, cualquiera de los regímenes presentados permite combatir el 

problema de la renta porque con ellos se obtienen ingresos fiscales 

correspondientes la renta petrolera. Figura 60. 

Régimen fiscal 
poro PEP 

1. Régimen fiscal 
actual 

2. Régimen fiscal 
nuevo 

3. Régimen 
concesionario 

.e.Contratos de 
producción 
compartido {CPC) 

5.C antro tos de 
riesgo {CR) 

Participación del 
gobierno o ingresos 

fisco/es(%} 

83 

46 

-46 

Participación de 
lo em preso o 
ganancia (%} 

1 7 

58 

54 

5-4 

\.OS. volore'l s.on 0•1t1nlo• o lo• oblen..Oo' en los oparlodos. l.2. 3.3. 3.• v 3.S porQue se 
opuc 6 etpec if•c om ente o lo mu estro de dolos. y. odem Os. u' utt'k~oron por6rnetros dltftr.los 
pofo obtener 1ngre\ot f1scole\ 1.rmttores en todol. los. e os.os.. 

Figura 60. Ingresos fiscales y ganancia de lo 
empresa resultantes de lo aplicación de los 

regímenes fiscales poro PEP en los tres 
e se en o rio s. 

Como se dijo anteriormente, Ja llegada de nuevas compañías 

implicarán un incremento de la oferta de hidrocarburos- ante muchos más 

factores ·, por lo que ante un escenario de apertura. se espera que la oferta 

incremente mucho mas que en los otros dos escenarios, pero con la 

aplicación de tales regímenes (excepto contratos de riesgo) afectaran el 

potencial de la empresa estatal, mientras que con el regimen propuesto 

PEP podrá desarrollar su potencial productivo tanto para crudo como para 

158 



Cap. J 'Escenarios para fa aplüarión ~ rr9imm fi.scaf ~ PE<P 

gas. Figura 61. Mientras que con el régimen fiscal la oferta de 

hidrocarburos no permitirá a PEP alcanzar ni el 50°/o de su potencial'. 

tngresos Ut111dod Pr0ducc'6n Producción Costo Costo TIR Escenario 
poroPEP fiKoles neto de crvdo de gas unitonode urutonode promedio 

1. Régimen 
f1scol actual 

mrnap m."'Ttdp mbd 

285 

2 Rég;men 303.966 41 7.248 597 
fr!J.Cof nuevo 

3. Apertura 302.594 34>.5 .. 6 587 
con régimen 
conce~onono• 

4.Apertura con 
contratos de 
proovccK>n 
cornport1da 

302.262 3•9. 828 587 

~ 

651 

1..C6S 

l • .C32 

1.432 

aceite gas % 
dlbi dlmpc 

16.~ ... 07 20.3 

8.60 2.15 67.2 

7."8 1.87 64.9 

9.76 2.« 67.7 

(CPCJº 

~=~,ºo~on 303358 350.303 597 l.~ 10.SS 2.65dl28 
ne'QO (CRJº 

•fn C'llc» eKenono\ no i..e torno~ c\J'C'f'lto ll!'4 ~to de ta poducCJOn por kJ pca1ic::irpoc;:j6f1 de len r"IUieYOS 

~-c-°'-"°-'"'°'--'"°-"-peo-_o_oun __ =_~_,.._o1c_o_nz_o_o_o.on ___ .,._Obt<'-'-""°--'""-Ol..do--Oono----------
Flgura 61. Resultados de los regímenes fiscales paro PEP en los tres 

escenarios. 

Con cualquier régimen del tercer escenario o el propuesto habrá una 

mayor eficiencia en costos que con el régimen actual, pues con este el 

costo unitario totul (técnico y fiscal) es de 16.54 dl/bl mientras que con el 

propuesto es de 8.60 dl/bl y con el sistema concesionario de 7.48 dl/bl. 

Figura 61. 

Con el régimen propuesto, el régimen concesionario, el CPC y el CR, 

la empresa tendrá una participación elevada (amba del 40~·¿,) que le 

permitirá obtener mejor tecnologin y realizar mayores inversiones en 

investigación y desarrollo, por lo que el costo de producción disminuirá y 

1 No hay que olvidar que $e supuso que no hay endeudamiento. 
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como la elasticidad de los ingresos fiscales respecto a los costos es 

negativa, el gobierno podrá obtener mayores ingresos fiscales. 

