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RESUMEN 

En los últimos 16 años las importaciones de gas de México se han multiplicado casi 5 veces y 

representan actualmente el 75% del consumo nacional. Esta situación ha sido el resultado de tres procesos: 

1) el declive geológico de la producción de gas convencional desde su máximo en el año 2009, 2) el 

incremento de la generación eléctrica mediante gas perseguido desde  hace tres décadas, y 3) el crecimiento 

del consumo industrial (67.2% de la electricidad y 13.5% del uso directo de gas) vinculado al modelo 

exportador establecido desde el Tratado de Libre Comercio de America del Norte. Bajo la premisa de 

recuperar la soberanía energética y reducir la dependencia de las importaciones de gas se ha planteado la 

explotación de yacimientos de gas no convencionales por medio de fracking. En este trabajo estimamos los 

requerimientos en cuanto a cantidad de pozos, volumenes de agua e inversiones de capital para cinco 

escenarios a 2035, donde se simulan diferentes grados de consumo total de gas (incremento o disminucion 

respecto a 2025), porcentaje de cobertura nacional de gas (75% o 85%) y producción de gas convencional 

(en crecimiento, estable o en disminución). Los resultados indican que disminuir significativamente la 

importación mediante producción por fracking implica: 1) perforar miles de pozos con un alto costo hídrico 

insostenible para los acuíferos del noreste; 2) inversiones muy superiores al presupuesto de exploración y 

produccion de PEMEX para 2026, requiriendo financiamiento privado; 3) dependencia estructural de la 

perforación continua y masiva de pozos por medio de proveedores externos con intereses que no 

necesariamente coinciden con los de México. Además, la incertidumbre sobre el gas recuperable no garantiza 

una reducción real de importaciones más allá de una década. El fracking solo pospondría las consecuencias 
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del declive geológico de la producción a un costo muy elevado. En cambio, una disminución de la 

dependencia de la importación de gas puede obtenerse por medio de políticas de reducción de la demanda, 

mendiante medidas como: 1) desgasificación de la matriz energética y eléctrica mediante una mayor 

contribución de fuentes renovables aunada a un decrecimiento del consumo; 2) políticas de ahorro y uso 

eficiente del gas, particularmente en los sectores más intensivos; 3) una reconversión de la industria 

privilegiando las necesidades básicas del mercado interno sobre las exportaciones.  

Palabras clave: gas no convencional en México; fracturamiento hidráulico (fracking); escenarios de 

producción; consumo de agua; requerimientos financieros  

 

ABSTRACT 

Over the past 16 years, Mexico’s gas imports have increased nearly fivefold and currently account for 

75% of domestic consumption. This situation has resulted from three factors: 1) the geological decline in 

conventional gas production since its peak in 2009, 2) the increase in gas-fired electricity generation pursued 

over the past three decades, and 3) the growth in industrial consumption (67.2% of electricity and 13.5% of 

direct gas use) linked to the export-oriented model established by the North American Free Trade Agreement. 

Under the premise of regaining energy sovereignty and reducing dependence on gas imports, the exploitation 

of unconventional gas deposits through fracking has been proposed. In this study, we estimate the 

requirements in terms of the number of wells, water volumes, and capital investments for five scenarios that 

simulate different levels of total gas consumption (increase or decrease relative to 2026), percentage of 

national gas coverage (75% or 85%), and conventional gas production (growing, stable, or declining). The 

results indicate that significantly reducing imports through fracking production entails: 1) drilling thousands 

of wells with an unsustainable water cost for the aquifers of northeastern Mexico; 2) investments far 

exceeding PEMEX’s exploration and production budget for 2026, requiring private financing; 3) structural 

dependence on the continuous and massive drilling of wells by external suppliers whose interests do not 

necessarily align with those of Mexico. Furthermore, uncertainty regarding recoverable gas does not 

guarantee a real reduction in imports beyond a decade. Fracking would only delay the consecuqences of the 

geological decline in production at a very high cost. On the other hand, a reduction in dependence on gas 

imports can be achieved through demand-reduction policies, using measures such as: 1) decarbonizing the 

energy and electricity mix by increasing the share of renewable sources combined with a decrease in 
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consumption; 2) policies promoting gas conservation and efficient use, particularly in the most gas-intensive 

sectors; 3) a restructuring of industry that prioritizes the basic needs of the domestic market over exports. 

Keywords: unconventional gas in Mexico; fracking; production scenarios; water consumption; financial 

requirements 

 

INTRODUCCIÓN 

La dependencia energética de México 

Desde hace dos décadas el sector hidrocarburos de México enfrenta un proceso de declive geológico 

que implica un incremento de los costos de extracción y una caída de la producción a medida de que los 

campos gigantes maduros son sustituidos por campos mucho mas pequeños y profundos (Ferrari et al., 2024). 

En el caso del petróleo la producción va cayendo desde hace 21 años y en 2025 se produjeron 1.63 millones 

de barriles diarios (MMbd), menos de la mitad del máximo de 2004. Los campos maduros que sostenían la 

producción antes de 2019 tienen un declive del 6.5% anual, lo que significa que se pierden cerca de 115 mil 

barriles diarios (PEMEX, 2026). En cuanto al gas, la producción va cayendo desde hace 17 años y en 2025 

se produjeron en promedio 3,600 millones de pies cúbicos diarios (MMpcd), 35% menos que en el máximo 

de 2009. De estos, 2,300 MMpcd son de gas seco (metano) que representa un insumo básico para la 

generación eléctrica y diferente tipos de industrias incluyendo la propia PEMEX. La caída de la producción 

de gas metano a partir de 2010 coincidió con un incremento constante del consumo. En consecuencia, las 

importaciones se dispararon de tal manera que, para 2024, se había multiplicado casi 5 veces (Fig. 1).  
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Figura 1. Producción e importación de gas seco (metano) en México en los últimos 25 años desglosando el consumo propio de 

PEMEX y el disponible para la demanda interna (actualizado de Flores y Ferrari, 2025). 

 

Con la caída de la producción del gas disponible para el consumo interno y el aumento de la demanda 

nacional, el país incrementó constantemente sus importaciones desde Estados Unidos. Esto coincidió con el 

auge de la producción de gas de lutitas (shale gas) extraído mediante fracturación hidráulica (fracking), que 

permitió a Estados Unidos pasar de ser un país importador a tener un excedente de producción para exportar. 

Para ello, y como resultado de una política de creciente integración energética y comercial en Norteamérica, 

en las últimas tres décadas se ha promovido la construcción de una gran red de ductos para ampliar el 

transporte del gas hacía diferentes áreas del territorio mexicano e, incluso, llegar a la construcción de 

terminales de licuefacción para su exportación marítima (Pérez y Ferrari, 2025). En la última década, la 

importación de gas natural desde Estados Unidos ha representado entre el 40% y el 53% de las importaciones 

energéticas nacionales, lo que ha convertido a México en importador neto de energía desde 2015 (Perez y 

Ferrari, 2025). En 2024, el déficit energético alcanzó casi el 25%, principalmente por la importación de gas 

seco, gasolina y diésel (SENER, 2025).  

 

Uso final del gas seco en México  

Para comprender las razones del alto consumo de gas seco hay que analizar la evolución de su uso 

final. El aumento progresivo en la demanda de gas seco de la economía mexicana a lo largo de las últimas 
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dos décadas se ha dado principalmente por el uso del gas dentro del sector eléctrico (Fig. 2 y Fig. 3). De 

hecho, como se observa en la Figura 2, la demanda de los sectores no eléctricos solo ha aumentado de forma 

modesta en comparación con la demanda del sector eléctrico. Específicamente durante el periodo 

comprendido entre los años 2000 y 2017, la demanda de gas no eléctrica experimentó un aumento del 42%, 

mientras que la demanda de gas para electricidad creció 300% en el mismo periodo. Desde 2015, la demanda 

de gas del sector eléctrico supera a la demanda de gas de los otros sectores, los cuales, en cambio, exhiben 

una tendencia declinante desde 2017 (Fig. 2). En la actualidad el Sistema Eléctrico Nacional, consume 

aproximadamente el 67.2% de la oferta interna bruta de gas seco, seguida por el consumo propio de PEMEX 

con un 18.2% y del sector industrial con un 13.5% (SENER, 2025).  

 

 

Figura 2. Consumo de gas seco por sector económico en México 2000-2024. Nota: Otros sectores incluyen: residencial, 

autotransporte y servicios. Elaboración propia con datos del SIE de SENER (2025). 

 

El aumento observado en el consumo de gas dentro del sector eléctrico se debe a que desde finales del 

siglo pasado México emprendió una transformación de su sistema eléctrico mediante la progresiva 

sustitución de centrales térmicas convencionales, a base de combustóleo, diesel o carbón, por centrales de 

ciclo combinado alimentadas por gas metano, al tiempo que incrementaba significativamente su consumo de 

electricidad (Fig. 3). La participación del gas en la generación eléctrica se disparó desde al año 2000 y se 

D R
 A F T



Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

7 
 

duplicó en tan solo 4 años, del 19.7% en el año 2000 hasta el 39.8% en el 2004 (Fig. 3). La decisión de 

cambiar la pincipal fuente de generación eléctrica se justificó bajo consideraciones ambientales -el gas es un 

combustible menos contaminante que el combustóleo o el carbón, económicas -el gas importado de Estados 

Unidos tiene el precio más barato del mercado internacional- y por su mayor eficiencia energética en la 

generación. Sin embargo, no se consideró que esto iba a crear una dependencia estructural de un proveedor 

con intereses que no necesariamente coinciden con los de México y que la disponibilidad de este gas podría 

no estar garantizada en el mediano plazo.  

 

Figura 3. Generación eléctrica por fuente en México y participación porcentual del gas. Los derivados del petróleo incluyen 

combustóleo y diésel. Elaboración propia con datos del Energy Institute (2025). 

 

Antes del año 2000 la generación eléctrica con gas representaba menos del 20% del total generado, 

pero para el año 2013 esto ya era más del 50% y para 2024 alcanzaba el 62% del total. Esencialmente, casi 

todo el crecimiento de la generación eléctrica a partir del año 2000 fue obtenido mediante gas y la entrada 

de fuentes renovables en años recientes sólo sustituyó el uso de carbón (Fig. 3). De hecho, en su conjunto, el 

uso de otras fuentes distintas al gas para generación eléctrica ha disminuido desde el año 2000, y desde el 

2010 su uso ha permanecido casi constante (ver Fig. 3).  

De acuerdo con el Balance Nacional de Energía (SENER, 2025) al cierre de 2024 la capacidad instalada 

en el Sistema Eléctrico Nacional es de 101,176 MW y la capacidad instalada de centrales alimentadas por 
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gas (ciclo combinado y turbogas) corresponde al 45% de la capacidad total. A pesar de que esta creciente 

dependencia del gas natural importado pone en riesgo la seguridad energética y la soberanía nacional, el 

proceso de gasificación del sistema eléctrico mexicano ha continuado hasta la fecha. En el sexenio anterior 

se adicionaron 6,692 MW de centrales de ciclo combinado y en este sexenio se agregarán otros 3,665 MW 

que, en conjunto, representan el 10.2% de la capacidad instalada a 2024. 

Como se ha mencionado anteriormente el Sistema Eléctrico Nacional consume aproximadamente el 

67.2% de la oferta interna bruta de gas seco y la industria consuma cerca del 62% de la generación eléctrica. 

Asumiendo una distribución proporcional al consumo de electricidad, esto implica un consumo indirecto de 

gas (a través de su consumo eléctrico) del sector industrial del 41.5% del gas seco. Además el sector industrial 

consume de manera directa un 13.5% del gas seco para procesos que requieren altas temperaturas (acero, 

cemento, vidrio, cerámica etc.). Por lo tanto, considerando el consumo directo y el consumo indirecto de gas 

seco, el sector industrial es el principal consumidor de la oferta interna bruta de gas seco con un consumo 

potencial que podría rondar cerca del 55% del total.   

PEMEX a su vez consume una parte importante del gas que produce para la recuperación secundaria 

de crudo, la industria petroquímica y como energético en la refinación. Del total del gas producido 

nacionalmente PEMEX utiliza aproximadamente el 78% para estos fines.   

Sin embargo, un aspecto interesante de estos datos es el hecho de que en términos absolutos el mayor 

consumo de gas sea para generación eléctrica y no el uso directo, por ejemplo para generación de calor. 

Como se observa en la Figura 2, el consumo de gas de los sectores no eléctricos ha permanecido 

practicamente constante a lo largo de las últimas dos décadas. Lo anterior es un reflejo directo del tipo de 

industrialización que ha ocurrido en el país a lo largo de este periodo, más enfocado hacia el ensamblaje de 

productos para la exportación, que hacía el uso de gas en procesos de transformación profunda y producción 

de bienes básicos para el funcionamiento de toda economía moderna que requieren procesos alta temperatura 

no electrificables como acero, fertilizantes, derivados de petróleo, plásticos, entre otros. Para todos estos 

elementos, que se identifican como los pilares de la civilización moderna (Smil, 2022),  México es 

actualmente un importador neto. Es importante tener presente este aspecto ya que, si bien es cierto que en la 

actualidad México sufre una vulnerabilidad estructural crítica al importar alrededor del 75% del gas seco que 

consume y casi el 90% excluyendo el gas utilizado por la propia PEMEX (Fig. 1), se debe considerar que 

gran parte de ese gas se emplea en generar electricidad que consume un sector industrial que no está enfocado 

en la producción de insumos críticos para la economía nacional.  
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La explotación de gas no convencional para revertir la dependencia energética 

Bajo la premisa de recuperar la soberanía energética y reducir la dependencia de las importaciones de 

gas, el Plan Estratégico de PEMEX 2025-2035 ha planteado la explotación de yacimientos no convencionales 

por medio de fracking (PEMEX, 2025). Más recientemente la Presidencia de la República ha declarado que 

se está evaluando esta opción tomando en cuenta tecnologías “que permitan obtener gas sin la contaminación 

-con reciclaje de agua y con otros esquemas- y en lugares donde “no haya población cercana”. En la 

conferencia matutina del 8 de abril PEMEX presentó además un escenario de crecimiento de la producción 

de gas seco convencional y por fracking para los próximos 10 años.   

