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1. Introduccion

El objetivo de este analisis es la participacién en la Licitacion Publica que se realizara para la
adjudicacion de los Derechos de Explotacion del yacimiento gasifero denominado “LA
ESPERANZA”, ubicado en la cuenca neuquina.

Para esta evaluacidn se analizaron distintas alternativas técnico-econdmicas, comerciales.

El yacimiento se encuentra en la provincia de Neuquén a unos 200 km del Yacimiento Loma La
Lata, cuya profundidad promedio es de 2.210 metros bajo boca de pozo (mbbp). Los
hidrocarburos son producidos de areniscas de una estructura anticlinal, pertenece a la Formacion
Mulichinco.




Figura 1: Formacion Mulichinco

La Formacion Mulichinco, perteneciente al grupo Mendoza, constituye en subsuelo uno de los
principales reservorios de hidrocarburos de la Cuenca Neuquina, se compone
de sedimentitas continentales, transicionales y marinas.

Los espesores reconocidos para la Formacién Mulichinco son sumamente variables, pudiendo
superar los 500 metros.

La Formaciéon Mulichinco se dispone sobre la Formacién Vaca Muerta y hacia el techo, se apoya
la Formacion Agrio.

A fPOCAlEDAL ZONAS N
M [ROCAIEDADY amoNITIFERAS | SUT nore
Aoy Artielirul Puerts de Harrminca
133 == e DA N Prcle Neuigusen Loma Bavos Crraet de los 1opos
s FORMACION AGRIO
o e o (parcial)
= (parcial)
1344 a ; e e e m s
Z | &
’r, —d
= o
&= § Noostefromuy =
135+ & il MmN FORMACION
{f NPT AT ;
= - MarinG MULICHINCD
- o ol 2 gl
1365 - wha r;_:l_ll_:rl\.
= T sl Loop g DIy L2
™ Fivero
£ VIR FORMACION VACA MUERTA
ullc |:I-|'.'|.r:l.:-.l {pa rci ﬂl’
- |37

Cuadro cronoestratigrafico del Valanginiano (parcial) a partir de biozonaciones de Aguirre Urreta & Rawson (1997,
1999b). Escala numérica (M.a.) de Gradstein et al. (1995,
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2. Marco institucional y legal
2.1. Produccién y Exploracion de Hidrocarburos

Regulacion Vigente

La Ley N2 17.319 dictada en 1967, establecié el marco legal basico de la industria, regulando las
actividades de exploracién, explotacion, industrializacion, transporte y comercializacion de
petréleo, y la exploracion y explotacion del gas natural.

La Ley N2 17.319 fue parcialmente actualizada mediante la Ley N° 27.007 dictada en el afio 2014.
Entre las modificaciones que se pueden mencionar se encuentra la figura de Explotacion de No
Convencionales, la reduccidn de los plazos de permisos bdsicos y la eliminacién del acarreo (es
decir, la participacion de empresas provinciales sin inversion) como mecanismo de concesion de
areas. Las adjudicaciones contindian siendo mediante concursos, pero la Nacidn y las Provincias
acordaran pliegos modelos para lograr uniformidad en todas las jurisdicciones.

Propiedad de los Hidrocarburos

En el afio 1994, con la reforma de la Constitucion Nacional se incorpord el articulo 124, que
establecié que los recursos naturales (hidrocarburos entre ellos) pertenecen en propiedad a la
Nacidn o a las provincias segun el territorio en que se encuentren. Los permisos y las concesiones
ya adjudicadas continuarian estando regidos por la Ley N2 17.319 de hidrocarburos.

La Ley N2 26.197 dictada en 2007, reglamenta el mencionado articulo de la Constitucién Nacional
y restituye a las provincias (propiedad originaria) los yacimientos de hidrocarburos que hasta ese
momento se encontraban bajo la jurisdiccion del Estado Nacional. Esta ley establece que
pertenecen a los Estados provinciales los yacimientos de hidrocarburos ubicados en sus territorios,
incluyendo los situados en el mar adyacente a sus costas hasta una distancia de doce millas
marinas medidas, mientras que pertenecen al Estado Nacional aquellos ubicados mas alla de las
doce millas.

Concesiones

El titular del permiso de exploracidon que descubre cantidades comercialmente explotables de
hidrocarburo tiene derecho a obtener concesién exclusiva para producirlo y explotarlo, por 25
afios, prorrogables por otros 10 afios, sujetos a aprobacién de autoridad concedente al momento
de la prérroga y siempre que el concesionario lo requiera. Luego del vencimiento, las provincias
tiene el derecho de otorgar nuevas concesiones o contratos con respeto a los bloques pertinentes.
La concesién de explotacién da derecho al titular a realizar las actividades necesarias para la
produccién, mientras no interfieran con las actividades de otros concesionarios. Una concesion de
explotacién da derecho a una de transporte para trasladar hidrocarburos y sus derivados por
medios que requieran instalaciones permanentes

Plazos
La Ley N° 27.007 establecié los siguientes plazos para la exploracién de Hidrocarburos:

Objetivo Convencional Objetivo No Convencional
ler periodo Hasta 3 afos Hasta 4 afos
2do periodo Hasta 3 afos Hasta 4 afos
Prérroga Hasta 5 afios Hasta 5 afios

Tabla 1: Plazos de exploracion de Hidrocarburos



Regalias

En la Ley N2 17.319 se establece que los titulares de concesiones de explotacidon deben pagar a la
provincia 12% de regalias y un adicional del 3%, si el plazo se extiende, sobre el valor de boca de
pozo (igual al precio donde el producto es entregado, menos costo de transporte, costo de
tratamiento y otras deducciones) de la produccion del petréleo crudo y los volimenes de gas
natural comercializados. El gasto de regalias en Argentina se contabiliza como costo de
produccién. De acuerdo a la Ley de hidrocarburos, cualquier hidrocarburo producido por el titular
de un permiso de exploracion antes de otorgada la concesion de explotacion, debe pagar un 15%
por regalias.

La Ley N° 27.007 por otra parte, mantiene el mismo porcentaje de regalias, y las define como el
Unico mecanismo de percepcidn de renta petrolera. El concesionario de Explotacién, tanto por el
petréleo como por el Gas Natural pagard un 12% del valor de los respectivos hidrocarburos (el
valor es en Boca de Pozo, menos el flete que corresponda y lo declara el permisionario o
concesionario).

Canon

Los titulares de permisos de exploracion y concesiones de explotacién también deben pagar un
canon anual de superficie en base a la cantidad de km? de cada area, que varia en caso de ser
exploracién o explotacion.

Las concesiones y los permisos caducan luego de tres meses de atraso en el pago de canon o
regalias. El art. 2 del Decreto 1454/07, fija el valor del canon hidrocarburifero que pagara
anualmente y por adelantado el concesionario al Estado Nacional o a la jurisdiccion que
corresponda, por cada km? o fraccidn abarcada por el 4rea, en $3447.87.-

Impuestos

Adicionalmente, la Ley N°27.007, fija un maximo del 3% a los Ingresos Brutos y se limita el
Impuesto a los Sellos, evitando gravar a la inversion. A efectos simplificadores y dado el bajo
impacto del impuesto de sellos, en el proyecto de desarrollo del yacimiento “La Esperanza”, se
asumira que no se paga impuestos de sellos.

Las ganancias netas de los titulares de permisos o concesiones, estan sujetos al régimen tributario
general de 35% de impuesto a las ganancias.

2.2. Transporte y Distribucién de gas

Concesiones (Provincias)

La Ley N2 26.197 dictada en 2007 establece que las concesiones de transporte de hidrocarburos
ubicadas dentro de territorio de una sola provincia, son adjudicadas a la misma. Las provincias en
su condicion de autoridad concedente, actuaran como contraparte en los permisos de exploracion
de hidrocarburos, concesiones de explotacién y de transporte con poder para (i) ejercer la
supervisién y control de los permisos de exploracién y concesiones de explotacion transferidas, (ii)
requerir el cumplimiento de las obligaciones legales y/o contractuales que correspondan en
relacidn con inversiones, explotacion racional, informacidn y pago del canon anual y las regalias,
(iii) establecer la duracién de las concesiones o permisos conforme los términos legales y/o
contractuales.

En la Ley N2 17.319 se establece la libre disponibilidad de los hidrocarburos producidos, que
habilita al concesionario de explotaciéon a transportar los hidrocarburos producidos,
comercializarlos, industrializarlos y comercializar sus derivados, siempre y cuando cumpla con las
normativas que reglamentan dichas actividades. Este concepto ha sido reforzado por la normativa



sancionada en 1989 como consecuencia de la Ley N2 23.696 (de Reforma del Estado), y los
Decretos 1055/89, 1212/89 y 1589/89.

Licenciatarias (Nacion)

La Ley N2 24.076, dictada en 1992, regula las etapas de transporte y distribucion del gas natural.
Estas actividades siguen el régimen de servicio publico, encontrandose las licenciatarias reguladas,
condicionadas por entes de control.

La Ley N2 26.197 dictada en 2007 establece que el estado retiene la facultad de otorgar
concesiones de transporte (i) ubicadas dentro del territorio de dos o mas provincias y (ii) las que
tengan como destino directo la exportacién de hidrocarburos.

2.3. Leyes de Emergencia

La Emergencia de Abastecimiento (2002-2005)

Durante dicho periodo se vio afectada la libre disponibilidad de la produccién. Existieron
restricciones a la exportacién de crudo y liquidos y restricciones a la exportacion de gas natural. Se
comenzo el redireccionamiento de la produccidn de gas natural y se desarrollaron acuerdos varios
entre el Gobierno y Empresas.

Ley de Emergencia Econémica (2002)

Se afectaron todas las operaciones luego del Default de Argentina en el 2002. Las principales
restricciones se encontraban en la disponibilidad de divisas, los pagos al exterior, la incorporacion
de gravamenes a las exportaciones (crudo, liquidos, gas), la pesificacion de contratos de
compraventa de produccién y el congelamiento de tarifas de distribucion.