Ante un escenario de apertura, suponiendo que la empresa estatal 

es altamente competitiva, utilizando un régimen para las empresas 

extranjeras y para PEP similar a los CR, la empresa obtendrá una TIR más 

alta que con cualquiera de los otros regímenes (mayor al lOOo/o). Si 

únicamente hay un cambio de régimen y se utiliza el propuesto en esta 

investigación, la TIR promedio pasará de 20 a 67%2. Figura 6i. 

Ante el segundo o tercer escenario el gobien10 tendrá que elegir entre 

la ponderación que le de a cada variable, es decir, decidirá a que variable 

le otorgará mayor peso. Quizá el gobierno prefiera una regalia alta y una 

tasa impositiva baja o viceversa, o quizá una deducibilidad en costos alta y 

una repartición (del producto o ganancias) a favor de la empresa, etc. El 

punto importante aqui es que los ingresos finales, tanto para la empresa 

como para el gobierno, sean lo menos sensibles a variaciones en el precio y 

cantidades demandadas. es decir, que sean menos elásticas a los cambios 

en los ingresos brutos, porque asi en una época con precios altos del 

crudo, el gobierno puede obtener una gran cantidad de recursos, pero en 

una época con bajos precios, puede recortar el gasto social por no cumplir 

con las expectativas recaudatorias. 

Como se vio en los sistemas fiscales que utilizan el factor R 

(Apartado 3.6). en el que con una menor sensibilidad de los ingresos 

fiscales a las variaciones en el precio y en la cantidad, se tendrá mayor 

certeza sobre el monto recaudado por las actividades petroleras. 

:: Es necesario seña.lar que estas tauis internas de n:-torno rrtRJ no han sido ponderada$ 
por <..-uestJones de íac1hdad Ce niane.:o de datos. lo que in!enta.n es mostrar las vanaaoncs 
de la rentabilidad entre un regimen y otro. 
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Obteniendo las elasticidades correspondientes se observa que el 

régimen propuesto presenta la elasticidad menor, mientras que en un 

escenario de apertura los ingresos fiscales se veran muy vulnerables a los 

precios del crudo y gas. Lo mismo ocurre con la ganancia de la empresa, 

con el régimen propuesto Ja empresa estatal tendrá una ganancia menos 

vulnerable a Jos cambios en el precio. 

En cuanto a la elasticidad de la ganancia respecto a Jos costos, todos 

los regímenes presentan una relación inversa, lo que conviene para 

incentivar a la empresa a minimizar costos. El régimen propuesto en el 

segundo escenario muestra una elasticidad menor que los otros. Con lo 

que para aumentar In ganancia tendra que disminuir los costos en gran 

medida, en cambio, para el caso de los otros regímenes, con una pequeña 

disminución en Jos costos, la ganancia aumentara en gran dimensión y, 

por Jo tanto, existe un incentivo menor para minimizar costos. Fig_ura 

Régimen fisco! .6.YF M;_ .6.YF AG 
poro PEP ótºB .1.YB t.c" 6C" 

1. Régimen fiscol 1 • 1 • o· -1.25· 
actual 

2. Régimen f1!,COI 0.89 1.07 -O.OS -0.40 
nuevo 

3. Régimen 1.57 2.28 -0.56 -1-28 
concesionorro 

4.Controros de 1.63 1.80 -0.63 -0.80 
producción 
compartida (CPC) 

5.Controtos do 3.33 1.63 -1.6 7 -0.82 
riesgo (CR) 

•(1to1 "'º'°'e''" obh,,.nen cont.lderondo o to10 <Seot 68'K. •obrf!' '°' ,.B Donde Ya• tngre10• 
brut:n. Tf. '"º'"'º" f 11c:o .... G .. CO"'OMCHJI. e. Co1tot..,. A.. "'º"0Cii6n porcentual 

Figura 62. Elasticidades respecto a los ingresos 
brutos y los costos de los regímenes riscales de 

los tres escenarios. 