Sin embargo, mucha de la discusión sobre el fracking en México ocurre sin un dimensionamiento 

adecuado de lo que su implementación podría significar en cuanto a pozos requeridos, consumo de agua e 

inversiones monetarias necesarias. Para contribuir al debate sobre la oportunidad de que México explote el 

gas no convencional construimos un modelo matemático simple (14 ecuaciones), transparente y replicable, 

que permite cuantificar los requerimientos para hacer fracking en México bajo distintos supuestos. Es 

importante subrayar que la que se presenta es una herramienta de exploración cuantitativa aproximada para 

apoyar el análisis. La decisión final es eminentemente política y debe considerar además aspectos de tipo 

ambientales, sociales y geopolíticos que no se consideran en este trabajo. 

 

METODOLOGÍA 

En esta sección se describe primero la formulación y construcción matemática del modelo empleado 

para dimensionar los requerimientos del fracking en México. Posteriormente se discuten los valores 

empleados para los parámetros involucrados en dicha formulación así como también la construcción y 

caracterización de los escenarios que se exploran en el documento. 

  

Descripción del modelo 

Producción legada 

Modelamos diferentes escenarios donde la producción legada (convencional) de gas seco puede crecer 

moderadamente, mantenerse constante o seguir una tendencia declinante. Matemáticamente esto se formaliza 
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mediante una curva exponencial, tal y como se muestra en la Ecuación 1. En dicha ecuación: 𝛼𝛼 se refiere a 

la tasa de aumento o declinación anual de la producción –según sea el caso-, 𝑡𝑡 es el tiempo y  𝑃𝑃𝑡𝑡−1 es la 

producción de gas en el año 𝑡𝑡 − 1. 

 𝑃𝑃𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙_𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔(𝑡𝑡) = 𝑃𝑃𝑡𝑡−1 ∙ 𝑒𝑒𝛼𝛼∙𝑡𝑡 … 

(1) 

 

Producción Objetivo 

Para construir la curva de la producción objetivo es necesario determinar cuatro valores: 1) Un nivel 

de consumo de referencia 𝐶𝐶𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔_𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟; 2) un año objetivo 𝑡𝑡𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜; 3) la fracción del consumo de referencia que 

se espera cubrir con producción nacional para el año objetivo especificado 𝑓𝑓𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔_𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛; y 4) el nivel de 

producción nacional de partida  𝑃𝑃𝑜𝑜_𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔 para el año 𝑡𝑡𝑜𝑜. A partir de esta información se calcula la tasa anual de 

crecimiento 𝑟𝑟 requerida para llegar al objetivo como: 

 
𝑟𝑟 = �

𝑓𝑓𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔_𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛 ∙ 𝐶𝐶𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔_𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟

𝑃𝑃𝑜𝑜_𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔
�

1
𝑡𝑡𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜−𝑡𝑡𝑜𝑜

− 1 
… 

(2) 

Una vez determinada la tasa anual de crecimiento 𝑟𝑟, la función de la producción objetivo se determina 

siguiendo un crecimiento compuesto, tal y como se describe en la Ecuación 2.1: 

 𝑃𝑃𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜(𝑡𝑡) = 𝑃𝑃𝑜𝑜_𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔 ∙ (1 + 𝑟𝑟)𝑡𝑡 … 

(2.1) 

 

Brecha Productiva 

Se define como brecha productiva a la diferencia que existe entre el volumen de la producción legada 

𝑃𝑃𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙_𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔 y el volumen requerido según la producción objetivo 𝑃𝑃𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜. Matemáticamente esto es: 

 ∆𝑃𝑃𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏ℎ𝑎𝑎(𝑡𝑡) = 𝑃𝑃𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜(𝑡𝑡) − 𝑃𝑃𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙_𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔(𝑡𝑡) … 

(3) 

 

Producción del Pozo Tipo de Gas No Convencional 
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La producción del pozo tipo que sería empleado para obtener gas seco a partir de recursos no 

convencionales se modela partiendo de una curva de declinación hiperbólica normalizada, tal y como se 

muestra en la Ecuación 4.  

 

 
ℎ𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻(𝑡𝑡) =

𝐻𝐻(𝑡𝑡)

∫ 𝐻𝐻(𝑡𝑡)𝑡𝑡𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜
𝑡𝑡𝑜𝑜

 
… 

(4) 

 

Con la función 𝐻𝐻(𝑡𝑡) definida según la Ecuación 4.1, siendo b y D los parámetros característicos de la 

curva.  

 

 𝐻𝐻(𝑡𝑡) =
1

(1 + 𝑏𝑏 ∙ 𝐷𝐷 ∙ 𝑡𝑡)1/𝑏𝑏 … 

(4.1) 

 

Se decide emplear esta aproximación para asegurar que hacia al final de su ciclo de vida, esto es, en el 

tiempo operativo 𝑡𝑡𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜𝑜, cada pozo produzca exactamente un volumen total acumulado 𝐸𝐸𝐸𝐸𝑅𝑅𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔 

determinado. De esta forma, la producción por pozo a lo largo del tiempo resulta del producto de la curva 

hiperbólica normalizada evaluada en el tiempo 𝑡𝑡 − 𝑘𝑘, en donde 𝑘𝑘 es el año de perforación de pozo tipo para 

ese año -por lo que la producción se encuentra en función de la edad del pozo- y el 𝐸𝐸𝐸𝐸𝑅𝑅𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔 promedio del 

pozo tipo, tal y como se muestra en la Ecuación 5. 

 𝑞𝑞𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡 − 𝑘𝑘) = ℎ𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻(𝑡𝑡 − 𝑘𝑘) ∙ 𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔𝑔 … 

(5) 

 

Número de Pozos Requeridos 

La determinación del número requerido de pozos a perforar cada año se calcula a partir de tres 

variables: 1) La brecha productiva ∆𝑃𝑃𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏ℎ𝑎𝑎; 2) La producción que aportan los pozos perforados en el tiempo 

𝑡𝑡 − 1 en el momento 𝑡𝑡 y expresados por 𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓_𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏 –vea siguiente sección-; y 3) la producción inicial 

D R
 A F T



Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

12 
 

del pozo tipo 𝑞𝑞𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡 − 𝑘𝑘) con 𝑡𝑡 = 𝑘𝑘. De esta manera la cantidad de pozos requeridos cada año se define 

como: 

 
𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡) =

∆𝑃𝑃𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏ℎ𝑎𝑎(𝑡𝑡) − 𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓_𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏(𝑡𝑡)
𝑞𝑞𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(0) 

 
… 

(6) 

 

Producción de Gas Mediante Fracking 

La producción de gas procedente de fracking es igual a la suma, al momento t, de la producción de los 

todos los pozos perforados en cada año 𝑘𝑘, 𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘, y la producción tipo de los mismos según la Ecuación 

4.2, tal y como se define en la Ecuación 7. 

 
𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓(𝑡𝑡) = �𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘 ∙ 𝑞𝑞𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡 − 𝑘𝑘)

𝑡𝑡

𝑘𝑘=0

 
… 

(7) 

   

Obsérvese que la producción 𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓(𝑡𝑡) se puede descomponer en la producción heredada o base de 

los pozos perforados en los años anteriores al tiempo t y la producción nueva proveniente de los pozos 

perforados en el año t.   

 

 
𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓_𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏(𝑡𝑡) = � 𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘 ∙ 𝑞𝑞(𝑡𝑡 − 𝑘𝑘)

𝑡𝑡−1

𝑘𝑘=𝑡𝑡𝑜𝑜

 
… 

(7.1) 

 

 𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑔𝑔𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛(𝑡𝑡) = 𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡) ∙ 𝑞𝑞𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(0) … 

(7.2) 

 

Por otro lado la producción acumulada 𝑄𝑄𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎 se define como: 

 
𝑄𝑄𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎(𝑡𝑡) = �𝑄𝑄𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓(𝑡𝑡)

𝑡𝑡

𝑡𝑡=𝑡𝑡𝑜𝑜

 
… 

(8) 

 

D R
 A F T



Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

13 
 

Consumo de Agua 

El consumo de agua por pozo se estima empleando un factor de intensidad de consumo de agua 𝐼𝐼𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎 

por pozo y la cantidad de pozos totales perforados por año. Tal y como se muestra en la Ecuación 9. 

 𝑄𝑄𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎(𝑡𝑡) = 𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡) ∙ 𝐼𝐼𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎 … 

(9) 

 

Costo Monetario de los Pozos Perforados 

El costo monetario de los pozos perforados se calcula empleando un factor de intensidad de costo por 

pozo $𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝 y la cantidad de pozos totales perforados por año. Tal y como se muestra en la Ecuación 10. 

 𝑀𝑀𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝(𝑡𝑡) = 𝑁𝑁𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝,𝑘𝑘(𝑡𝑡) ∙ $𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝 … 

(10) 

 

Planteamiento de escenarios y selección de parámetros 

En esta sección se describen los distintos escenarios que se modelan en este trabajo así como la elección 

de los valores de cada parámetro que permiten construirlos. Por simplicidad y facilidad de presentación de 

los resultados se ha optado por trabajar con único pozo típico, por lo cual, los parámetros que definen el 

comportamiento productivo de este pozo son iguales para todos y cada uno de los casos. Lo anterior no 

implica que no exista variabilidad en los pozos que se emplean, pero esta variación no se introduce por el 

lado de la forma de las curvas productivas, esto es, que tan rápido declinan, sino por la magnitud absoluta de 

su producción lo cual se logra trabajando con un intervalo para el volumen total que se recupera por pozo 

(EUR). De la misma forma se eligen intervalos adecuados tanto para la intensidad de consumo de agua por 

pozo, como para el costo promedio de los pozos. En lo subsecuente, se describen los parámetros que definen 

al pozo tipo, señalando los valores empíricos que se han reportado para estas variables. Posteriormente se 

dan las especificaciones de cada uno de los escenarios. 

 

Caracterización del pozo tipo 

Recuperación final estimada (EUR) 
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La productividad de un pozo se refiere al volumen total de gas que un pozo recuperará a lo largo de su 

vida productiva y usualmente se denota como EUR por sus siglas en inglés (Estimated Ultimate Recovery). 

Este valor está en función de distintas variables geológicas, económicas, técnicas y ambientales. Por ejemplo, 

algunos estudios apuntan a que la extensión de la sección horizontal de los pozos es el factor que mayor 

impacto positivo tiene sobre el volumen recuperado (Pang et al., 2025). Dentro de la literatura se han 

reportado distintos valores para el EUR de pozos de gas no convencional que se explotan mediante fracking, 

principalmente para las cuencas petroleras de Estados Unidos, aunque también hay datos de otras latitudes. 

Por ejemplo, para cuencas ubicadas en Estados Unidos se tienen estimaciones de entre 1.158 y 7 

MMMpc/pozo para la formación Marcellus (Aucott y Melillo, 2013); valores de entre 9.4 y 21.3 

MMMpc/pozo para la formación Haynesville (Berman, 2024); entre 1.25 y 2.24 MMMpc/pozo para el Eagle 

Ford, con otros trabajos que apuntan hasta 5 MMMpc/pozo (Guo et al., 2016); entre 1.2 y 3.1 MMMpc/pozo 

en la región del Barnett (Guo et al., 2017). Fuera de Estados Unidos, se tienen estimaciones para la extracción 

de gas no convencional en Vaca Muerta, con valores de EUR que van de 11 a 23 MMMpc/pozo (Bennis et 

al., 2020). Para la explotación de gas shale en la formación de Sichuan, China, se han estimado valores de 

entre 3.9 y 5.4 MMMpc/pozo (Liu et al., 2023). Para el caso mexicano, la CNH estima productividades que 

van de entre 3.5 a 16.4 MMMpc/pozo (CNH, 2022).  

Para este trabajo se ha decido trabajar con rango que va de 4 a 7.5 MMMpc/pozo, con un valor 

promedio de 5.7 MMMpc/pozo, lo cual es un intervalo conservador que respeta las magnitudes empíricas 

observadas pero que deja fuera casos extremos de baja productividad así como los casos más optimistas.  

 

Exponente hiperbólico b, tasa de declinación D y vida operativa del pozo 

En este estudio se asume que los pozos empleados en la explotación de gas no convencional exhiben 

un comportamiento y perfil de producción similar al observado en otras cuencas no convencionales, 

principalmente en aquellas de los Estados Unidos que representan el análogo geológico más cercano. Estas 

cuencas muestran una caída inicial acelerada en la producción, con ritmos de declinación que oscilan entre 

el 50 y hasta el 80% respecto a la máxima producción durante el primer año (Guo et al., 2016 y Guo et al., 

2017). Posteriormente el ritmo de declinación va bajando para mostrar colas de producción largas con 

volúmenes mínimos.  

Se han propuesto una gran cantidad de modelos para reproducir y estudiar el comportamiento de la 

producción de los pozos no convencionales debido a que las formulaciones tradicionalmente usadas y 

D R
 A F T



Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

15 
 

propuestas por Arps (Arps, 1945) –declinación exponencial, hiperbólica y armónica- originalmente 

planteadas para pozos convencionales y condiciones específicas de producción, han mostrado ciertas 

limitaciones al aplicarlas al caso no convencional. Por ejemplo, la validez de las curvas de Arps se limita a 

situaciones donde el parámetro b de la familia de curvas de declinación se encuentra en el rango entre 0 y 1. 

Sin embargo, los ajustes empíricos de estas curvas a datos reales de producción de gas no convencional 

comúnmente arrojan valores de b > 1, lo cual es un problema porque puede generar valores de producción 

acumulada infinitos o sobreestimar dichos valores (Ilk et al., 2008 & Tan et al., 2018).  No obstante estas 

limitaciones, se ha mostrado que la curva de declinación hiperbólica reproduce bien el comportamiento de 

la producción de pozos no convencionales tanto de gas como de petróleo, además de que tienen la ventaja de 

ser fácilmente aplicables y requieren pocos parámetros para dicha implementación en relación con otros 

modelos (Guo et al., 2016; Guo et al., 2017; Parrish, 2017; Wachtmeister et al., 2017). El uso de este tipo de 

curva es también la norma en los análisis realizados por instituciones como Agencia Internacional de Energía 

(EIA, 2020).  