Expropiacion de YPF

La Ley N2 26.741 dictada en 2012 declaré6 de interés publico nacional el logro del
autoabastecimiento hidrocarburifero; cred el Consejo Federal de Hidrocarburos y declaré de
utilidad publica y sujeto a expropiacidon de 51% del patrimonio de YPF S.A. y de Repsol YPF Gas S.A.

Resolucion SE 599/2007

Homologacién de la propuesta para el acuerdo con productores de gas natural 2007- 2011,
tendiente a la satisfaccion de la demanda doméstica. Se dan de baja todos los contratos de
exportacion de gas natural.

Resolucion ENRG 1410

Procedimiento para solicitudes, confirmaciones y control de gas. Procedimientos para la
Administracion del despacho de gas natural (Modificaciones al Reglamento Interno de los Centros
de Despacho Res. ENARGAS 716/1998). Mediante esta resolucidn se establece el mecanismo para
el redireccionamiento de gas natural de los productores para el abastecimiento del Mercado
interno. En el caso del yacimiento “La Esperanza” existen restricciones para el abastecimiento a los
usuarios residenciales a través de las distribuidoras (Condicion del 20% de la inyeccion).

2.4. Programas de Estimulo a la Produccion

Programas Previos a 2016
Existieron distintos programas a lo largo de los ultimos afios buscando una mayor produccion

nacional de hidrocarburos. Se mencionan los siguientes:
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e Gas Plus (6 de marzo de 2008).

e Programa de Estimulo a la Inyeccion Excedente de Gas Natural.

e Programa de Estimulo a la Inyeccién de Gas Natural para Empresas con Inyeccion

Reducida.

e Programa de Estimulo a la Inyeccidon de Gas Natural para Empresas Sin Inyeccion.
Gas Plus surge como un alivio a los productores que hasta dicho momento estaban regidos por el
acuerdo de productores 2007-2011. Se les prometia que el gas adicional seria gas de libre
disponibilidad y una mayor remuneracién por la molécula de gas. Ademds se buscd el desarrollo
de recursos no convencionales (Desarrollos de Tight gas eran susceptibles de entrar en el
programa).
PEIE definid el precio de la molécula en 7,5 USS/MMBtu para el volumen que supere su Inyeccidn
Base Ajustada (por compra y venta de areas, equipos, etc.) siempre y cuando el precio de
inyeccion adicional no supere el precio de importacién. Ademas castigaba a las empresas que no
cumplian con la inyeccién comprometida a “compensar” el volumen. Las empresas tenian que dar
el detalle de los volumenes totales de Gas Natural que se comprometia a inyectar en el mercado
interno durante el periodo propuesto y definir el compromiso de la empresa de compensar su
imposibilidad de alcanzar los valores minimos de Inyeccidn Total comprometidos en su Proyecto,
proponiendo metodologias de compensacién (que podran incluir, entre otros posibles, la
importacion del GNL o el pago al Estado Nacional de la diferencia entre el Precio de Importacién
del GNL previo al momento en que se registro el faltante y el Precio de la Inyeccidon Excedente).

Programas Vigentes

A partir de la resolucion 74/2016 Ministerio de Energia y Mineria se cred Programa de Estimulo a
los Nuevos Proyectos de Gas Natural.

El Programa de Estimulo a los Nuevos Proyectos de Gas Natural tiene una vigencia al 31/12/2018.
El precio estimulo continta siendo de 7.50 USS/MMBtu a no ser que el precio transado sea mayor.
Mediante la misma resolucién se dejo sin efecto el Programa de Estimulo a la Inyeccidon de Gas
Natural para Empresas Sin Inyeccidén ya que nunca se reglamentd y se establecié que no se pueden
presentar nuevos proyectos de Gas Plus (pero se mantienen los que ya estan firmados).

La concesion de explotacién debera haberse entregado antes de la vigencia de la Resolucion
1/2013. Las moléculas de gas deberan provenir de yacimientos “Tight” o “Shale” o de empresas
gue no estén anotadas como petroleras (Nuevos Jugadores) y ademas que no sean beneficiarios
programa PEIE |y PEIE II.



3. Mercado de Gas Natural en la Argentina

3.1. Upstream

Produccion bruta mensual de gas natural local

Produccion Bruta de Gas Natural
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Figura 2: Produccion Bruta nacional de Gas. Fuente: MINEM

La produccion en Argentina muestra en los Ultimos tres afios signos de recuperacion
principalmente por el desarrollo de reservas de la cuenca Neuquina con el ingreso del desarrollo
de Shale y Tight. La cuenca con mayor declinacién es la cuenca Noroeste, mientras que la cuenca
San Jorge y Austral mantienen cierta constancia en la produccién.