62. 
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Por lo tanto, en ténninos de ingresos fiscales con cualquier escenario 

que no maneje el régimen actualmente aplicado a PEP, de apertura o no, se 

obtendrá como mínimo una cantidad similar a la que se pudiese obtener en 

caso de continuar con el mismo régimen. Si se tom.a un régimen que tome en 

cuenta los costos y que le pennita a la empresa obtener una ganancia 

independiente de las obligaciones f1Scales, es decir, que recaude ingresos 

fiscales iguales a la renta petrolera, como en el régimen propuesto, el 

régimen concesionario, los contratos de producción compartida (CPC) o los 

contratos de riesgo (CRJ, aumentará la oferta de en.do y gas, PEP será m.ás 

eficiente en costos, el gobierno obtendrá una mayor cantidad de ingresos 

fiscales, las empresas participantes estarán más incentivadas a núnimizar 

costos y el gobierno se verá menos afectado por los cambios de las variables 

del mercado petrolero como precio y volumen exportado (esto último 

únicamente con el régimen propuesto del segundo escenario). 

162 



?.ar.::. ~~.:.~~~-=- "..:::--. ~~-~~~ "5~ ... ~: ~:-.. f'F~ ~ ~.lle1Y" ~~t <'"l"l ~ ... ~ 

c=~~=¡-s q~r ;-.::-r-s..("'.:::'!" t"': ~~$ ~1..l':" 't"' ... l('"...'iAr • .al't<""T~T l ... ""h"" ~\.l~':a.,i""""'>~. M.r 'lyw(H""t'\'.'\ 

a 1a. y!::isi!:n.l}...:.~...: .. ..;e :.;. ~'\._~J .. -:~ .... -~..:...._¡ ót" :1~::t"'"'\~'°'\...""' ...... ,""C'r.=\: ... i"""/.:-"C"":;. C"n. l~ n··t--:hit;..:t!¡:~"'-. 

De tal :na~era q~.:e s.-c- h.-l.n ¡:"":.l.;l..nt·C"a¿ .. , v.:u·"h"'>S ~~ .. ""'("n.a1·h'~ ¡"\.;\1r\ \;r. 

aplicación del re~rnen fis...:-.,1.l d<" PE.P. Par.:\~~!,~ ~e- h;\ \Uih~.o:\,;,, \ltl;\ "'Hr:.oro.it·;\ 

representati,~a. d("' qu1r'h .. -c- pt""'l..)~"'r...-t'-"':-. dC' la ... -.:u"'tC"t";l dr U"l\"<"t1".t..'\n d<"' l"Er d.<' 

200 l al 20 l S pa= obtener un"' ''s''"n n'>\" .~1"tet-:\ •'-~I'-'" .lrl ·~~Hnrn 

fiscal mas eficíente. 

Por un lado. poden1os plruHennl<'" ¡,. l"'"1h1hdad de- ,. .. ~!"" "\''"'"""'' 
el mismo regimen en los proxin1os tllh"'"· Sltl lllllt:.Ün •"i\11\bh' F"'" '"''"'"" " 
continuar generando los nlisn1os in~tT:«os fi,;n\IC'>' ,,¡ '""-1"· va qur ,-,,n la 

falta de recursos de PEP. lns 1n,·e1-,.HHH"s d1,.1111n1111 ún ,. a "" \T; ¡.,,. 

ingresos fiscales pc11·oleros, In oferta de ,·n1d,, y In t:.a111uw1:\ .Ir In <"111p1-r"" 

se moveran en In nlisnu1 d1rec .. ·1LH1. 