Para el caso específico del gas se han reportado valores para el parámetro b que van desde 0.6 a 1.1, y 

hasta 3.1 para el caso del Eagle Ford (Guo et al., 2016); de 1.1 a 1.9 para el caso del Barnett (Guo et al., 

2017), y 2 para pozos en la cuenca del Marcellus (Parrish, 2017). Mientras que en lo que se refiere al 

parámetro D las estimaciones hablan de valores de entre 1.4 y 4.8 para el caso del Eagle Ford (Guo et al., 

2016) y de entre 1.6 a 3.9 para el caso del Barnett (Guo et al., 2017), mientras que para el caso de Marcellus 

se ha estimado en 0.06 (Parrish, 2017).  

Para los fines de este trabajo el uso de una curva hiperbólica es suficiente ya que reproduce bien la 

dinámica de la producción de los pozos de gas no convencionales, es fácil su implementación dentro del 

modelo y requiere de pocos parámetros para ser generada. En nuestro caso específico se ha decidido trabajar 

con una curva hiperbólica normalizada de tal forma que se garantice que la producción total acumulada de 

cada uno de los pozos se encuentre dentro del rango seleccionado y acorde a las observaciones empíricas. 

Lo anterior resuelve el problema de tener que trabajar con valores para el parámetro b mayores a 1, como se 

ha explicado antes, aunque también implica que los parámetros b y D de nuestras curvas no sean directamente 

análogos a los de las curvas de declinación convencionales, aunque siguen conservando su función de 

proporcionar la forma y comportamiento de las curvas.  

En este sentido se han seleccionado parámetros b y D con valores de 1.2 y 1.3, respectivamente. 

Mientras que para la vida operativa de los pozos se ha considerado un periodo de 10 años. Estos valores se 
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encuentran dentro de las magnitudes observadas empíricamente en la literatura y generan el comportamiento 

típico de un pozo no convencional. En nuestro caso específico, esta combinación genera una declinación del 

54% respecto a la producción inicial durante el primer año operativo, lo cual es una situación conservadora, 

pero empíricamente correcta y permite generar estimaciones sobre los requerimientos para el fracking en 

México que están más cercanas a lo mínimo necesario que a un sobre dimensionamiento de dichas 

necesidades.  

 

Intensidad de consumo de agua 

La cantidad de agua que se emplea en cada uno de los pozos que utilizan para explotar gas no 

convencional es bastante variable y depende de distintas condiciones, que van desde lo geológico hasta la 

configuración operativa del pozo. En la literatura se presentan distintas estimaciones y mediciones sobre este 

consumo y las cuales dan cuenta del orden de magnitud del que se habla cuando se trata del consumo de agua 

para fracking. Por ejemplo, para la explotación de gas en el Barnett, en los Estados Unidos, se han reportado 

valores de 10,600 m3/pozo, mientras que en formaciones como Fuling, en China, este valor asciende hasta 

los 27,490 m3/pozo (Yang et al., 2015). Otras estimaciones apuntan a rangos de entre 13,360 y 23,457 m3 

/pozo para Eagle Ford y entre 4,868 y 42,560 m3 /pozo para Permian Basin (Kondash et al., 2018). Con el 

paso del tiempo se ha observado un aumento en el consumo de agua debido a que se llevan a cabos un mayor 

número de fracturaciones por pozo y una mayor extensión de laterales. En la actualidad la gran mayoría de 

los pozos en Estados Unidos consumen alrededor de 60 mil m3/pozo y en algunos casos este valor llega hasta 

los 150 mil m3/pozo (Tabuchi y Migliozzi, 2023).  

Para este trabajo el intervalo elegido para este parámetro se mantiene entre los 10 y 40 mil m3/pozo, 

con un valor promedio de 25 mil m3/pozo. Este rango está en línea con las observaciones empíricas sin llegar 

a los casos extremos que se observan en algunos pozos más recientes.  

 

Costo monetario por pozo 

El costo para la perforación y fracturación hidráulica de los pozos para extraer hidrocarburos no 

convencionales es una cifra variable que depende de varias características, como lo son la profundidad, el 

número de etapas de fracturación, la extensión lateral del pozo o sección horizontal, entre otros. Por ejemplo, 

para la explotación de recursos no convencionales en Canadá se estiman valores de entre 4 y 8 millones de 
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dólares por pozo [MM$/pozo], mientras que en Estados Unidos estos costos se elevan a un rango de entre 8 

y 14 MM$/pozo (Incorrys, 2024; 2025). Esta diferencia se debe a que, por lo general, en Estados Unidos los 

pozos son más profundos, con mayor extensión de lateral, y también más productivos. Fuera de Norte 

América, se tienen estimaciones para el caso de la explotación de petróleo y gas no convencional en Vaca 

Muerta, Argentina, en donde se estima que el costo de los pozos varía entre los 14 y 18 millones de dólares 

por pozo [MM$/pozo] (Barneda, 2025), para la misma cuenca otras fuentes citan datos de entre 10 y 15 

MM$/pozo (INERGY, 2026). Por otro lado, para la explotación de los recursos no convencionales en China, 

algunas cifras apuntan a un costo por pozo que se ubica entre los 8 y 10 MM$/pozo (Jacobs, 2019). Para el 

caso mexicano la CNH ha citado cifras para sus evaluaciones técnicas de entre 8.3 y 14 MM$/pozo (CNH, 

2022). En nuestro caso, hemos decidido trabajar con un rango de valores de entre 10 y 15 MM$/pozo, con 

valor promedio de 12.5 MM$/pozo, lo cual captura bien los datos empíricos observados para este tipo de 

pozos petroleros. Hay que mencionar que estos costos son inferiores a los que maneja la propia PEMEX, que 

en conversaciones privadas nos ha reportado valores de hasta 25 MM$/pozo en la fase inicial, aunque se 

espera que en le tiempo puedan bajar hasta 13 MM$/pozo.  

 

 Caracterización de los escenarios 

Escenario Base – Proyección PEMEX 

El escenario base de este trabajo se construye de tal manera que permita reproducir con cierta cercanía 

las proyecciones de producción presentadas por PEMEX durante la conferencia presidencial matutina del día 

8 de abril de 2026. Según dichas proyecciones, la producción de gas convencional del país, lo que aquí 

denominamos producción legada, experimentaría hacia el año 2035 un incremento del 122%, al pasar de los 

2,300 [MMpcd] que se produjeron en 2025 a un nivel de 5,114 [MMpcd]. Para el año 2035, la producción 

de gas seco no convencional estaría aportando un volumen de 3,196 [MMpcd]. Esto significa que, en total, 

la producción de 2035 sería de 8,310 [MMpcd], lo cual equivale al 91.3% del consumo que se tuvo en el año 

2025 -9,100 [MMpcd]- o al 75% de lo que se proyecta se podría estar consumiendo en el año 2030 -10,800 

[MMpcd]-. 

Este es un escenario en el que el fracking solo se usa para compensar la producción que no se puede 

suministrar con los incrementos proyectados en la explotación de gas convencional. Se explora esta situación 

bajo la sensibilidad de la productividad de los pozos empleados, la intensidad en el uso del agua y los costos 

monetarios de cada uno de los pozos requeridos.  
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En la Tabla 1 se presentan los valores empleados de los parámetros utilizados para construir cada uno 

de los escenarios. Las celdas color rosado evidencian los parámetros que se varían en cada escenario con 

respecto al escenario base.  

 

 

 

 

 

 

 

 

Escenario 2 - Producción Legada Constante  

A diferencia del escenario base, en este caso se asume que la producción legada, permanece constante 

a lo largo del tiempo. La intención de simular esta dinámica es para observar cuál es la presión que se ejerce 
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sobre la explotación no convencional si los proyectos convencionales que PEMEX supone puede incrementar 

no se materializan. En este sentido este escenario puede considerarse como un escenario medio, en donde 

existe un poco más de presión sobre la explotación de gas no convencional para alcanzar los objetivos 

establecidos.  

 

Escenario 3 – Caída en la Producción Legada 

Al contrario que en los escenarios anteriores, en este se asume que la producción legada de gas seco 

disminuye a lo largo del tiempo. El objetivo de modelar dicha dinámica es mostrar la presión que habría 

sobre la producción por fracking en caso de que los nuevos proyectos de gas convencional no compensen la 

caída tendencial de la producción, ya sea por razones geológicas como económicas. Este escenario puede 

considerarse como uno de alta presión sobre la implementación de la técnica de explotación por fracking. 

 

Escenario 4 – Aumento en el Consumo Objetivo y en la Cobertura Nacional 

La intención del escenario 4 es modelar una situación extrema en donde, al igual que en el escenario 

anterior la producción legada de gas seco en el país disminuye, pero en donde, además, el consumo nacional 

de gas aumenta así como la cobertura de dicha demanda que se pretende cubrir con suministro nacional 

(ahora 85%).  

 

Escenario 5 – Reducción en el Consumo Objetivo con Alta Cobertura Nacional 

Este escenario busca modelar las implicaciones de una reducción en el consumo nacional de gas al 

pasar de los 9,100 [MMpcd] actuales a un valor de 7,000 [MMpcd] para el año 2035, lo cual sería equivalente 

a una reducción del 23% en un periodo de 10 años. Además, se busca tener una alta cobertura de ese consumo 

con producción nacional (hasta el 85%). También se considera que es posible conseguir un aumento en la 

producción del gas convencional aunque con una tasa menor que la considerada en el Escenario 1.  

La intención de este escenario es modelar qué contribución puede tener la reducción del consumo de 

gas así como el aumento de fuentes de gas convencionales sobre la necesidad de recurrir al fracking para 

cubrir la brecha productiva, manteniendo al mismo tiempo una alta cobertura nacional del consumo.  
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RESULTADOS 

 

Escenario Base – Proyección PEMEX 

En el escenario base la producción de gas seco convencional (legada), presenta una evolución positiva 

hacia el año 2035, al pasar de 2,300 [MMpcd] en 2025 a un valor de 5,248 [MMpcd] para el final del periodo 

(Fig. 4). Por su parte el consumo de referencia hacia el año 2035 es de 11,000 [MMpcd] y se proyecta tener 

una cobertura del 75% de dicho consumo a través de producción nacional: Esto implica que la producción 

interna de gas tiene que alcanzar un volumen de 8,250 [MMpcd]. En esta situación para el año 2035 el aporte 

de gas no convencional tendrá que ser de poco más de 3,000 [MMpcd], comenzando de un valor de 278 

[MMpcd] en el año 2026 (Fig. 4). Lo anterior implica que hay que multiplicar por 10 la producción nacional 

de gas no convencional dentro del periodo considerado.   

La cantidad total de pozos que se podrían requerir para conseguir los objetivos de producción descritos 

podrían oscilar entre 1,210 y 2,269 pozos, dependiendo de la productividad que tengan. Sería de esperar que 

al inicio de la campaña de perforación se exploten las zonas más productivas, por lo que la cantidad de pozos 

requeridos al inicio podría ser baja. Sin embargo, conforme la explotación avanza se tiene que recurrir a 

zonas de menor productividad provocando que se requieran más pozos para mantener cierto nivel de 

producción.  

En la Figura 4 se ilustran también los requerimientos potenciales anuales de perforación para sostener 

la producción no convencional. Como se puede apreciar existe un rango de valores que refleja el efecto que 

tiene la productividad de los pozos sobre estos requerimientos. Con base en lo mencionado antes, es de 

esperar que al inicio se pueda estar incluso por debajo de la línea media, en el rango inferior, y conforme la 

producción avance moverse hacia el rango superior de requerimientos. Tomando los valores medios, para 

2035 se podrían estar requiriendo un total de 237 pozos anuales, mientras que al inicio de la explotación este 

valor sería de 52 pozos.  

Los requerimientos de agua para la explotación de gas no convencional van de la mano con la cantidad 

de pozos requeridos (Fig. 5). Como se puede observar, dependiendo del nivel de intensidad de consumo de 

agua por pozo, el volumen necesario podría ubicarse entre 0.4 y 3 millones de metros cúbicos [MMm3] para 

el inicio de las operaciones, y hacia el final, en el punto de máxima producción y perforación proyectado 

dicho volumen podría ascender a entre 2 y 13 [MMm3]. Como lo sugiere la evidencia empírica, al agotarse 

las mejores zonas de explotación, se puede requerir de mayores volúmenes de agua para fracturar los pozos, 
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por lo que, sería de esperar que hacia el final del periodo el volumen requerido de agua esté por encima de 

la línea media.  

Finalmente en cuanto al costo monetario de estas perforaciones se tiene que, anualmente se podría 

requerir entre 398 y 1,120 millones de dólares [MM$] al inicio de las operaciones. Hacia el año 2035 la 

inversión necesaria, solo para perforar los pozos podría ubicarse entre 1,817 y 5,111 [MM$], dependiendo 

del costo final de pozos (Fig. 5). Es importante recalcar que este monto no considera la construcción de 

caminos e instalación de infraestructura para el transporte y proceso del gas, entre otros, que representa una 

inversión inicial considerable.  
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Figura 4. Promedio y rango de variación de la producción de gas convencional (legada) y no convencional y del número de pozos 

requeridos para los cinco escenarios modelados. Las últimas dos gráficas comparan la evolución de la producción y el número de 

pozos acumulados con base en el valor promedio. 
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Figura 5. Promedio y rango de variación de los requerimientos de agua e inversión requerida para la perforación de pozos en los 

cinco escenarios modelados. Las últimas dos gráficas comparan el consumo de agua e inversión acumulados con base en el valor 

promedio  
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Escenario 2 - Producción Legada Constante  

La característica principal del escenario base es que asume que la producción de gas convencional se 

puede incrementar hacia el año 2035, lo que hace que la producción no convencional solo se emplee para 

cubrir el volumen faltante para conseguir los niveles de cobertura planeados de la demanda con gas nacional.  