Participacion por empresa

Participacién por Empresa

Otros; 17%

YPF S.A.; 31%
Tecpetrol; 5% °

Pluspetrol;
6%
PESA; 6%

Total Austral;
24%

PAE; 11%

Figura 3: Participacion Productores Mercado Local. Fuente: MINEM

Si bien hay varias empresas productoras dentro del mercado, existe una concentracion muy
importante dentro de la produccidn por Operadores. Entre YPF, Total y PAE concentran el 66% del

total de gas producido en Argentina. Otros operadores importantes son Petrobras (PESA),
Pluspetrol y Tecpetrol.
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Reservas
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Figura 4: Reservas al fin de su vida util. Fuente: MINEM

Al igual que la produccién, las reservas de gas natural en Argentina, comenzaron a incrementarse
luego de muchos afios en los cuales se registraron bajas importantes. Es necesario destacar que la
incorporacion de los recursos no convencionales también fue determinante en este cambio de
tendencia registrado.

Equipos de Perforacion
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Figura 5: Equipos de Perforacion en el Mundo y Argentina. Fuente: Baker Hughes

Los equipos de perforacion a nivel mundial se redujeron drasticamente luego de que la OPEP
decidiera no restringir la produccidn en Noviembre de 2014. Esta tendencia si bien comienza a
revertirse muy lentamente debido a la leve recuperacion del precio del crudo, esta lejos de
alcanzar los niveles previos al desplome del barril de crudo. En el caso de Argentina, la tendencia
de bajar equipos fue inevitable, pero a comparacién del resto de los paises del mundo fue una
disminuciéon menos drastica y desfasada en el tiempo. Las politicas de mantener el precio del barril
interno ayudaron a amortiguar la caida en la produccion local.
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Pozos de gas perforados

Cuenca Neuquina
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Figura 6: Pozos Productivos Cuenca Neuquina. Fuente: MINEM

Cuenca Austral y San Jorge
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Figura 7: Pozos Productivos Cuenca Austral y San Jorge. Fuente: MINEM

Cuenca Noroeste
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Figura 8: Pozos Productivos Cuenca Noroeste. Fuente: MINEM

La cantidad de pozos perforados en las distintas cuencas dan una idea de donde se estan realizan
las inversiones en el panorama local. Existe una correlacion muy fuerte entre lo que se produce y
los pozos perforados. Como se puede observar en la cuenca Noroeste la cantidad de pozos
perforados es minima y continda la declinacion de la misma. En cambio en la cuenca Neuquina,
para revertir la declinacion fue necesario incrementar considerablemente la cantidad de pozos
productivos perforados por afio.
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Importacion de gas natural

Importacidon Gas de Bolivia
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Figura 9: Importacion de Gas de Bolivia. Fuente: YPFB, ENARGAS
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Figura 10: Importacion GNL Escobar y Bahia Blanca. Fuente: ENARGAS, AFIP (SIM)

Como la produccién local no alcanza a cubrir la demanda local de gas natural, la Argentina hace ya
varios afios tuvo que recurrir a la importacion de gas natural de Bolivia y de GNL regasificado en
Escobar y Bahia Blanca. A pesar de que existe un contrato con Bolivia para abastecer a la
Argentina, en la Figura 9 se puede observar como constantemente Bolivia no cumple con el
volumen acordado. Mas alla de que el precio de la molécula haya caido drasticamente, existe una
seria restriccion debido a la competencia por el recurso entre el mercado interno boliviano, la
exportacion a Brasil y la exportacién a Argentina. En el caso del GNL por otro lado, no se ha
decidido momentdneamente aumentar la capacidad de regasificacidon y la utilizaciéon de los
mismos generalmente se realiza en el periodo invernal para cubrir los picos de consumo. Cabe
destacar que debido a la caida de los precios internacionales de crudo, es muy notoria la caida del

precio de los contratos.
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3.2. Downstream

Mercado Argentino

El segmento regulado estda compuesto por dos empresas transportistas (TGS y TGN), que conducen
el gas desde el yacimiento hasta los centros urbanos percibiendo una tarifa por sus servicios, y los
distribuidores (9 firmas repartidas por areas geograficas) que son quienes se encargan de hacer
llegar el combustible hasta el consumidor final (ya sea doméstico, comercial, industrial, GNC o
centrales eléctricas).

. Gasnar 5.A.

Gasnea 5.4,
Distribuldora de Gas del Centro 5.A.
Literal Gas S.A.
Distribuldera de Gas Cuyana 5.A.
Gas Natural Ban S.A.

o Metrogas 5.A.
Camuzzi Gas Pampeans 5.A.
Camuzzi Gas del Suer S.A.

Figura 11: Licenciatarias de Transporte y Distribucion de gas natural.
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Figura 12: Entregas por Distribuidoras. Fuente: ENARGAS

Cada una de las Distribuidoras tiene asignada una zona del pais en las cuales distribuye el gas a los
clientes finales. Como se puede observar en el grafico anterior, existe una concentracién en la
demanda central del pais (Buenos Aires Norte y Santa Fe) con alrededor del 50% de las entregas
totales del pais.

Licenciatarias de Transporte

Sistemas de Gasoductos
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Figura 13: Inyecciones al sistema de transporte. Fuente: ENARGAS
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En cuanto a los sistemas de transportes, la participacion de dos empresas (TGN y TGS) poseen casi
la totalidad de los gasoductos de alta presidon que conectan las distintas cuencas productivas con
las distribuidoras y clientes directos (ByPass Fisicos).