En un segt1ndo es<."ennrio, en .,1 cunl sr cnn11>1,, rl 1l"~:1n1r11 1;,.,.,.¡ I'"' 
uno que si reconozcn las nc-<·esidnd<"s dr h1dn"·"il>1110:-. drl pnh . ..- .. dr,·il. 

por un lado. que inc<"ntive la ptoducci<)n dr ~!"" v pot ol '"· In" 

producciones nue\.·ns y. ttd("n1ús. s1 ,r n1nnt1r11r rl ttHAtno 111nn:·•• lr,.:nt 

sobre materia de hidrOC'nrbun>,; qu<" rl nctunl. rl 1·11nl 110 prt 111llr In 

participación privndn. i.ncrc:-mC"ntnr.ú ln ofC'r1n dr ct\llln v ~n~. 1n J-:nt11Ut•·in 

de la empresa. los ingresos fisrn1C"s :-¡rrnn rnrno:r;; "rt1~1hlrn 11 cn1nht11'1 ro 

volumen y precio de hidrocnrhuros. 
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Este nuevo régimen fiscal consiste en una propuesta en la que se 

manejan tasas de regalías distintas para cada tipo de hidrocarburo y una 

tasa impositiva del 15% que permite la rentabilidad de los proyectos y con 

un costo de recuperación del 30°/o que es el costo promedio de la empresa. 

Si se plantea un escenario en donde se le permite invertir a 

empresas privadas de México, es decir, que hay un cambio en el marco 

legal sobre hidrocarburos, se tendrá que aplicar el mismo régimen fiscal a 

PEP y a las nuevas empresas participantes. Esto significa que la entrada 

de empresas extranjeras se requerirá un cambio en el régimen fiscal 

porque no estarán dispuestas a aceptar un régimen como el actual en el 

que la ganancia está por debajo del promedio mundial. Nótese que un 

cambio de régimen fiscal para PEP no implica la entrada de empresas 

petroleras internacionales pero si lo contnrrio. Ante este escenario se han 

utilizado para In muestra de proyectos de PEP tres tipos de regímenes: 

régimen concesionario, contratos de producción compartida (CPC) y 

contratos de riesgo (CR). Con la participación de las nuevas empresas la 

oferta de crudo aumentará y habrá una mayor eficiencia en costos, pero la 

empresa estatal (PEP), se verá en la necesidad de sacrificar las inversiones 

de los proyectos menos rentables y el Estado será más sensible a cambios 

en los precios del crudo. 
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La industria petrolera mexicana ha estado representada desde 1938 

por la empresa Petróleos Mexicanos (PEMEX), la cual ha alcanzado altos 

volümenes de producción a nivel mundial y se ha encargado del manejo de 

las actividades petroleras que han generado desde hace varias décadas 

más del 30°/o del total de los ingresos gubernamentales. 

No obstante, a pesar de que PEMEX es un monopolio integrado 

verticalmente, no obtiene ni la ganancia promedio mundial de la industria 

petrolera y ha tenido que incrementar sus niveles de endeudamiento para 

cubrir la demanda de hidrocarburos debido a la falta de recursos que le 

quedan después del pago de impuestos, de aquí la importancia de una 

revisión de régimen fiscal. 

Y como además, la empresa se compone de cuatro subsidiarias 

desde 1994: Pemex Gas y Petroquímica Básica (PGPB), Pemex 

Petroquímíca (PP), Pemex Refinación (PR) y Pemex Exploración y 

Producción (PEP}, así como de un Corporativo y de Petróleos Mexicanos 

Internacionales (PMI), con actividades distintas y generación de valor 

diferente, resulta conveniente utilizar un régimen fiscal distinto para cada 

uno. 

PEP, organismo que se c:-ncnrga de la exploración y producción de 

hidrocarburo actividades que generan renta petrolera presenta 

actualmente un régimen fiscal que aunquc:- maneja tusas sobre ingresos 

después de descontar costos y algunos gastos, tiene que pagar una tasa 

del 60.8°/o de Jos ingresos brutos, pero como en Ja L<:-y de Ingresos está 

estipulado que algunas tasas se tendnin que ajustar en caso de que 

alguna de las otras subsidiarias no cumplan con el 60.Sº·ó. PEP estará 

obligado a pagar lo restante. Por lo que PEP desde 1993 viene pagando 
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una tasa cerca al 70º/o de sus ingresos brutos, dejándola con una 

participación por debajo de la media mundial. Es decir, dado que el actual 

régimen de PEP ocasiona que la empresa obtenga una ganancia por debajo 

de la media mundial y sin importar los costos, entonces se le exige un 

monto mayor de la renta petrolera, que es la diferencia entre el precio del 

crudo y su costo de producción y una ganancia para la empresa. 