En este escenario, en cambio, la producción convencional se mantiene constante a lo largo de todo el 

periodo, provocando una mayor presión sobre los recursos no convencionales (Fig. 4). De esta manera la 

producción de gas convencional se quedaría en el nivel actual de 2,300 [MMpcd], lo cual obliga a que la 

producción no convencional tenga que pasar de un valor de 313 [MMpcd] en 2026, a uno de 5,950 [MMpcd] 

en 2035. Esta última cifra es 98% mayor que lo requerido en el escenario base.  

En cuanto al número de pozos, se podrían requerir un total de entre 2,082 y 3,903 pozos. En forma 

anual la evolución en la perforación muestra que al inicio del periodo se podrían estar necesitando unos 58 

pozos en promedio, y hacia el año 2035 la cantidad de pozos perforados anualmente podría oscilar entre 419 

y 786 pozos anuales (Fig. 4).   

En cuanto al consumo de agua, la necesidad de perforar más se traduce directamente en un volumen 

mayor de requerimientos. En este caso se tiene que al inicio de las operaciones la cantidad de agua requerida 

podría oscilar entre los 0.5 y 3.3 [MMm3], rango muy similar al de caso anterior. Sin embargo, hacia el año 

2035 el consumo de agua podría incrementar a un valor de entre 4 y 31.5 [MMm3, lo cual es el doble que lo 

proyectado en el escenario base. En el momento pico de las perforaciones, hacia el año 2035 el consumo de 

agua promedio ascendería a 13.6 [MMm3] (Fig. 5).  

El aumento en la cantidad de pozos requeridos muestra sus efectos no solo en el consumo de agua sino 

también en lo que se refiere a la inversión requerida (Fig. 5). En este sentido se tiene que, para el inicio de 

las operaciones la inversión requerida para perforar los pozos necesarios oscilaría entre los 448 y 1,260 

[MM$]. Pero para el año 2035 este costo se podría encontrar entre los 4,195 [MM$] y 11,800 [MM$], un 

rango muy superior al necesario en el caso base. En 2035, el valor medio de las inversiones alcanza un valor 

de 6,840 [MM$]. 
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Escenario 3 – Caída en la Producción Legada 

El escenario 3 constituye una situación todavía más crítica que la presentada en el apartado anterior. 

Aquí, la producción de gas seco convencional, no sólo no crece, sino que incluso disminuye a lo largo del 

periodo observado. De esta manera la producción nacional de gas convencional pasaría de un valor de 2,300 

[MMpcd] en 2025 a un nivel de 766 en 2035 [MMpcd] (Fig. 4).  

En respuesta a esta situación, conseguir cubrir el 75% del consumo nacional de gas hacia el año 2035, 

requeriría elevar la producción de gas seco no convencional de 358 [MMpcd], al inicio del periodo modelado, 

a 7,484 [MMpcd] para el año 2035. Con todo ello todavía se requeriría depender en un 25% de las 

importaciones para cubrir el consumo nacional.  

Generar este crecimiento en la producción de gas no convencional, requeriría perforar un número total 

de pozos que oscila entre los 2,646 y 4,962. En términos de comportamiento anual, para el año 2035 la tasa 

de perforación tendría que alcanzar un valor de entre 518 y 972 pozos anuales, con un valor promedio de 677 

(Fig. 4).  

En cuanto a consumo de agua, la mayor intensidad de perforación se refleja en un aumento del coste 

hídrico asociado a la explotación, para el año 2035 los requerimientos anuales podrían estar entre 5 y 39 

[MMm3] (Fig. 5), con un valor medio de 17 [MMm3].  

Al igual que con el coste hídrico, el coste monetario o inversión requerida para la perforación pasaría 

a estar en un rango que oscila entre los 5 mil y 14 mil [MM$] para el año 2035 (Fig. 5). Con un valor medio 

de 8.4 mil [MM$], lo cual es un 23% mayor que en el caso anterior.  

 

Escenario 4 – Aumento en el Consumo Objetivo y Cobertura Nacional 

En los escenarios anteriores se trabaja bajo el supuesto que no existe un aumento significativo en el 

consumo nacional de gas; aquí, en cambio, modelamos tanto un aumento en el consumo nacional como en 

la cobertura que pretende obtener con producción interna, que es ahora del 85%. En este escenario el 

consumo a 2035 pasaría de un volumen de 11,000 [MMpcd] a 13,000 [MMpcd], es decir un aumento del 

18%. Se supone, además, que para 2035 se pueda cubrir el 85% del consumo, es decir producir 11,050 

[MMpcd], lo que implica estar cubriendo poco más del 100% del consumo propuesto en los escenarios 

anteriores.  
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La producción de los recursos no convencionales se asocia a una declinación en la producción 

convencional, lo cual, como hemos dicho antes, introduce un factor de alta presión sobre la explotación de 

gas no convencional. Para el año 2035, la producción de gas mediante fracking tendría que estar aportando 

10,284 [MMpcd], esto equivale a producir un volumen 13% mayor que el consumo total de 2025 (Fig 4).  

Para poder lograr las metas de producción requeridas en esta situación, serían necesarios, dependiendo 

del nivel de productividad de los pozos, un total de entre 3,525 y 6,609 pozos. Con un máximo de nivel de 

perforación proyectado al año 2035 que podría necesitar entre 735 y 1,378 pozos anuales (Fig. 4).  

La mayor intensidad de perforación de este escenario también se refleja en sus requerimientos hídricos, 

en donde, para el año 2035, la demanda de agua para fracturar podría oscilar entre los 7 y 55 [MMm3] (Fig. 

5).  

La inversión necesaria para sostener los niveles de perforación proyectados ascenderían a entre 7 mil 

y 20 mil [MM$] para el año 2035, con un valor medio de 12 mil [MM$] (Fig. 5). Este aumento en la inversión 

necesaria se sigue directamente del incremento en la intensidad de perforación requerida.  

 

Escenario 5 – Reducción en el Consumo con Alta Cobertura Nacional 

En este escenario el cambio más importante tiene que ver con el consumo nacional de gas esperado 

hacia el año 2035. Aquí, a diferencia de los casos anteriores en donde se proyecta un incremento, se asume 

la posibilidad de lograr una reducción del consumo en un 23% - mediante sustitución por fuentes renovables, 

ahorro y eficiencia energética - para lograr situarse alrededor de 7,000 [MMpcd] hacia el año 2035 (Fig. 4). 

Además, se rescata la apuesta de lograr incrementar la producción de gas convencional que plantea PEMEX 

en el escenario base, aunque con un incremento más moderado. Aquí entonces se asume que la producción 

de gas convencional podría pasar del nivel actual de 2,300 [MMpcd] a un valor cercano a los 3,900 [MMpcd]. 

Esto implica un aumento del 70% que, aunque alto, es menor que lo proyectado en el caso base en donde se 

esperaría lograr un aumento de más del 100%. También se trabaja con una cobertura del consumo a partir de 

producción interna del 85%, o sea 5,950 [MMpcd] hacia el año 2035. 

La combinación de ambas dinámicas, reducción del consumo y aumento de la oferta proveniente de 

fuentes convencionales, reducen la presión por obtener gas desde fuentes no convencionales. De este modo, 

para el año 2035 se requeriría producir un volumen de poco menos de 2,000 [MMpcd] a partir de recursos 

no convencionales (Fig. 4).  
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En línea con la menor demanda de gas no convencional que ocurre en este escenario se tiene una menor 

intensidad de perforación, por lo que, en total, la cantidad de pozos requeridos podría oscilar entre los 800 y 

1,500 pozos. Con un nivel máximo de perforaciones para el año 2035 de entre 116 y 219 pozos anuales (Fig. 

4).  

La menor necesidad de pozos también se refleja en una menor intensidad en cuanto al consumo de 

agua, donde, hacia 2035, los requerimientos hídricos podrían oscilar entre 1 y 9 [MMm3]. Con un valor 

medio de consumo de 4 [MMm3] (Fig. 5). Lo anterior es menor que el valor medio de todos los escenarios 

antes vistos.  

Finalmente el costo monetario también se ve disminuido al situarse en un rango de entre 1,168 y 3,286 

[MM$] para el año 2035 (Fig. 5). Con un valor medio de 1,905 [MM$]. El aumento en la producción 

convencional hacia el final del periodo es lo que contiene el aumento en los costos monetarios al desacelerar 

la intensidad de perforación de pozos no convencionales necesarios.  

 

Comparativa de Escenarios 

En lo que sigue se presenta una comparativa de los escenarios antes presentados de manera individual. 

Para ello se toma como base los valores de productividad promedio de los pozos, así como también el valor 

medio de la intensidad de consumo de agua y del costo asociado a la construcción de los pozos.  

En las Figura 4 se presenta también un comparativo de la evolución en la producción de gas no 

convencional de cada uno de los 5 escenarios modelados. Como se puede apreciar en la imagen los escenarios 

base (número 1) y número 5, son los en que existe un menor suministro proveniente de este tipo de recursos. 

En ambos casos, la producción de gas no convencional no tendría que superar los 3,000 [MMpcd] durante el 

periodo modelo. Este nivel de requerimiento es consecuencia de que en ambos se asume que es posible 

conseguir un incremento en la producción del gas convencional del país, siendo el escenario base el que 

supone un mayor incremento. Sumado a lo anterior, en el escenario 5, se considera la posibilidad de que 

exista una reducción en el consumo nacional de gas, lo cual, en combinación con la mayor oferta desde 

fuentes convencionales, reduce la intensidad con la cual se tendría que recurrir a la producción mediante 

fracking.  

En el resto de los escenarios se observa la necesidad de incrementar de forma importante la producción 

de gas no convencional, sobre todo a partir del año 2030. Dicha situación deriva de que, en todos estos 
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escenarios, no se contempla la posibilidad de que haya un aumento de la producción de gas proveniente de 

otras fuentes, ni tampoco la existencia de una reducción en el consumo. De hecho, en el escenario 4 se asume 

la posibilidad de que el consumo así como la cobertura nacional aumente, lo cual lo hace claramente el 

escenario más intensivo en cuanto a requerimientos de gas provenientes del fracking.  

Lo que estos datos de producción muestran es que la intensidad con la cual se debe recurrir al fracking 

para poder cubrir la demanda nacional de gas depende tanto de la capacidad de obtener gas desde otras 

fuentes, como del nivel de consumo interno, así como de la decisión de cubrir ese consumo con producción 

interna. Incluso una situación en donde el gas proveniente de otras fuentes se logre mantener estable durante 

los siguientes 10 años, aumenta de forma significativa la cantidad de gas que se requiere obtener de fuentes 

no convencionales, tal y como lo muestra el escenario 2 (Fig. 4). Un aumento en el consumo y un declive en 

la producción convencional suponen, por tanto, situaciones críticas.  

En la Fig. 6 y la Tabla 2, se muestra la producción acumulada de gas que se podría conseguir en cada 

uno de los escenarios modelados y se compara contra el volumen de recursos prospectivos de gas seco 

estimado por la CNH en la Cuencas de Burgos (44,300 [MMMpc]) y Sabinas-Burro-Picachos –SBP- (60,400 

[MMMpc]). Como se puede observar el escenario de mayor recuperación es el número 4 en donde el volumen 

de gas acumulado producido al año 2035 sería equivalente a 16,259 [MMMpc]. Esto es equivalente a que se 

descubra y produzca el 37% del recurso prospectivo que se estima existe en Burgos, o el 27% del de SBP. 

Considerando el conjunto de recursos prospectivos de ambas cuencas, este escenario implica que se tendría 

que descubrir y producir un equivalente al 16%.  

Por su parte, la producción acumulada del escenario base, esto es, poco más de 6,000 [MMMpc] es 

equivalente al 14% del prospectivo de Burgos, al 10% del prospectivo de SBP, y 6% del prospectivo conjunto 

de ambas cuencas petroleras. El volumen recuperado en este escenario es casi 3 veces menor que el que se 

tendría que producir en el caso extremo del escenario 4, en donde, como ya se expuso, se considera que existe 

tanto un aumento en el consumo nacional de gas como una disminución en la producción proveniente de 

otras fuentes. 
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Figura 6. Comparativa de los volúmenes de producción de gas acumulada en cada uno de los 5 escenarios modelados. 

 

Tanto el escenario 2 como 3, requerirían que se descubriera y produjera un volumen de gas superior al 

9% del prospectivo conjunto de las cuencas de Burgos y SBP, específicamente 9.3% en el primer caso y 12% 

en el segundo. Si solo se compara respecto al prospectivo en Burgos la cifra alcanza 22% en el escenario 2 

y 28% para el escenario 3. Por su parte, el escenario 5 es en el que la demanda sobre el volumen prospectivo 

es menor y en donde sería necesario descubrir y producir un volumen equivalente al 9% del prospectivo de 

la cuenca Burgos o 7% del de la cuenca SBP. Considerándolos de forma conjunta, en el escenario se requería 

poder explotar el 4% del gas prospectivo de ambas cuencas. Como se discute en la sección 4.1 es importante 

recordar que hay una gran incertidumbre sobre el volumen realmente recuperable de estos recursos no 

convencional.   

 

Tabla 2. Porcentaje de los volúmenes prospectivos de las Cuencas de Burgos y Sabinas-Burro-Picachos (SBP) que serían extraidos 

(curca promedio) en cada escenario modelado hasta el año 2035.  

 
Esc. 

base 

Esc

. 2 

Esc

. 3 

Esc

. 4 

Esc

_5 

Rec. Props. 

Burgos 
13.6% 

21.

9% 

28.

0% 

36.

7% 

9.2

% 
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Rec. prosp. 

SBP 
9.9% 

16.

1% 

20.

5% 

26.

9% 

6.7

% 

Rec. Prosp. 

Burgos + SBP 
5.7% 

9.3

% 

11.

8% 

15.

5% 

3.9

% 

 

En lo que se refiere al número total de pozos necesarios (Fig. 4), de nueva cuenta es el escenario 4 el 

de mayor requerimiento debido al volumen total de gas que se requiere explotar. En este caso serían 

necesarios, considerando la productividad media, un total de 4,598 pozos, los cuales servirían para explotar 

un volumen equivalente al 16% del prospectivo conjunto de la cuenca de Burgos y SBP. Comparado contra 

el escenario base, en donde solo se requieren 1,579 pozos, la demanda del escenario 4 es casi del triple, lo 

que ilustra la dependencia  del nivel de volumen requerido y de suficiencia energética buscada.  