Consumo mercado local

Se pueden identificar distintos segmentos de clientes finales. Estos son los consumos residenciales
(destinados a satisfacer las necesidades de alimentacion, agua caliente y calefaccidn), consumos
comerciales (destinados a la atencion al publico, como ser bares, restaurantes, clubes, centros
comerciales, hospitales, etcétera), consumos industriales (destinados a la elaboracién de
productos manufacturados), consumo para generacidén de energia eléctrica y consumo vehicular
(GNCQ).

Evolucion del Consumo Interno
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Figura 14: Participacion de Clientes Finales. Fuente: ENARGAS
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Estacionalidad de la Demanda

Es necesario expresar que la demanda de gas natural tiene particularidades, con consumos
significativamente variables a lo largo del dia y en las distintas épocas del afio (consumo de
invierno y consumo de verano) como los residenciales que utilizan principalmente el gas natural
para la calefaccion, mientras que otros tipos de clientes necesitan un consumo mas constante
como puede ser el caso de las centrales térmicas o grandes usuarios industriales.

3.3. Comercializacién

Oferta de gas Transporte y distribucion Demanda de gas

A

-

" Mércado mirjorista

Mercado mayorista l

3

A
- Usuarios residencial
Distribuidores > vl v general

Y

¥
Productores ——=——» Transportistas /

EEEpEEEEEEEE &llllll

A

A —

Grandes
usuarios

Libre competencia Segmentos regulados

MEGSA

Autoridad: Autoridad:
Secretaria de Energia Ente Regulador
Ley 17.319y 26.197 Ley 24.076

Figura 15: Esquema de Comercializacion de Gas Natural

En la Argentina, de acuerdo con lo establecido en el marco regulatorio de la industria del gas
natural (Ley 24.076 y normas complementarias), el precio del gas natural sigue un esquema que
combina el efecto de oferta y demanda junto con los precios de combustible sustitutos, y el precio
regulado por el organismo gubernamental (ENARGAS, quien se encarga de regular el transporte,
distribucidn, comercializacidn y almacenamiento de gas natural).

Precio del gas + Tarifa transporte + Margen = Tarifa al usuario

distribucion

Librementa negociado Regulados con Autoriza ENARGAS
a partir del 1* de enero da 1994 tarifas maximas

Figura 16: Esquema de determinacion del precio del Gas Natural en Argentina
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A partir de este esquema, en la actualidad, la variable que establece el precio definitivo que paga
cada usuario por el gas puesto en el “punto de consumo” es el precio del gas, precio que esta
regulado para algunos segmentos de mercado, y es libre (negociado entre partes) para otros.
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4. Calculo de Reservas y Condensado del Yacimiento

En el yacimiento se ha realizado exploracion mediante registracién sismica 2D y cinco
perforaciones que delimitaron el depdsito: cuatro fueron productivas y una estéril. A partir de
dichos estudios, se han determinado las condiciones del yacimiento segun se indica en el siguiente
cuadro:

Vr: Volumen de Roca 1.250 Mm3

@: Porosidad efectiva 12%

Sw: Saturacion irreductible de agua 33%

Tr: Temperatura del reservorio 360 °K

Pr: Presion del reservorio 238 Kg/cm?2

GOR: Gas-oil ratio 23.000 m3 gas/m3 liq
Ta: Temperatura ambiente 288 °K

Tabla 2: Datos del reservorio

A partir de las condiciones iniciales del reservorio, y utilizando el método volumétrico para el
calculo de reservas, se determind que el Gas In Situ es de 20.308 Mm3. Considerando una presién
tedrica de abandono de 50 Kg/cm?, el Gas In Situ remanente luego de la explotacién seria de 4.116
Mm3. Por diferencia se obtiene un volumen recuperable de 16.191 Mm3 de gas y 704 Km3 de
condensado (obtenido en funcién del GOR).

Volumen de gas in situ (Mm?3) 20.308
Volumen de gas recuperable (Mm3) 16.191
Porcentaje de Recuperacion (%) 79,73%
Volumen de Condensado (Mm?3) 0,704

Tabla 3: Volumenes de Hidrocarburos en Reservorio

A continuacién se presentan las Curvas IPR para un pozo tipico vs las de contrapresién en el
tubing:
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Figura 17: Curvas IPR vs Contrapresion en el Tubing
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5. Esquema de Produccion

Se plantea un esquema de produccién que permita tener la mayor cantidad de ventas posibles en
los primeros afios de manera tal que esos flujos no sean castigados por la tasa de descuento del
proyecto. Al mismo tiempo se busca un equilibrio en cuanto a las instalaciones de superficie para
evitar tener sobredimensionamientos.

Para la actividad de desarrollo del campo se adopta el criterio de perforar un 70 % de pozos de
desarrollo o de bajo riesgo (pozos a 1 distanciamiento de los pozos exitosos existentes) y un 30 %
de pozos de mayor riesgo (a dos o mas distanciamientos de los pozos existentes) con el objeto de
delinear el reservorio. Estos pozos, llamados step out o de delineacién, permiten definir mejor los
limites del yacimiento y optimizar el desarrollo.