Aunado a esto, el régimen actual presenta otros problemas: no 

contribuye a una mayor eficiencia en costos, no pasa pruebas de 

evaluación de utilizadas internacionalmente como adaptabilidad, 

neutralidad, certidumbre fiscal, etc. y obliga a la empresa a endeudarse 

cada vez más, es necesario un cambio de régimen fiscal para PEP. Pero 

como existe una tendencia mundial de apertura en las actividades 

relacionadas a los hidrocarburos, vale la pena considerar dentro del 

análisis fiscal, un escenario de apertura en esta industria para México. 

De esta manera se plantearon tres escenarios: uno en el cual las 

leyes constitucionales permanecen inalteradas y PEP continúa siendo la 

única empresa dedicada a las actividades upstrearn; un segundo escenario 

similar al primero pero que utiliza un nuevo régimen fiscal y un tercero en 

el cual las leyes constitucionales permiten la participación de nuevas 

compañías. 

Si se continúa utilizando el mismo régimen en los próximos años, la 

oferta de hidrocarburos estará mermada, así como los ingresos fiscales y la 

ganancia de la empresa, no incrementará la eficiencia de la empresa. En 

cambio, si se utiliza un nue,:o régimen que garantice flexibilidad y una 

ganancia por arriba de la media, es decir, que recaude únicamc-nte la renta 

petrolera, que maneje una escala de regalías que pudiese estar en función 

del tipo de producción y producto, dándole prioridad a las producciones 

nuevas y de gas, se podrá desarrollar el potencia.! productivo de la empresa 
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estatal, será más eficiente en costos, los ingresos fiscales serán menos 

sensibles a los cambios en los indicadores petroleros, como el precio y los 

volúmenes vendidos, la empresa tendrá incentivos a minimizar costos y 

mayor certeza sobre las ganancias. 

Si se llegase a dar una apertura petrolera, estudiando esta corno la 

participación de nuevas empresas en la industria junto con PEP, 

incrementará la producción y con esta los ingresos fiscales, tal como 

sucedió en Venezuela, Argentina y Noruega. Sin embargo, las inversiones 

de PEP se verán afectadas, porque el gobierno tendrá que aplicar un 

régimen fiscal que incentive a las compañias internacionales y que, nl 

mismo tiempo, garantice los ingresos fiscales petroleros. Dicho régimen 

podría ser un sistema concesionario o contratos de producción compartida 

(CPC) o contratos de 1iesgo (CR) o cualquier otro, pero con la condición de 

que maneje regalias y tasas impositivas que garanticen como mínimo los 

ingresos fiscales que se obtienen con el actual régimen para asi no dañar 

el gasto público del país. Obviamente que la apertura no es tan sencilla, se 

requiere analizar la capacidad de competencia de la paraestatal, leyes 

constitucionales, acuerdos fiscales y las consecuencias que esto traerá. 

Posiblemente el segundo escenario presentado, es decir, en el que Ja 

Constitución no permite Ja entrada de nuevos participantes en exploración 

y producción de hidrocarburos, pero si hay un nuevo régimen fiscal para 

PEP, sea el más próximo para los siguientes años. Por un lado, porque el 

cambio de régimen es terna actual de discusión y, por otro, la necesidad 

del cambio es evidente por los problemas qu<'.' pres<'.'nta. Y parn <'.'Ste 

escenario Jo más con~·eniente es utilizar un régimen fiscal similar a los 

internacionales que reconocen los distintos niv..-Ies de ri..-sgos y costos y 

que incer:tivan la inversión y que reconozca las necesidades de demanda 

de hidrocarburos del pais con10 ocurre con el gas. 
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Concfusiones s~nerak.s 

Sin embargo, no hay que descartar el tercer escenario, porque a 

pesar del gran nacionalismo que existe en México, Jos hidrocarburos se 

agotan y la demanda de ellos continúa creciendo, especialmente la de gas 

y si nuestro país no tiene la capacidad de explotarlos tendrá que adquirir 

la cooperación internacional (que se observa con la propuesta de PEMEX 

de realizar contratos de servicios múltiples - CSM). Por Jo que el gobierno 

se verá en Ja necesidad de formular un régimen fiscal que regule las 

actividades de la paraestatal en conjunto con las compañías 

internacionales y con Ja participación de estas últimas se traerán grandes 

beneficios en términos fiscales. 
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ANEXO 

Existen varios reglamentos que tratan el uso y propiedad de los 

hidrocarburos, entre ellos se tienen los siguientes: 

l. La Constitución Mexicana de los Estados Unidos Mexicanos y la 

Ley Reglamentaria del Art. 27 Constitucional en el ramo del 

petróleo. 