En sentido opuesto, la disminución en el consumo así como la posibilidad de aumentar la oferta 

proveniente de otras fuentes de gas permitiría contener los requerimientos de pozos, tal y como se muestran 

en el escenario 5, en donde, serían necesarios un total de poco más de 1,000 pozos para lograr explotar el 4% 

del volumen prospectivo de gas combinado de las cuencas de Burgos y SBP.  

Por diseño del modelo, la demanda de agua para fracturar los pozos que permitan la explotación de gas 

no convencional depende del número de pozos necesarios para dicha operación (Fig. 5). En este sentido en 

el escenario base, la demanda total de agua sería equivalente a 39 [MMm3] o lo que es equivalente a 39,000 

millones de litros de agua, esto es casi 3 veces menos que el volumen de agua que sería requerido en el 

escenario 4, en donde el volumen que se necesitaría asciende a 115,000 millones de litros. Los resultados 

dejan ver que la demanda de agua es proporcional al mayor volumen de gas producido y el número de pozos 

empleados.  

Al igual que como ocurre con la cantidad de pozos requeridos, disminuir el consumo de gas ayuda a 

contener el costo hídrico de la explotación, en este sentido, el escenario 5 muestra que serían necesarios 

26,000 millones de litros de agua para explotar 4% del total prospectivo de gas de las cuencas de Burgos y 

SBP (Fig. 5). Este valor es el 67% del consumo que se requeriría en el escenario base. Finalmente, en cuanto 

a la inversión necesaria para poder perforar todos los pozos requeridos, el escenario 5 resulta ser el de menor 

inversión, con un requerimiento cercano a los 13 mil millones de dólares (Fig.5). El escenario base, tendría 
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un costo de casi 20 mil millones de dólares y de nueva cuenta es el escenario 4 el que presenta la mayor 

cantidad necesaria, con un total de 57.4 mil millones de dólares. Estas cifras son nominales.  

 

 

DISCUSIÓN 

 

Incertidumbre sobre los recursos prospectivos 

Un aspecto fundamental que se debe tener presente cuando se habla de recursos no convencionales es 

que no existen reservas sino lo que se denomina como recursos prospectivos, que se definen como: 

Volúmenes de hidrocarburo, estimados a una fecha, que no han sido descubiertos, pero que se infiere existen 

y se estima pueden ser recuperados (SPE, 2000; CNH, 2022). Esto quiere decir que existe un alto nivel de 

incertidumbre, primero, respecto al volumen de gas y de petróleo no convencional que en efecto existe en 

las cuencas petroleras mexicanas, y segundo, en relación a lo que realmente se puede extraer de esos 

volúmenes potenciales. Lo anterior depende tanto de aspectos técnico-geológicos, como por aspectos 

económicos, así como también por limitantes ambientales, políticas y sociales. 

Para tener una idea del grado de incertidumbre que existe respecto al tema de los recursos prospectivos 

en el país basta observar las distintas estimaciones que existen en lo que se refiere al gas no convencional de 

la Cuenca de Burgos. Por ejemplo, mientras que la extinta Comisión Nacional de Hidrocarburos (CNH) 

apuntaba a que en esta región existía un volumen prospectivo de gas seco igual a 44.3 billones de pies cúbicos 

[MMMMpc] (CNH, 2022), organismos como la Administración de Información Energética de los Estados 

Unidos (EIA, por sus siglas en inglés) estimaba en 2015 un volumen total de gas seco no convencional de 

280 [MMMMpc] (EIA, 2015), y PEMEX manejaba una volumen prospectivo de gas seco no convencional 

en todo el país de 105 [MMMMpc] (EIA, 2015). Lo que estos datos reflejan es que existe una enorme 

incertidumbre a la hora de estimar el volumen de gas no convencional que verdaderamente existe y puede 

extraerse, con diferencias como las que existen entre los datos de la CNH y la EIA, en donde el valor estimado 

por la segunda es 6.3 veces mayor que lo estimado por la primera. A nivel internacional se tienen casos 

extremos como lo es el de Noruega, en donde en el año 2011 la EIA estimaba que el país tenía un recurso 

prospectivo de gas equivalente a 83 billones de pies cúbicos [MMMMpc], pero solo 2 años después la 
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estimación de los recursos prospectivos ya había caído a cero tras la perforación de unos cuantos pozos con 

resultados no favorables (Hoffman, Olsson, & Lindström, 2014). 

No se vislumbra que un caso tan extremo ocurra en México. La Cuenca de Burgos, por ejemplo, tiene 

fundamentos geológicos más sólidos por su continuidad con una cuenca productora activa de Texas. Pero el 

caso noruego ilustra con precisión que el valor de un recurso prospectivo no convencional puede colapsar al 

confrontarse con la perforación real, incluso cuando las estimaciones iniciales son respaldadas por 

instituciones de primer nivel. Importa además señalar que en el caso mexicano hay aspectos que hacen pensar 

que los potenciales de recuperación de hidrocarburos no convencionales podrían ser menores a las 

estimaciones de los organismos internacionales. Esto sugeriría la experiencia poco exitosa de explotación 

con fracking en el proyecto Aceite Terciario del Golfo (conocido también como Paleocanal de Chicontepec), 

dentro de la Cuenca Tampico Misantla, donde los niveles de productividad alcanzados fueron minúsculos 

(167 MMpcd de gas con  2,790 pozos en su máximo en 2013). Las previsiones de la Secretaria de Energía 

para ese proyecto fueron bajando desde 432 Mbd (SENER, 2013) hasta 182 Mbd (SENER, 2015) pero solo 

se llegó a un máximo de 66 Mbd en 2013 y una producción actual de 15 Mbd. También importante señalar 

que los poco más de 20 pozos no convencionales perforados en el norte del país –en Coahuila, Nuevo León 

y Tamaulipas- si bien han confirmado la presencia de gas y condensados has obtenido volúmenes muy 

escasos (Barbosa Cano, 2019). Lo anterior implica que los requerimientos de pozos, agua e inversión 

calculados en este trabajo deben leerse como estimaciones mínimas y condicionales: son lo que se necesitaría 

si el recurso existe y es recuperable en las magnitudes que los estimados prospectivos sugieren. De no ser 

este el caso, simplemente no habría hidrocarburo suficiente para sostener los escenarios más intensivos. 

 

El costo hídrico del fracking 

 Requerimientos de volumen de agua 

Los altos requerimientos hídricos del fracking no solo constituyen una de las principales 

preocupaciones en cuanto al uso de esta técnica para la explotación de petróleo y gas, sino que también 

representan una de las limitaciones materiales más importantes para su implementación. El consumo típico 

de agua de un pozo no convencional en el que se emplea fracturamiento hidráulico puede oscilar entre los 4 

mil y 40 mil metros cúbicos de agua [Mm3], o lo que es equivalente a 4 y 40 millones de litros [MMl] por 

pozo (ver distintos trabajos citados en Flores & Llano, 2024). Con el paso del tiempo se ha observado un 

aumento en los niveles de consumo de agua por pozo (Kondash et al., 2018; Hernández-Espriú et al., 2019), 
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siendo que, en la actualidad, la gran mayoría de los pozos perforados en Estados Unidos para la explotación 

de gas y petróleo no convencional tienen un consumo mayor a los 60 [Mm3] o 60 [MMl], y, en algunos 

casos, el consumo puede llegar hasta los 150 [Mm3] -150 [MMl]- (Tabuchi & Migliozzi, 2023). 

Dichos niveles de consumo hacen que la perforación de tan solo unos cientos de pozos tenga grandes 

implicaciones en cuanto al consumo de agua que se requiere. Por ejemplo, en el escenario base, haciendo 

uso del rango alto de consumo de agua para el año 2035 serían necesarios un total de 14 [MMm3] de agua 

(Fig. 4). Este volumen se puede comparar contra el consumo total de agua que tuvo PEMEX Exploración y 

Producción (PEP), durante el año 2023, que ascendió a 10.4 [MMm3] (PEMEX, 2023). Lo anterior implica 

que el consumo de agua necesario para fracking solo para el gas no convencional en el año 2035 sería 

equivalente a 1.3 veces el consumo total de agua de PEP durante 2023. Recordamos que en el escenario base 

la producción de gas no convencional es sólo una fracción de todo el gas que se produciría en el país, lo cual 

implica que, potencialmente, el consumo de agua de PEMEX hacia 2035 podría más que duplicarse. 

Aunque las cifras del consumo de agua requerido para fracking son notables, es común encontrar 

argumentos que las minimizan al comparar estos requerimientos de agua contra los consumos que generan 

otras actividades económicas como la agricultura o la ganadería, o contra el consumo que ocurre en toda una 

región o a nivel nacional. Sin embargo, esta perspectiva ignora que los mayores impactos y afectaciones 

referentes al consumo de agua del fracking ocurren a escala local, sobre las poblaciones y comunidades 

cercanas a las regiones de explotación, en donde es fácil que puedan provocar conflictos por la disponibilidad 

y uso del recurso hídrico (Nicot & Scanlon, 2012; Scanlon et al., 2014; Rosa et al., 2018; Du et al., 2021; Du 

et al., 2022). 

Dicha situación es de particular importancia cuando la explotación petrolera de recursos no 

convencionales ocurre dentro regiones áridas, que es precisamente en donde se han localizado los mayores 

potenciales para este tipo de recursos alrededor del mundo (Rosa et al., 2018), tal y como ocurre en el noreste 

de México. Además, la ocurrencia de sequías en estas regiones puede exhacerbar las afectaciones sobre la 

demanda de agua que puede provocar el fracking, ya que las actividades extractivas de recursos no 

convencionales no son susceptibles a las variaciones hidroclimática sino que son guiadas principalmente por 

motivos meramente económicos. Esto quiere decir que las empresas petroleras pueden pagar precios más 

altos por el agua que consumen si esto les resulta rentable, pudiendo generar así competencia o incluso 

excluyendo a otros sectores del acceso al agua, por ejemplo, como el sector agrícola, cuyos márgenes 

económicos están muy por debajo de lo que se percibe en la extracción de petróleo y gas (Du et al., 2021 y 
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Du et al., 2022). En el caso particular de México se ha demostrado que muchas de las regiones con potencial 

para la extracción de recursos petroleros no convencionales se encuentran en zonas con nula disponibilidad 

de agua y por tanto su explotación sólo incrementaría el déficit hídrico ya presente en estas áreas o no podría 

ocurrir sin generar conflictos por el acceso al agua (Flores & Llano, 2024). 

 

Alternativas para reducir el consumo de agua 

Se han explorado diferentes propuestas para disminuir el costo hídrico del fracking (Scanlon et al., 

2014; Castro-Alvarez et al., 2018; Villalobos-Hiriart et al., 2020; Du et al., 2021; Du et al., 2022), con 

alternativas para disminuir la demanda de agua dulce a través de tecnologías que requieren menor uso de 

agua o mediante de procesos como el reciclaje del fluido de fracturamiento. También se ha considerado la 

posibilidad de aumentar la oferta de agua utilizable para fracturamiento, por ejemplo, mediante el tratamiento 

de aguas salobres de pozos profundos o a través del aprovechamiento del agua que se produce en conjunto 

con los hidrocarburos. 

Si bien es cierto que existen opciones para reducir el consumo de agua en el fracking, todas las opciones 

existentes enfrentan limitaciones de índole técnica, económica o material. Por ejemplo, el reuso del agua 

producida junto con el petróleo y gas no convencional es considerada como una de las mejores opciones para 

disminuir la demanda de agua dulce para el fracking, sin embargo, en muchos casos reportados en la literatura 

esta agua es insuficiente para cubrir los requerimientos (Scanlon et al., 2014; Du et al., 2021; Du et al., 2022). 

Lo mismo se ha reportado para el agua de retorno del fluido de perforación a superficie, en donde se ha 

observado que solo se recupera entre el 10 y 50% del volumen inicialmente inyectado, sin que se tenga 

conocimiento sobre el destino final del volumen restante, lo cual se ha asociado a otros impactos como 

inducción de sismicidad por migración del fluido hacia fallas geológicas o, en algunos casos, contaminación 

de acuíferos (Makki et al., 2025).    

Reutilizar el agua producida o el fluido de retorno no solo enfrenta limitantes materiales, sino que 

también se enfrenta a límites económicos, ya que procesar estos líquidos para alcanzar una calidad mínima 

– retirar sales, arena, hidrocarburos, bacterias, metales, etc.- para que puedan ser empleados nuevamente en 

las operaciones de fracturamiento sin que se comprometa la integridad de los equipos de perforación o el 

propio yacimiento, tiene costos elevados. En la actualidad la gran mayoría del agua que se produce junto con 

el petróleo y el gas, tanto en países como México, Estados Unidos y también a nivel internacional, es 

reinyectada al subsuelo y sólo una pequeña fracción se recicla para ser empleada dentro y fuera de la industria 
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petrolera (Flores Lot & Flores Hernández, 2026), esencialmente por el costo económico de procesar estos 

volúmenes de agua. Por ejemplo, en regiones como Texas, la cuna del fracking, el costo de la inyección del 

agua producida al subsuelo se encuentra por debajo de 1 dólar por barril de agua, mientras que, el tratamiento 

para ser reutilizada en nuevos procesos de fracturamiento, supera este valor (Hunt, 2025). Como discutimos 

en la siguiente sección, el fracking es un proceso de explotación de petróleo y gas intrinsecamente costoso, 

por lo que cualquier incremento en los costos asociados a él no hace más que reducir su ya apretado margen 

de rentabilidad. En última instancia las motivaciones y oportunidades económicas son las que definen qué 

fuentes de agua utilizar y qué hacer con el líquido que se produce. 

En cuanto a tecnologías de fracturamiento que no emplean agua, como fluidos de fracturamiento a base 

de CO2 o a base de gas licuado de petróleo (GLP), se debe señalar que se trata de tecnologías en desarrollo 

que no son empleadas de forma masiva por sus altos costos económicos, y por lo tanto tampoco se conocen 

otros impactos que pudieran estar asociados a este nueva generación de fluidos (Gaurina-Međimurec et al., 

2021; Nianyi et al., 2021; Makki et al., 2025; Tong & Liu, 2025). 