Durante el 12 afio de perforacidn, en que se perforardn 8 pozos, 3 son step out o de delineaciony
5 son pozos de desarrollo a un distanciamiento de los existentes.

A partir del 22 afio de perforacidn, el promedio de pozos a ser perforados es 3, por lo que se
perforardn 2 pozos de desarrollo y uno de delineacidn mientras sea necesario.

Esquema de perforacion por afio
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Figura 18: Esquema de perforacion por afio

El plan de perforacion tiene un total de 48 pozos productores segun el siguiente detalle:

e 4 pozos productores existentes

e 44 pozos productores a perforar
A su vez se preven 5 pozos estériles, de los cuales 1 es existente y los otros 4 surgen de las
perforaciones posteriores.

El siguiente grafico muestra el caudal de produccidn por pozo y del total de los pozos afio a afio.
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Figura 19: Caudal producido de Gas Natural por afio
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6. Instalaciones de Superficie

La entrada en produccién de los nuevos pozos determina el momento en el que deberdn hacerse
las inversiones en cafierias de captacion, colectoras, manifolds y separadores generales y de
control, teniendo en cuenta que:

e El maximo niumero de pozos a conectar por manifold es de 10.

e No se sobrepasara la capacidad diaria de los separadores.

e Las obras deben realizarse el afio anterior a la incorporacidn efectiva del pozo a la

produccion.

Para el yacimiento se ha realizado una planificacidn de 5 baterias segun el siguiente esquema.

@ S Planta de Tratamiento

@ 6 Manifold + Separadores
. Pozo Productor

O Pozo Estéril

[es] ©

0099@

] 9

Figura 20: Esquema de distribucion de pozos y baterias

6.1. Separacion de Condensados

En base a los caudales de produccién de cada pozo y a su esquema de perforacidn, se han
dispuesto las siguientes cantidades de separadores generales por bateria:

e Bateria 1: 3 separadores generales. Aio inversidn: 2018

e Bateria 2: 3 separadores generales. Aio inversion: 2018

e Bateria 3: 1 separador general. Afio inversion: 2018

e Bateria 4: 1 separador general. Afio inversion: 2018

e Bateria 5: 1 separador general. Aio inversidn: 2024
Cada separador general tendra una capacidad de 500.000 Sm3/dia. Ademas, cada bateria tendra
un separador de control de 250.000 Sm3/dia.
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La inversion prevista en Separadores de Control, Generales y Manifolds es de un total de
14,25MUSS. La inversion en cafierias de captacion es de 34,55 MUSS.

6.2. Compresién en yacimiento

A continuacion se muestra como variara la presion del yacimiento a lo largo de la explotacién del
mismo junto con la presidn en boca de pozo.
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Figura 21: Evolucion de presion de reservorio vs. presion en boca de pozo.

Se ha dispuesto instalar motocompresores de 500 HP de la siguiente manera:
e Afio 11: 3 motocompresores. Potencia instalada: 1.500 HP.
e Afio 15: 2 motocompresores. Potencia instalada: 1.000 HP. Potencia Total: 2.500 HP.

e Ao 19: 1 motocompresor. Potencia instalada: 500 HP. Potencia Total: 3.000 HP.
El total de las inversiones previstas en compresion asciende a 13,50 MUSS.

6.3. Acondicionamiento

A partir del analisis de una muestra tomada se sabe que el gas crudo tiene la siguiente

composicion molar:
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Componente % Molar PCS [Kcal/m3]

Metano 90,97% 9.008,7
Etano 4,47% 15.785,4
Propano 1,25% 22.444,2
I-Butano 0,31% 29.004,9
N-Butano 0,34% 29.098,1
I-Pentano 0,09% 35.685,1
N-Pentano 0,07% 35.756,8
Hexanos 0,04% 42.420,3
Heptanos y Superiores 0,01% 49.079,0
Nitrégeno 1,7% 0,0
Dioxido de Carbono 0,75% 0,0
Total 100 % 9.449,02

Tabla 4: Composicion Molar del Gas

La siguiente tabla muestra las propiedades del condensado:

Concepto Valor ‘
Densidad a 15°C 0,813
Gravedad API 42,4
Calor Saybolt -15
Agua (%) <1
Sales en crudo (g/m?) 10
Azufre Total (ppm) 5
T inicial de destilacion (°C) 60
T final de destilacidon (°C) 360

Tabla 5: Propiedades del condensado

Luego de analizar los datos anteriores, se obtienen las siguientes conclusiones:

1. El poder calorifico del gas en el yacimiento, antes de adecuarlo a las especificaciones
requeridas, es mayor a 9.300 Kcal/m3, que es el poder calorifico estandar al que se
calculan los m® equivalentes a la hora de realizar los contratos.

2. Es necesario instalar una planta de endulzamiento para eliminar el Azufre y asi lograr los
valores de Azufre maximos permitidos.

3. Debe tratarse el gas para reducir los componentes condensables presentes en la corriente
de gas, puesto que los mismos ocasionan dafios en las instalaciones y disminuyen la
capacidad de transporte. Esto puede lograrse mediante la instalacion de una planta de
acondicionamiento o una de recuperacidon de GLP. En este caso, se opta por instalar una
planta de Acondicionamiento, como se detallara en la seccion 11.