11. La Ley Orgánica de la Administración Federal. 

111. La Ley Orgánica de Petróleos Mexicanos y Organismos 

Subsidiarios. 

IV. El Reglamento Interior de la Secretaria de Energía. 

V. El Reglamento de Gas Natural. 

I. Art.27 de la ConsUt:ución Política de los Est:ados Unidos 

Mexicanos 

"Corresponde a la Nación el dominio directo de todos los recursos 

naturales de la plataforma continental y los zócalos submarinos de las 

islas; ( ... ) el petróleo y todos los carburos de hidrógeno sólidos, líquidos y 

gaseosos ( ... )" 

~( ... ). Tratándose del petróleo y los carburos de hidrógeno sólidos, o 

gaseosos o de minerales radioactivos no se otorgarán concesiones ni 

contratos, ni subsistirán los que, en su caso se hayan otorgado y la Nación 

llevará a cabo la explotación de esos productos, en los términos que señala 

la ley reglamentaria respectiva.( ... ).~ 
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Ley Reglamentarla del Art:. 27 Constitucional en el ramo del 

petr6Jeo 

Art:. 1 ". "Corresponde a la Nación el dominio directo, inalienable e 

imprescriptible de todos los carburos de hidrógeno que se encuentren en el 

territorio nacional - incluida la plataforma continental - en mantos o 

yacimientos( ... ¡·. 

Art:. 2". "Sólo la Nación podrá llevar a cabo las distintas explotaciones de 

los hidrocarburos, que constituyen la industria petrolera, ( ... ¡·. 

Art:. 3". "La industria petrolera abarca: l. La exploración, la explotación, la 

refinación, el transporte, el almacenamiento, la distribución y las ventas 

de primera mano del petróleo y de los productos que se obtengan de su 

refinación; 11. La exploración, la explotación, la elaboración y las ventas de 

primera mano del gas, así como el transporte y el almacenamiento 

indispensables y necesarios para interconectar su explotación y 

elaboración, ( ... ¡·. 

Art:. 4". ªLa Nación llevará a cabo la exploración y la explotación del 

petróleo y las demás actividades a que se refiere el articulo 3º ( ... ), por 

conducto de Petróleos Mexicanos y sus organismos subsidiarios·. 

Art:. 6". •Petróleos Mexicanos podrá celebrar con personas fisicas o 

morales los contratos obras y prestación de sen.-icio que sus actividades 

requieran. Las remuneraciones que en dichos contratos se establezcan, 

serán siempre en efectivo y en ningún caso concederdn por los servicios 

que se presten o las obras que se ejecuten, porcentajes en los productos. ni 

participaciones en los resultados de las explotaciones•. 
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Art. 7º. •El reconocimiento y la exploración superficial de los terrenos para 

investigar sus posibilidades petrolíferas requerirán únicamente permiso de 

la Secretaria de Energía•. 

Art. 8º. •El Ejecutivo Federal establecerá zonas de reservas petroleras en 

terrenos que por sus posibilidades petrolíferas así lo ameriten, con la 

finalidad de garantizar el abastecimiento futuro del país. La incorporación 

de terrenos a las reservas y la desincorporación de las mismas, serán 

hechas por decreto presidencial, fundado en los dictámenes técnicos 

respectivos ( ... )". 