 

Impacto de los requerimientos de agua 

Al día de hoy el fluido de fracturamiento más empleado sigue siendo a base de agua, por lo cual, el 

costo hídrico asociado a la explotación de petróleo y gas no convencional sigue siendo inescapable. Como 

hemos mostrado en los resultados de este trabajo, este costo podría llegar a significar para el año 2035, en el 

escenario base, un volumen de 13 mil millones de litros en el peor de los casos, lo que es equivalente a 1.3 

millones de pipas de agua de 10 mil litros cada una. Y si nos atenemos al escenario 4, que contiene las 

proyecciones más intensivas en cuanto a producción, cantidad de pozos, costo monetario y volumen de agua 

requerido, se podrían requerir en el caso medio cerca de 25 mil millones de litros, lo que equivale a 2.5 

millones de pipas de agua solo para fracking. Estos volúmenes constituyen un reto en más de un sentido, 

primero porque el norte del país el estrés hídrico es tal que simplemente no existe suficiente agua como para 

sostener los requerimientos hídricos de hacer fracking sin que ello implique desplazar el consumo de otras 

actividades productivas o humano (Flores & Llano, 2024). Por otro lado, si se apuesta a emplear otras fuentes, 

como agua salobre de pozos profundos o agua producida en otros pozos petroleros, se tiene primero que 

demostrar que esos volúmenes de agua existen, segundo que hay viabilidad técnica de aprovecharlos y, 

tercero, que es económicamente rentable hacerlo. La experiencia histórica de la industria petrolera muestra 
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que es difícil que se puedan superar estas tres limitantes, particularmente en lo que respecta a la tercera que 

como lo hemos comentado arriba, siempre es la que domina en la toma de decisiones. 

 

El costo de la inversión y sus consecuencias  

Altos costos de extracción y baja rentabilidad de los hidrocarburos no convencionales 

Por lo general, la explotación de petróleo y gas no convencional es más costosa que lo que ocurre en 

su contraparte convencional. Las empresas de gas y petróleo de lutitas de Estados Unidos han estado 

endeudadas de manera permanente. Incluso con petróleo a ~100 USD/b las ganancias de la venta apenas 

permitían pagar los intereses de la deuda, que tenía que ser re-financiada en términos cada vez peores. Este 

“milagro” solo se pudo dar porque después de 2008 la Reserva Federal de Estados Unidos bajó las tasa de 

interés casi al 0% mientras que las empresas del shale pagaban 6-8% de interés. Varios estudios han revelado 

que buena parte de la nueva producción de petróleo en Estados Unidos no sería rentable si no fuera por los 

subsidios del gobierno, principalmente en foma de exención de impuestos (Achakulwisut et al., 2021; 

Erickson, P., and Achakulwisut, 2022).  

Otra prueba de los altos costos lo tenemos, por ejemplo, al comparar los precios de equilibrio que se 

estiman para la extracción de estos recursos en los Estados Unidos con los costos  para México de la 

extracción convencional. Para la explotación de petróleo no convencional en Estados Unidos, el precio de 

equilibrio durante el primer cuatrimestre del 2026 se encontraba, en promedio, entre 34 y 44 dólares por 

barril, y el precio para que sea rentable la perforación y desarrollo de un nuevo pozo entre los 62 y 70 dólares 

por barril (Federal Reserve of Dallas, 2026). Por otro lado, para el caso mexicano, se ha estimado (CNH, 

2022) que la extracción de petróleo no convencional en la cuenca de Tampico Misantla podría estar, en el 

caso más optimista cercano a los 26 dólares por barril, y en el peor de los casos llegar a los 36 dólares, 

mientras que la extracción de gas seco en la cuenca de Burgos encontrar en un precio de equilibrio entre los 

2.5 y 4.4 dólares por millón de BTU –unidad térmica británica-. De acuerdo con estimaciones recientes la 

Secretaria de Energía (comunicación personal) estos costos serían de entre 4 y 7 dolares por millón de BTU 

para el desarrollo de los yacimientos de gas no convencional mexicanos.  

Lo anterior contrasta con los costos de producción de PEMEX reportados para el año 2025 y los cuales 

se ubicaron entre 11 y 14 dólares por barril de crudo equivalente (PEMEX, 2025). Para el caso del gas es 

difícil encontrar datos públicos sobre los costos de producción, pero, si se comparan las estimaciones del 

precio de equilibrio para el gas no convencional en Burgos antes mencionadas contra el precio Henry Hub 
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de referencia (EIA, 2026) - promedio de los años 2024, 2.1 [$/MMBtu], 2025, 3.5 [$/MMBtu], y primeros 

cuatro meses de 2026, 4.2 [$/MMBtu] - es claro que la explotación de gas en esta cuenca no resulta rentable 

a menos que se cumplan las condiciones más optimistas. Es solo en casos como el presentado durante el año 

2022 que el precio de referencia promedió durante el año los 6.4 [$/MMBtu], que se hace marginalmente 

viable la explotación de este tipo de gas.  

Si se calculan los costos unitarios de los escenarios modelados en este trabajo –costo del total 

acumulado de los pozos entre producción acumulada- se obtiene para los casos de productividad media un 

rango que va de los 3.2 a los 3.5 [$/MMBtu], lo cual es en todo caso una estimación optimista, ya que solo 

contempla el costo de los pozos, y no, por ejemplo, de toda la infraestructura necesaria para transportar el 

producto, o, si es el caso, de emplear tecnologías de reciclaje de agua o de fractura sin agua. Bajo estas 

condiciones se requerirían mayores precios del gas para hacer atractiva la explotación en el país.  

El alto costo de la explotación de gas no convencional se refleja bien en el costo total de los escenarios 

modelados (Fig. 5) y que oscilan, según el escenario, entre los 13 y 57.5 mil millones de dólares solo para la 

perforación y fracturamiento. Para tener una referencia de lo que estos montos de inversión significan, y sin 

olvidar que los mismos constituyen sólo una estimación optimista del costo real que podría tener la extracción 

de gas no convencional en el país, se puede comparar contra el presupuesto que recibió PEMEX para su 

ejercicio del año 2026 (Fig. 7). En total, el presupuesto de PEMEX para dicho ejercicio alcanza los 570.9 

mil millones de pesos, de ello, PEMEX estima destinar cerca de 86.7 mil millones de pesos, sólo en gasto de 

capital en el segmento de exploración y producción (PEMEX, 2025). Considerando un tipo de cambio de 18 

pesos por dólar, estos presupuestos equivalen a 31.7 y 4.8 mil millones de dólares, respectivamente. Estos 

datos dejan ver que el presupuesto que PEMEX asigna hoy para el total de la inversión en capital de 

exploración y producción (PEMEX PEP) está lejos de ser suficiente para cubrir el costo de los pozos de 

cualquiera de los escenarios modelados, ademas de que este costo seria solo para la obtención de gas por 

fracking, mientras que el presupuesto de PEP incluye ademas la extracción de gas convencional y el petróleo. 

Si por el contrario, se compara contra el presupuesto total de la petrolera, sólo sería posible cubrir en su 

totalidad los requerimientos de los escenarios base y 5, que son los escenarios con menor intensidad en cuanto 

al uso de fracking, pero incluso aquí sería necesario destinar una gran parte de ese presupuesto solo para la 

perforación de pozos para gas no convencional, el equivalente al 62 y 42% del presupuesto total, 

respectivamente.  
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Figura 7. Comparación del costo total de los pozos en cada escenario y el presupuesto de PEMEX 2026. Nota: el costo total se 

refiere al caso de productividad y costo medio.  

 

El ejercicio anterior es una comparación estática, que no da cuenta de una de las partes más esenciales 

de la explotación de los recursos petroleros no convencionales, que tiene que ver con el ciclo productivo 

rápido que caracteriza a este tipo de recursos y la dinámica de inversión continua que ello requiere. Lo que 

se debe tener en cuenta es que, para mantener una producción de gas o petróleo no convencional creciente e 

incluso constante, se necesita mantener una dinámica de perforación creciente, y ello implica que es necesario 

mantener una tasa de inversión de capital creciente. En la Figura 8 se compara las curvas del costo anual de 

los pozos en cada uno de los escenarios, teniendo en cuenta el nivel de productividad y costo medio, contra 

el presupuesto de PEMEX asignado a exploración y producción para el año 2026. Como se puede apreciar, 

al principio de las operaciones el gasto necesario se mantiene por debajo del presupuesto de PEMEX PEP 

2026, pero, para los escenarios más intensivos, 2, 3 y 4, a partir del año 2030, los requerimientos de inversión 

ya superan con facilidad este monto. Al igual que como se vio en el ejercicio anterior, solo los escenarios 

base y 5, que constituyen los casos de menor integración del fracking a la producción nacional podrían ser 

cubiertos con una fracción del presupuesto de 2026. Para el año 2035, en el escenario base sería necesaria 

una inversión equivalente al 62% del presupuesto de PEMEX PEP 2026, y en el escenario 5, se ocuparía el 

40% del mismo.  
D R

 A F T



Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

39 
 

 

Figura 8. Comparación del costo anual de los pozos en cada escenario y el presupuesto de PEMEX PEP 2026. Nota: el costo anual 

se refiere al caso de productividad y costo medio.  

 

 

 El riesgo de la dependencia de la inversión privada 

Lo que las comparativas antes mostradas evidencian es que, en efecto, la explotación de petróleo y gas 

no convencionales es sumamente costosa, ya sea que esta se compare contra la extracción de recursos 

convencionales o contra el nivel de presupuesto que PEMEX maneja en la actualidad para cubrir todas sus 

actividades o contra lo que destina exclusivamente a las áreas de exploración y producción. En este sentido, 

dada la delicada situación financiera de la empresa petrolera nacional, es difícil pensar que por sí misma 

pueda disponer de recursos suficiente para adentrarse en la explotación de gas no convencional. De hecho, 

esto no sucede en ningún país donde se explote gas no convencional a grandes escalas. Por tanto, conseguir 

materializar cualquier escenario de explotación de gas no convencional va a requerir forzosamente abrir la 

inversión a capital privado, ya sea para una participación de forma individual o en asociación con la empresa 

estatal, para con ello lograr inyecciones crecientes de capital. 

Si bien es cierto que la explotación y aprovechamiento de gas no convencional podría disminuir la 

dependencia energética en México, la necesidad de mantener niveles crecientes de capital para construir la 

plataforma productiva tiene el potencial de generar toda una serie de nuevas dependencias, particularmente 

una dependencia de la inversión privada para lograr sostener la plataforma de producción. Lo problemático 

de esta situación es que, dada la naturaleza productiva de los recursos petroleros no convencionales -aumento 
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y declinación acelerado de la producción- se generan incentivos hacia el gobierno para no obstruir o interferir 

de cualquier manera en el sector productivo limitando con ello su capacidad de acción, ya que cualquier 

acción que reduzca el atractivo de la inversión generaría un alto en la inversión y con ello una caída en la 

producción (Fig. 9). Esta situación puede llevar a obstaculizar las medidas para la protección del medio 

ambiente y minimizar los impactos sociales y ambientales causados por la extracción petrolera. La simbiosis 

que se crea entre inversión y producción tiene el potencial de crear situaciones de vulnerabilidad energética 

tan profundas como la propia dependencia energética que se tiene hoy de las importaciones. Por lo anterior, 

la suficiencia energética que se puede conseguir a través de la explotación de gas no convencional debe 

considerarse como una soberanía débil, mediada por los incentivos privados a la inversión, los cuales no 

siempre van a estar alineados con los intereses nacionales.  

 

Implicaciones de la dependencia del fracking 

El riesgo de dependencia estructural del fracking  

Uno de los aspectos más interesantes sobre la explotación de recursos petroleros no convencionales 

mediante fracking tiene que ver con su naturaleza productiva, la cual obedece a un ciclo rápido y corto en 

comparación con los recursos convencionales  (Wachtmeister & Höök, 2020). Esta naturaleza hace que sea 

posible obtener de manera relativamente rápida, producción de hidrocarburos, pero, al mismo tiempo, debido 

a que los pozos empleados para ello declinan de forma acelerada, se genera una dependencia de perforación 

continua, que de no satisfacerse provoca una caída abrupta en los volúmenes productivos.  

En la Figura 9 se ilustra lo que pasaría con la producción de gas no convencional, en el escenario base 

modelado en este trabajo, si la perforación de pozos se detuviera en el año 2035. Como se puede apreciar, en 

un par de años ya se habría perdido el 50% de la producción de gas no convencional, al pasar de un pico de 

3,000 [MMpcd] en el año 2035 a uno cercano a los 1,500 [MMpcd] en el año 2037, y a menos de 1,000 

[MMpcd] para el año 2040. En otras palabras, lo que pudiera tardar 10 años en construirse puede perderse 

en menos de 5 años debido a la naturaleza productiva de los pozos no convencionales.  

Lo que estos datos muestran es que el fracking crea una dependencia estructural de perforación 

continua y por tanto no constituye una solución duradera ya que requiere mantener altos ritmos de perforación 

a lo largo del tiempo. Para el escenario base, considerando la productividad media de los pozos, mantener un 

nivel de producción de 3,000 [MMpcd] podría requerir un ritmo constante de perforación cercano a los 250 

pozos anuales. Si bien estos ritmos de perforación ya han ocurrido en México - por ejemplo, durante el 
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periodo comprendido entre los años 2002 y 2014, se mantuvieron ritmos de perforación superiores a los 400 

pozos anuales y con un ritmo máximo de 1,512 pozos en el año 2009 - ello ocurrió en un ambiente de precios 

altos del barril de petróleo, superiores a los $100 dólares por barril. En cambio, en los últimos años los niveles 

de perforación se han mantenido por debajo de los 100 pozos por año (SENER, 2025).  