Se instalara una planta de Acondicionamiento de punto de rocio de una capacidad de 3 SMm?/dia
con una inversion de 32 MUSS. A su vez, se instalard una planta de endulzamiento de capacidad 3
SMm?/dia y una inversién de 40 MUSS.

El poder calorifico del gas tratado es mayor a 9.300 Kcal/m? por lo que al llevar el gas a medidas
standard se dispone de un mayor volumen para la venta.
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Una vez tratado, el gas residual tendra las siguientes caracteristicas:

T Gas Crudo Recuperacion Gas Residual PCS
% Molar % m3/100m3 | % Molar | [Kcal/m3]

Metano 90,97% 0% 90,97 | 91,04% 9.008,7
Etano 4,47% 0% 4,47 4,47% 15.785,4
Propano 1,25% 0% 1,25 1,25% 22.444,2
I-Butano 0,31% 0% 0,31 0,31% 29.004,9
N-Butano 0,34% 0% 0,34 0,34% 29.098,1
I-Pentano 0,09% 25% 0,07 0,07% 35.685,1
N-Pentano 0,07% 30% 0,05 0,05% 35.756,8
Hexano 0,04% 60% 0,02 0,02% 42.420,3
Heptano y superiores 0,01% 80% 0,002 0,00% 49.079,0
Nitrégeno 1,70% 0% 1,70 1,70% 0,0
Dioxido de Carbono 0,75% 0% 0,75 0,75% 0,0
Total 100,00% 99,92 100% 9.426,72

Tabla 6: Composicion del gas acondicionado

6.4. Almacenamiento y despacho de gasolinas y condensados

Se ha dispuesto que el almacenamiento de condensados y gasolinas sea centralizado en la
ubicacién del cargadero de camiones. Se instalaran las siguientes unidades:

e 7 tanques de 160 m3 de capacidad. Capacidad total: 1.120 m3.

e 1 cargadero de camiones.
La inversidn total prevista asciende a 7,65 MUSS.
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7. Transporte de Gas Natural

Una vez acondicionado, el gas natural se transportara por un gasoducto de 200 Km de longitud
hasta el gasoducto troncal que vincula con NEUBA I, NEUBA Il y Centro-Oeste. A los 100 Km habra
una derivacidn hacia la Central Termoeléctrica. En ese punto se localizara una planta compresora
del gasoducto.
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Figura 22: Esquema del gasoducto

Consideraciones del disefio del gasoducto y planta compresora

El gasoducto se debe operar con una MAPO de 95 kg/cm?2.

La presion minima requerida para la entrada al Gasoducto Troncal es de 70 kg/cm2.

La presion minima requerida para la entrada a la Central Termoeléctrica es de 45 kg/cm?2.
Se definiéd que ambos tramos fueran de igual didmetro: al existir un contrato de venta de
gas natural a la Central Termoeléctrica, seria posible reducir el diametro del segundo
tramo. Sin embargo, en caso de romperse dicho contrato, esto imposibilitaria transportar
el excedente al gasoducto troncal. La incorporaciéon posterior de gasoductos no se
considerd una opcidn viable.

Se dimensiond la planta compresora de acuerdo al gas natural que se inyecta al gasoducto
troncal considerando el contrato con la Central Termoeléctrica (menor caudal en el
segundo tramo). En caso de romperse el contrato con la Central, si se considera como
opcidn el aumento en la capacidad de compresion para transporte.

Como resultado, se defini6 un didmetro de 18 in para ambos tramos y una planta
compresora de 7500 HP.

Se calculé que un didmetro de 16 in reduce proporcionalmente la inversién en el ducto,
pero duplica la inversion en la planta compresora. Aln con el monto de la inversion total
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similar, los costos operativos de la planta compresora y su consumo de gas natural
también se duplican, por lo que no resulta conveniente.

Se incorporan al disefio dos estaciones de medicién y regulaciéon, una en el punto de
transferencia a la Central Termoeléctrica, y otra en el punto de inyeccién al gasoducto

troncal.
Gasoducto

Longitud 2 tramos de 100 Km
Diametro 18 pulgadas
P, (entrada): 70 Kg/cm?2
P, (salida): 64,6 Kg/cm2
Quiax: 2,91 MSm3/d
P, (entrada): 71,9 Kg/cm2
P, (salida): 70 Kg/cm?2
Qumax: 1,75 MSm3/d
Quiax: 1,75 MSm3/d
Relacion de 1,11
compresion max
Maxima potencia 5389 HP
requerida
Potencia 7500 HP
instalada

Tabla 7: Principales caracteristicas del transporte de gas natural

Ducto 144,0 MUSD
Planta compresora 3,4 MUSD
Compresor 13,1 MUSD
Estaciones de M&R 1,7 MUSD
Contingencias 16,2 MUSD
Total 178,5 MUSD
Consumo maximo de 26944 Sm3/d
GN
Planta compresora 0,79 MUSD/afio
Mantenimiento del 5,00 MUSD/afio
ducto
Contingencias 0,58 MUSD/afo
Total sin GN 6,37 MUSD/afio

Tabla 8: Inversiones en transporte de gas natural
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8. Precios de Venta

8.1. Gas Natural

Se adoptaron las siguientes férmulas segln los segmentos de mercado:

Distribuidoras: $ 1,5 /Sm3 en 2016. Crecimiento de 10 % anual en pesos hasta alcanzar el
precio de la Generacion Eléctrica, y luego mantenerse acoplado al mismo.