Art. 10º. ªLa industria petrolera es de utilidad pública, preferente sobre 

cualquier aprovechamiento de la superficie y del subsuelo de los terrenos, 

incluso sobre la tenencia de los ejidos o comunidades y procederá la 

ocupación provisional, la definitiva o la exploración de los mismos, 

mediante la indemnización legal, en todos los casos en que lo requiera la 

nación o su industria petrolera ( ... )". 

ll. Ley Orgánica de la Adminlatraclón Pública Federal 

Art. 31º. Inciso XI, sobre las atribuciones de la Secretaria de Hacienda 

ªcobrar los impuestos, coPtribuciones de mejoras, derechos, productos y 

aprovechamientos federales en los terminas de las leyes aplicables y vigilar 

y asegurar el cumplimiento de las disposiciones fiscales". 

Art. 33, inciaos V1 y VIII sobre las atribuciones de la Secretaria de 

Energía ( ... ) "llevar el catastro petrolero ( ... )" "regular la industria petrolera 

( ... )". 
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m. Ley Orgánica de Petróleos Mexicanos y Organismos Subsidiarios 

Art. 1 • MEI Estado realizará las actividades que le corresponden en 

exclusiva en las áreas estratégicas del petróleo, demás hidrocarburos y 

petroquímica básica, por conducto de Petróleos Mexicanos y de los 

organismos descentralizados subsidiarios en los términos que esta ley 

establece, y de acuerdo con la Ley Reglamentaria del Art. 27 

Constitucional en el ramo de petróleo y sus reglamentos.• 

Art. 2" MPetróleos Mexicanos, creado por decreto del 7 de junio de 1938, 

es un organismo descentralizado, con personalidad jurídica y patrimonio 

propios, con domicilio en la Ciudad de México, Distrito Federal, que tiene 

por objeto, conforme a lo dispuesto en esta ley, ejercer la conducción 

central y la dirección estratégica de todas las actividades que abarca la 

industria petrolera estatal en los términos de la Ley Reglamentaria del Art. 

27 Constitucional en el rruno de petróleo". 

IV. Reglamento Interior de la Secretaria de Energía 

Art. 15, Relativo a las funciones de la Dirección General de Recursos 

Energéticos y Radiactivos de la Secretaria de Energia: 

Mil. Llevar y mantener actualizados el registro y catastro petroleros. 

IIJ. Examinar y opinar sobre las acciones y políticas de evaluación de las 

reservas de hidrocarburos probadas, probables y potenciales. 

IV. E.xarninar y opinar sobre las acciones y politicas de evaluación de las 

reservas de hidrocarburos y los ritmos de extracción, para asegurar 

la explotación racional de los mismos y promover su uso eficiente. 
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V. Registrar las asignaciones de áreas terrestres y marinas para la 

exploración y explotación petroleras. 

VI. Examinar los solicitudes de autorización para la exploración de 

nuevos yacimientos de hidrocarburos atendiendo criterios de 

optimización, sustentabilidad, preservación, factibilidad y 

congruencia, así como elaborar los dictántenes correspondientes 

( ... )". 

V. Reglamento de Gas Natural 

Art. 1 º. "Objeto y ámbito de aplicación. Este ordenamiento reglamenta la 

Ley Reglamentaria del Art. 27 Constitucional en el ramo del Petróleo, con 

el objeto de regular las ventas de primera mano, así como las actividades y 

los servicios que no forman parte de la industria petrolera en materia de 

gas natural, a efecto de asegurar su suministro eficiente". 

Art. 12º. "Competencia efectiva. Cuando a juicio de la Comisión Federal 

de Competencia existan condiciones de competencia efectiva, los términos 

y condiciones para las ventas de primera mano y el precio del gas podrán 

ser pactados libremente". "Si existiendo condiciones de competencia 

efectiva, la Comisión Federal de Competencia determina que al realizar las 

ventas de primera mano se acude a prácticas indebidamente 

discriminatorias. la Comisión restablecen'! la regulación de precios y de los 

términos y condiciones que dichas ~·entas deban sujetarse". 

Art. 14°. "Régimen de permisos. La realización de las actividades de 

transporte, almacenamiento y distribución requerirá de permiso pre~;o 

otorgado por la Comisión en los términos de este Reglamento"."( ... )". 
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Art. 17". ªIntegración vertical. Para servir a una zona geográfica, los 

permisos de transporte y distribución respectivos no podrán ser otorgados 

o transferidos a una misma persona que directa o indirectamente resulten 

titulares de ambos permisos ( ... )•. 
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