Por otro lado, si en lugar del escenario base consideramos el escenario 4 - en donde la producción de 

gas convencional declina y el consumo interno aumenta - el requerimiento medio de perforación para el año 

2035 alcanza casi los 1,000 pozos por año, un nivel de intensidad solo visto durante 2009 y 2012 (SENER, 

2025), de nueva cuenta dentro de un escenario de precios extremadamente altos.  

 

 

Figura 9. Evolución de la producción de gas no convencional en el escenario base si la perforación de pozos se detiene en el año 

2035. Nota: se muestra la producción por campañas de perforación anual.  

 

La implicación de este análisis es que una vez que se entra al fracking y se comienza a hacer el sistema 

energético y económico dependientes de este suministro, la más mínima disminución en cuanto a perforación 

podría generar una caída abrupta del gas disponible y causar graves problemas a la economía nacional. Por 

otro lado, asegurar estos ritmos de perforación depende de la posibilidad de asegurar la rentabilidad de los 

proyectos, esto es, si son empresas privadas las que desarrollan la perforación, entonces se depende de su 

voluntad para invertir. En cambio, si esto recae en el Estado, se depende de su situación fiscal, o de su 

capacidad de asegurar ganancias a los privados.  
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¿Qué tanto puede durar la producción de gas no convencional en México?   

Finalmente, es importante subrayar que la obtención de cantidades significativas de gas no 

convencional por medio de fracking tendría un horizonte temporal limitado. México cuenta solo con una 

fracción de los recursos de gas no convencionales de Estados Unidos (aproximadamente el 20%) y en ese 

país la producción de gas ha llegado casi a su máximo después de tan solo 18 años. El yacimiento de 

Marcellus (el más grande de todo Norte América) se ha estancado en los últimos tres años a pesar del aumento 

en la perforación de pozos, ya que el núcleo mas productivo (core area) ha sido explotado extensivamente 

(Saputra et al., 2024). El yacimiento de Utica, adyacente a Marcellus, ha entrado en declive terminal despues 

de haber tocado su pico en 2019. El yacimiento de Haynesville en Texas también ha comenzado a declinar 

desde mediados de 2023. En su conjunto, los yacimientos con una producción inferior a 6000 MMpcd no 

han crecido desde mediados de 2020 y producen menos de su máximo de ese año. En particular la formación 

Eagle Ford de Texas, que continúa en el noreste de México (Coahuila, Nuevo León y Tamaulipas) tocó su 

máximo de producción de gas en 2015, tan solo 7 años después de la perforación del primer pozo. Las 

proyecciones de la propia Agencia de Información de Energía de Estados Unidos del pasado febrero (EIA, 

2026) indican que la producción ha llegado a un máximo. Si bien esta agencia indica que la producción 

continuaría estable por muchos años los modelos mas sofisticados indican que una vez agotados los sitios 

mas productivos (core+noncore) la perforación en las áreas perifericas (outer areas) no sería rentable, por lo 

que se podría tener un rapido descenso de la producción desde la próxima década (Saputra et al., 2021). 

 

 

CONCLUSIONES: ¿ES INEVITABLE EL FRACKING EN MÉXICO? 

 

La consideración de recurrir a la explotación de los recursos no convencionales del país deriva de la 

profunda dependencia energética que México guarda de las importaciones de gas, donde se tiene una 

situación crítica con importaciones que llegan al 75% de la demanda nacional (ver sección 1). En este trabajo 

hemos explorado distintos escenarios de explotación de gas no convencional para intentar aumentar la 

suficiencia energética. Como mostramos, la intensidad con la cual se tiene que recurrir al fracking para lograr 
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cerrar la brecha entre la oferta y la demanda del gas, se encuentra en función del nivel de consumo que se 

tenga, del nivel de cobertura interna o nivel de autosuficiencia deseado, y de la capacidad de suministrar gas 

desde fuentes convencionales. 

En este sentido, el escenario base propuesto por PEMEX, en términos de intensidad en cuanto al 

empleo del fracking, puede considerarse optimista, ya que asume que es posible lograr un aumento en la 

producción del gas convencional, lo cual haría del fracking una herramienta complementaria para cubrir la 

brecha productiva de gas y no caería sobre estos recursos el peso de tener que suministrar el grueso del 

consumo. Según los datos modelados, para el año 2035, el gas no convencional estaría participando con el 

36% de la producción nacional, por lo que el grueso de la producción interna provendría de fuentes 

convencionales.  

Sin embargo, la experiencia en materia de hidrocarburos del último sexenio muestra la dificultad de 

poder revertir las tendencias declinantes en materia de producción. La historia reciente nos muestra, además, 

que los pronósticos de producción tanto de PEMEX como de SENER siempre han sido muy optimistas y 

nunca se han cumplido (ver Ferrari et al., 2024, Figura 6). Por lo tanto, resulta más realista considerar 

escenarios en donde hay dificultades para sostener la plataforma nacional de producción de gas convencional, 

tal y como lo muestran los escenarios 2, 3 y 4. De ser este el caso, entonces el fracking no podría ser empleado 

simplemente como una fuente complementaria para cubrir faltantes, sino que sobre estos recursos recaería 

el peso de conseguir los niveles de suficiencia energética buscada, lo cual implica una implementación más 

intensiva de esta técnica.  

Por otro lado, como lo mencionamos en la sección anterior, en la decisión de invertir grandes 

cantidades de dinero para que el fracking cubra una fracción significativa del consumo nacional de gas se 

tiene que considerar también la incertidumbre de los recursos recuperables y la duración de una alta 

producción, que podría ser limitada en el tiempo. En este sentido seguir apostando al gas y recurrir al fracking 

como medida principal para su abasto representa un notable riesgo, ya que en caso de no poder extraer las 

cantidades supuestas -por razones geológicas, económicas o de oposición social- se tendrían efectos 

devastantes sobre la economía nacional.   

Como se muestra en el escenario 5, la suficiencia en materia de gas no tiene que ser necesariamente 

resultado de un aumento de la oferta, como siempre se pretende, sino que puede obtenerse por medio de una 

reducción de la demanda, tanto por medio de sustitución de fuentes como por un ahorro y reducción absoluta. 

Dentro de ello se debería considerar aspectos como: 1) desgasificación de la matriz energética y eléctrica 
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mediante una mayor contribución de fuentes renovables, aunada a un decrecimiento del consumo; 2) políticas 

de ahorro y uso eficiente del gas, particularmente en los sectores más intensivos; 3) una reconversión de la 

industria privilegiando las necesidades básicas del mercado interno sobre las exportaciones.  

Una reducción del 20% del consumo en los próximos años ya podría considerarse un logro, toda vez 

que las políticas energéticas y económicas del país parecen caminar en sentido contrario. En este sentido se 

recomienda llevar a cabo estudios profundos sobre el metabolismo del gas y de los flujos de consumo en el 

país, de tal forma que sea posible identificar los principales sectores donde se emplea en la economía 

nacional. Con base en ello establecer prioridades en cuanto al consumo de este energético que enfrenta costos 

crecientes para su producción. Una posible lista de prioridad incluye: 1) la producción de fertilizantes para 

producción de alimentos de consumo interno (al tiempo que se promueve una agricultura con un uso mucho 

menor de agroquímicos); 2) el uso industrial directo e indirecto para la producción de bienes de primera 

necesidad para la nación; 3) consumo nacional directo e indirecto de centros médicos, escuelas y hogares; y 

4) la producción y refinación de petróleo de acuerdo con la disponibilidad decreciente de este. La intención 

de un ejercicio de esta naturaleza sería entender cuál es la cantidad mínima que requiere una economía como 

la mexicana para lograr sostener los aspectos más básicos de su quehacer diario en vista de un posible corte 

de suministro de gas.  

 

Agradecimientos. Agradecemos la revisión por parte de los árbitros Ángel de la Vega Navarro y Fluvio 

Ruíz Alarcón, así como del editor asociado Ángel Nieto Samaniego. La Secretaría de Energía y PEMEX 

por porcionar información de sus escenarios de explotación de hidrocarburos no convencionales.   

Financiamiento. El trabajo de JRFH fue apoyado por una beca de ayudante de SNII 3 de la Secretaría de 

Ciencia Humanidades, Tecnología e Innovación (SECITHI).  

Conflictos de interés. Los autores declaran que no tienen conflicto de interés acerca del tema del artículo. D R
 A F T



Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

45 
 

REFERENCIAS 

Achakulwisut, P., Erickson, P., & Koplow, D. (2021). Effect of subsidies and regulatory exemptions on 
2020–2030 oil and gas production and profits in the United States. Environmental Research Letters, 
16(8), 084023. https://doi.org/10.1088/1748-9326/ac0a10  

Arps, J. (1945). Analysis of Decline Curves. Transactions of the AIME, 228-247. 
Aucott, M. L., & Melillo, J. M. (2013). A Preliminary Energy return on investment analysis of natural gas 

from the Marcellus Shale. Journal of Industrial Ecology(17), 668–679. 
Barbosa Cano, F. (2019). Experiencias en la explotación de hidrocarburos no convencionales en México y 

Estados Unidos. Ciudad de México: UNAM-IIE. 
Barneda, D. (11 de Junio de 2025). Vaca Muerta bajo la lupa: revelan el precio mínimo para no perder plata. 

El Economista. Obtenido de https://eleconomista.com.ar/energia/vaca-muerta-lupa-revelan-precio-
minimo-perder-plata-n85612 

Bennis, M., Gellert, J., Nougués, M., & Crespo, P. (2020). Decline Curve Analysis in Vaca Muerta with 
Choke Size Normalization of Gas Rates. SPE/AAPG/SEG Latin America Unconventional Resources 
Technology Conference.  https://doi.org/10.15530/urtec-2020-1403 

Berman, A. (23 de Enero de 2024). Draining America First—The Beginning of the End for Shale Gas. Art 
Berman Blog. https://www.artberman.com/blog/draining-america-first-the-beginning-of-the-end-for-
shale-gas/ 

Castro-Alvarez, F., Marsters, P., Ponce de León Barido, D., & Kammen, D. M. (2018). Sustainability lessons 
from shale development in the United States for Mexico and other emerging unconventional oil and 
gas developers. Renewable and Sustainable Energy Reviews, 82(1), 1320-1332. 
https://doi.org/10.1016/j.rser.2017.08.082 

CNH. (2022). Retos y Oportunidades de la Producción de Petróleo y Gas Natural de Yacimientos No 
Convencionales en México. Obtenido de 
https://www.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/766408/Retos-Oportunidades-YNC-2022.pdf 

Du, X., Carlson, K. H., & Tong, T. (2022). The water footprint of hydraulic fracturing under different 
hydroclimate conditions in the Central and Western United States. Science of The Total Environment, 
840. https://doi.org/10.1016/j.scitotenv.2022.156651 

Du, X., Li, H., Robbins, C. A., Carlson, K. H., & Tong, T. (2021). Activity and Water Footprint of 
Unconventional Energy Production under Hydroclimate Variation in Colorado. ACS ES&T Water, 
1(2), 281-290. https//:10.1021/acsestwater.0c00064  

Energy Institute - Statistical Review of World Energy (2025). https://www.energyinst.org/statistical-review/ 
Energy Information Administration (EIA), (2015). Technically Recoverable Shale Oil and Shale Gas 

Resources: Mexico. https://www.eia.gov/analysis/studies/worldshalegas/ 
EIA. (18 de Marzo de 2020). Production Decline Curve Analysis in the Annual Energy Outlook 2020. 

Recuperado el Mayo de 2026, de https://www.eia.gov/analysis/drilling/curve_analysis/archive/2020/ 
EIA. (2026). Henry Hub Natural Gas Spot Price. Obtenido de EIA -Natural Gas: 

https://www.eia.gov/dnav/ng/hist/rngwhhdA.htm 

D R
 A F T

https://doi.org/10.1088/1748-9326/ac0a10
https://eleconomista.com.ar/energia/vaca-muerta-lupa-revelan-precio-minimo-perder-plata-n85612
https://eleconomista.com.ar/energia/vaca-muerta-lupa-revelan-precio-minimo-perder-plata-n85612
https://doi.org/10.15530/urtec-2020-1403
https://www.artberman.com/blog/draining-america-first-the-beginning-of-the-end-for-shale-gas/
https://www.artberman.com/blog/draining-america-first-the-beginning-of-the-end-for-shale-gas/
https://doi.org/10.1016/j.rser.2017.08.082
https://www.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/766408/Retos-Oportunidades-YNC-2022.pdf
https://doi.org/10.1016/j.scitotenv.2022.156651
https://www.energyinst.org/statistical-review/
https://www.eia.gov/analysis/studies/worldshalegas/
https://www.eia.gov/analysis/drilling/curve_analysis/archive/2020/
https://www.eia.gov/dnav/ng/hist/rngwhhdA.htm


Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

46 
 

Erickson, P., & Achakulwisut, P. (2022). How subsidies aided the US shale oil and gas boom. Stockholm 
Environment Institute. 

Federal Reserve of Dallas (Marzo de 2026). Break-even prices for U.S. oil producers—major shale plays. 
Obtenido de https://www.dallasfed.org/research/surveys/des/data/breakeven 

Ferrari, L., Flores Hernández J.R., Hernández Martínez, D., 2024. A 20 años del pico del petróleo en México: 
análisis del sector hidrocarburos e implicaciones para el futuro energético nacional: Revista Mexicana 
de Ciencias Geológicas, 41(1), 66-86, https://doi.org/10.22201/cgeo.20072902e.2024.1.1770 

Flores Hernandez J.R., Ferrari L., 2025. Las políticas en materia de hidrocarburos y sus consecuencias 
ambientales desde el neoliberalismo hasta la Cuarta Transformación en México. En Azamar Alonso et 
al. (eds.) "Miradas críticas sobre las políticas ambientales en la Cuarta Transformación". Universidad 
Autónoma Metropolitana, cap. 3, pag. 53-84. ISBN 978-607-28-3469-9. 

Flores Lot, C., & Flores Hernández, J. (2026). Pozos letrina: residuos petroleros inyectados en las 
profundidades. Ciudad de México: CartoCrítica A.C. https://cartocritica.org.mx/2026/pozos-letrina-
residuos-petroleros-inyectados-en-las-profundidades/ 

Flores Hernández, J., Llano, M. (2024). Estimación del consumo requerido de agua para la explotación de 
recursos petroleros no convencionales mediante fracturación hidráulica en México. Ciudad de México. 
Cuaderno temático 8, Pronace ECC-Conahcyt, https://secihti.mx/cuaderno-tematico-8/ 

Gaurina-Međimurec, N., Brkić, V., Topolovec, M., & Mijić, P. (2021). Fracturing Fluids and Their 
Application in the Republic of Croatia. Applied Sciences. doi: https://doi.org/10.3390/app11062807 

Guo, K. &., Wachtmeister, H., Aleklett, K., & Höök, M. (2017). Characteristic Production Decline Patterns 
for Shale Gas Wells in Barnett. International Journal of Sustainable Future for Human Security., 12-
21. 

Guo, K., Zhang, B., Aleklett, K., & Höök, M. (2016). Production Patterns of Eagle Ford Shale Gas: Decline 
Curve Analysis Using 1084 Wells. Sustainability. doi:https://doi.org/10.3390/su8100973 

Hernández-Espriú, A., Arciniega-Esparza, S., & Macías-Medrano, S. (2019). Water use spatio-temporal 
mapping linked to hydraulic fracturing across the Eagle Ford Play, Texas (USA). Terra Digitalis, 3(1), 
1-5. doi: https://doi.org/10.22201/igg.25940694.2019.1.59 

Hoffman, A., Olsson, G., & Lindström, A. (2014). Shale Gas and Hydraulic Fracturing: Framing the Water 
Issue. Stockholm: SIWI. 

Hunt, H. (23 de Octubre de 2025). The Future of Produced Water Recycling in Texas. Obtenido de Texas 
Real Estate Research Center: https://trerc.tamu.edu/blog/the-future-of-produced-water-recycling-in-
texas/ 

Ilk, D. R. (2008). Exponential vs. Hyperbolic Decline in Tight Gas Sands — Understanding the Origin and 
Implications for Reserve Estimates Using Arps' Decline Curves. SPE Annual Technical Conference 
and Exhibition. Denver: SPE. 

Incorrys. (15 de Noviembre de 2024). Oil Well Costs By Play/Basin. Obtenido de 
https://incorrys.com/energy/energy-cost/well-costs-by-play-basin/ 

Incorrys. (Abril de 2025). North American Natural Gas Full Cycle Cost and Resources. Obtenido de 
https://www.incorrys.com/videos/NorthAmericanGasCost-April2025.pdf 

D R
 A F T

https://www.dallasfed.org/research/surveys/des/data/breakeven
https://doi.org/10.22201/cgeo.20072902e.2024.1.1770
https://cartocritica.org.mx/2026/pozos-letrina-residuos-petroleros-inyectados-en-las-profundidades/
https://cartocritica.org.mx/2026/pozos-letrina-residuos-petroleros-inyectados-en-las-profundidades/
https://secihti.mx/cuaderno-tematico-8/
https://doi.org/10.3390/app11062807
https://doi.org/10.3390/su8100973
https://doi.org/10.22201/igg.25940694.2019.1.59
https://trerc.tamu.edu/blog/the-future-of-produced-water-recycling-in-texas/
https://trerc.tamu.edu/blog/the-future-of-produced-water-recycling-in-texas/
https://incorrys.com/energy/energy-cost/well-costs-by-play-basin/
https://www.incorrys.com/videos/NorthAmericanGasCost-April2025.pdf


Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

47 
 

INERGY. (7 de Abril de 2026). Fracking en Vaca Muerta: cuánto cuesta perforar, cuánto produce y por qué 
define el futuro energético. INERGY. Obtenido de https://www.minergy.ar/energia/fracking-vaca-
muerta-cuanto-cuesta-perforar-cuanto-produce-y-que-define-el-futuro-energetico-n1490194 

Jacobs, T. (31 de Mayo de 2019). China’s Shale Dream Rests Atop Chaotic Geology. Journal of Petroleum 
Technology. Obtenido de https://jpt.spe.org/chinas-shale-dream-rests-atop-chaotic-geology 

Kondash, A. J., Lauer, N. E., & Vengosh, A. (2018). The intensification of the water footprint of hydraulic 
fracturing. Science Advances, 4(8). https://doi.org/10.1126/sciadv.aar5982 

Liu, S., Chang, C., Xie, W., & Li, H. (2023). Process of EUR prediction for shale gas wells based on 
production decline models—a case study on the Changning block. Frontiers in Energy Research, 11. 
https://doi.org/10.3389/fenrg.2023.1252980  

Makki, S., Maalouf, E., & Yehya, A. (2025). Review of the environmental and health risks of hydraulic 
fracturing fluids. Heliyon. https://doi.org/10.1016/j.heliyon.2024.e40883 

Nianyin, L., Jiajie, Y., Chao, W., Suiwang, Z., Xiangke, L., Jia, K., . . . Yinhong, D. (2021). Fracturing 
technology with carbon dioxide: A review. Journal of Petroleum Science and Engineering, 205. 
https://doi.org/10.1016/j.petrol.2021.108793. 

Nicot, J., & Scanlon, B. (2012). Water Use for Shale-Gas Production in Texas, U.S. Environmental Science 
& Technology, 46(6), 3580–3586. https://doi.org/10.1021/es204602t 

Pang, M., Zhang, Z., Zhou, Z., Zhou, W., & Li, Q. (2025). Estimated ultimate recovery prediction of shale 
gas wells based on stacked integrated learning algorithm. Scientific Reports. 
https://doi.org/10.1038/s41598-025-03801-2 

Parrish, A. (2017). Analysis of the Production Data from Marcellus Shale Wells Graduate Theses, 
Dissertations, and Problem Reports. 8166. Obtenido de 
https://researchrepository.wvu.edu/cgi/viewcontent.cgi?article=9159&context=etd 

PEMEX. (2023). Informes de Sustentabilidad. Obtenido de PEMEX: 
https://www.pemex.com/etica_y_transparencia/transparencia/informes/Paginas/informes.aspx 

PEMEX, (2025). Formulario F-20. Obtenido de Documentos presentados ante la SEC: 
https://www.pemex.com/ri/reguladores/ReportesAnuales_SEC/20-F_2025_PEMEX_as%20filed.pdf 

PEMEX, (2026). Resultados preliminares al 31 de diciembre de 2025. 
https://www.pemex.com/ri/finanzas/Reporte%20de%20Resultados%20no%20Dictaminados/Webcast
%201T26.pdf 

Pérez Macias, L.F. y Ferrari, L. (2025). El gas natural en México: implicaciones para la política energética 
y la sostenibilidad. México. Cuaderno temático 12, PRONACES ECC-Conahcyt. 
https://secihti.mx/cuaderno-tematico-12/ 

PLADESE, (2025). Plan de Desarrollo del Sector Eléctrico 2025-2039. 
https://www.gob.mx/sener/articulos/plan-de-desarrollo-del-sector-electrico-pladese 

Rosa, L., Rulli, M., Davis, K., & D'Odorico, P. (2018). The water-energy nexus of hydraulic fracturing: A 
global hydrologic analysis for shale oil and gas extraction. Earth's Future, 6(5), 745–756. doi: 
https://doi.org/10.1002/2018EF000809 

Saputra, W., Kirati, W., & Patzek, T. (2021). Forecast of economic tight oil and gas production in Permian 
Basin. Energies, 15(1), 43. https://doi.org/10.3390/en15010043 

D R
 A F T

https://www.minergy.ar/energia/fracking-vaca-muerta-cuanto-cuesta-perforar-cuanto-produce-y-que-define-el-futuro-energetico-n1490194
https://www.minergy.ar/energia/fracking-vaca-muerta-cuanto-cuesta-perforar-cuanto-produce-y-que-define-el-futuro-energetico-n1490194
https://jpt.spe.org/chinas-shale-dream-rests-atop-chaotic-geology
https://doi.org/10.1126/sciadv.aar5982
https://doi.org/10.3389/fenrg.2023.1252980
https://doi.org/10.1016/j.heliyon.2024.e40883
https://doi.org/10.1016/j.petrol.2021.108793
https://doi.org/10.1021/es204602t
https://doi.org/10.1038/s41598-025-03801-2
https://researchrepository.wvu.edu/cgi/viewcontent.cgi?article=9159&context=etd
https://www.pemex.com/etica_y_transparencia/transparencia/informes/Paginas/informes.aspx
https://www.pemex.com/ri/reguladores/ReportesAnuales_SEC/20-F_2025_PEMEX_as%20filed.pdf
https://www.pemex.com/ri/finanzas/Reporte%20de%20Resultados%20no%20Dictaminados/Webcast%201T26.pdf
https://www.pemex.com/ri/finanzas/Reporte%20de%20Resultados%20no%20Dictaminados/Webcast%201T26.pdf
https://secihti.mx/cuaderno-tematico-12/
https://www.gob.mx/sener/articulos/plan-de-desarrollo-del-sector-electrico-pladese
https://doi.org/10.1002/2018EF000809
https://doi.org/10.3390/en15010043


Revista Mexicana de Ciencias Geológicas  Versión preliminar/Draft version 

48 
 

Saputra, W., Kirati, W., Hughes, D., & Patzek, T. W. (2024). Forecast of economic gas production in the 
Marcellus Shale. AAPG Bulletin, 108(1), 15-40. https://doi.org/10.1306/10242221078 

Scanlon, B., Reedy, R., & Nicot, J. (2014). Will water scarcity in semiarid regions limit hydraulic fracturing 
of shale plays? Environmental Research Letters, 9(12). https://doi.org/10.1088/1748-
9326/9/12/124011     

SIE SENER (2025). Sistema de Información Energética. Obtenido de SENER: https://sie.energia.gob.mx/  
SIH SENER, (2025). Sistema de Información de Hidrocarburos. Obtenido de SENER: https://sih-

hidrocarburos.energia.gob.mx/ 
SENER, 2013. Prospectiva de petróleo crudo y petrolíferos 2013-2027.   

https://www.gob.mx/sener/documentos/prospectivas-del-sector-energetico  
SENER, 2015. Prospectiva de petróleo crudo y petrolíferos 2015-2029.   

https://www.gob.mx/sener/documentos/prospectivas-del-sector-energetico  
SENER, 2025. Balance Nacional de Energía 2024. https://www.gob.mx/sener/articulos/balance-nacional-

de-energia-296106   
Smil, V. (2022). How the World Really Works. Penguin Books. 
SPE. (2000). Society of Petroleum Engineers. Obtenido de Petroleum Resources Classification System and 

Definitions:  https://www.spe.org/media/filer_public/58/a2/58a24952-4f2c-4c2c-9eca-
038299cb2ceb/petroleum_resources_classification_system_and_definitions.pdf 

Tabuchi, H., & Migliozzi, B. (25 de Septiembre de 2023). Monster Fracks’ Are Getting Far Bigger. And Far 
Thirstier. NewYork Times. Obtenido de: 
https://www.nytimes.com/interactive/2023/09/25/climate/fracking-oil-gas-wells-water.html 

Tan, L., Zuo, L., & Wang, B. (2018). Methods of Decline Curve Analysis for Shale Gas Reservoirs. Energies. 
doi:https://doi.org/10.3390/en11030552 

Tong, L., & Liu, D. (2025). A review of environmental issues caused by hydraulic fracturing of shale gas. 
Discover Applied Sciences, 7. doi: https://doi.org/10.1007/s42452-025-07122-x 

Villalobos-Hiriart, A., Navarro-Frómeta, A., Gómez-Durán, P., Alonso-Pippo, W., Durán-Domínguez-de-
Bazúa, M., & Jiménez-Vásquez, M. (2020). Implications of Hydraulic Fracturing of Unconventional 
Oil and Gas Resources in Mexico. En E. e. Otazo-Sánchez, Water Availability and Management in 
Mexico (págs. 99-124). Switzerland: Springer Nature. https://doi.org/10.1007/978-3-030-24962-5 

Wachtmeister, H., & Höök, M. (2020). Investment and production dynamics of conventional oil and 
unconventional tight oil: Implications for oil markets and climate strategies. Energy and Climate 
Change, 1. https://doi.org/10.1016/j.egycc.2020.100010 

Wachtmeister, H., Lund, L., Aleklett, K., & Höök, M. (2017). Production Decline Curves of Tight Oil Wells 
in Eagle Ford Shale. 26, 365–377. doi: https://doi.org/10.1007/s11053-016-9323-2 

Yang, H., Huang, X., Yang, Q., Tu, J., Li, S., Yang, D., Thompson, J. R. (2015). Water Requirements for 
Shale Gas Fracking in Fuling, Chongqing, Southwest China. Energy Procedia, 76, 106-112. 
doi:https://doi.org/10.1016/j.egypro.2015.07.862. 

 

D R
 A F T

https://doi.org/10.1306/10242221078
https://doi.org/10.1088/1748-9326/9/12/124011
https://doi.org/10.1088/1748-9326/9/12/124011
https://sie.energia.gob.mx/
https://sih-hidrocarburos.energia.gob.mx/
https://sih-hidrocarburos.energia.gob.mx/
https://www.gob.mx/sener/documentos/prospectivas-del-sector-energetico
https://www.gob.mx/sener/documentos/prospectivas-del-sector-energetico
https://www.gob.mx/sener/articulos/balance-nacional-de-energia-296106
https://www.gob.mx/sener/articulos/balance-nacional-de-energia-296106
https://www.spe.org/media/filer_public/58/a2/58a24952-4f2c-4c2c-9eca-038299cb2ceb/petroleum_resources_classification_system_and_definitions.pdf
https://www.spe.org/media/filer_public/58/a2/58a24952-4f2c-4c2c-9eca-038299cb2ceb/petroleum_resources_classification_system_and_definitions.pdf
https://www.nytimes.com/interactive/2023/09/25/climate/fracking-oil-gas-wells-water.html
https://doi.org/10.3390/en11030552
https://doi.org/10.1007/s42452-025-07122-x
https://doi.org/10.1007/978-3-030-24962-5
https://doi.org/10.1016/j.egycc.2020.100010
https://doi.org/10.1007/s11053-016-9323-2
https://doi.org/10.1016/j.egypro.2015.07.862