GNC: $ 3,0 / Sm3 en 2016. Luego del tercer afio, precio equivalente al de la Generacién
eléctrica.

Generacion Eléctrica: 5,2 USS/ MBTU en 2016. Actualizacidon anual por PPl — Industrial
Commodities — unadjusted index). Tarifa vdlida tanto para la Central Termoeléctrica como
para las ventas a otras usinas.

Usuarios Industriales: 5,0 USS / MBTU en 2016. Actualizacién anual por PPl — Industrial
Commodities — unadjusted index).

Precio spot: promedio pesado de los demds precios, ponderado por volimenes de venta a
cada segmento, y descontado un 20 %.

Precio maximo: en ninglin segmento se puede superar el valor de 7,5 USS/MBTU.

8.2. Prevision del precio del délar

Para el periodo 2016-2019, se adoptd el tipo de cambio establecido en el Presupuesto nacional. Se
hizo un ajuste logaritmico de dichos valores y se extrapold hasta 2041.

8.3. Prevision del PPl — Industrial Commodities

Se obtuvo un registro histérico de este indice del Federal Reserve Bank of St. Louis
(https://fred.stlouisfed.org/series/PPIIDC)
Se hizo un ajuste logaritmico de la evolucién del PPl desde 2002.

Se reconcilié la curva de ajuste para que considera su valor predicho en 2016 con el valor
real de 2016.
Se extrapold la curva de ajuste reconciliada hasta 2041.

8.4. Prevision del precio del condensado

Se obtuvo una proyeccion del precio internacional del crudo Brent del Annual Energy
Outlook de EIA (http://www.eia.gov/analysis/projection-data.cfm#tannualproj)

Se calculé la evolucién del precio internacional del crudo Medanito corrigiendo por °API
respecto del Brent. Se asumid que el factor de correccién por °API evoluciona linealmente
con el precio del crudo.

Se calculé el precio local del crudo Medanito asumiendo que su diferencia con el precio
internacional se reducira linealmente en los préximos 5 afnos.

Se calculd el precio del condensado producido por el yacimiento La Esperanza corrigiendo
el precio local del Medanito por °API. Se establecié un ajuste maximo de 5%.

Por ultimo se descontd el flete desde el yacimiento para obtener el precio de venta del
condensado. El costo del flete se tomd de 6,5 USD/bbl. Se ajusté el flete para los
siguientes afios de acuerdo a la evolucion del precio del Medanito local, dada la gran
incidencia del costo del combustible local en el costo del flete. Los 6,5 USD/bbl
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corresponden a 50 USD/ton, que es aproximadamente la mitad de lo que sale un flete
similar de LPG.

8.5. Prevision del precio del propano

La evaluacion econdmica determina que no es conveniente instalar una planta de recuperacién de
LPG, por lo que no se preve comercializar propano. A continuacién se detalla cdmo se calculd el
precio para evaluar la opcién con recuperacion de LPG.

e A partir de datos histéricos de precios desde 1992, se establecié una correlacién lineal
entre el precio del propano en Mont Belvieu y el Brent. Se obtuvo un mejor ajuste al
remover los datos entre abril de 2012 y enero de 2015, ya que los precios del LPG en
Mont Belvieu fueron particularmente bajos.

e Se utilizé este ajuste y la proyeccidon del precio del crudo Brent de EIA (ver seccion
anterior) para proyectar el precio del propano en Mont Belvieu.

e A este precio se le sumaron 60 USD/ton, diferencial actual entre la paridad de exportacion
y el valor de Mont Belvieu. Dado que este diferencial se debe a fletes, se asumid que
evolucionara proporcionalmente al precio del crudo internacional.

e A la paridad de exportacion se le restaron 100 USD/ton, valor actual de un flete por
camion desde Neuquén a Bahia Blanca o Buenos Aires. El valor de este flete se corrigid
para los siguientes afios segun la evolucién del precio del Medanito local.

8.6. Prevision del precio del butano

La evaluacion econémica determina que no es conveniente instalar una planta de recuperacién de
LPG, por lo que no se prevé comercializar butano. A continuacion se detalla cdmo se calculd el
precio para evaluar la opcién con recuperacion de LPG.

e A partir de datos histéricos de precios desde 1992, se establecié una correlacién lineal
entre el precio del butano en Mont Belvieu y el Brent. Se obtuvo un mejor ajuste al
remover los datos entre abril de 2012 y enero de 2015, ya que los precios del LPG en
Mont Belvieu fueron particularmente bajos.

e Se utilizé este ajuste y la proyeccidon del precio del crudo Brent de EIA (ver seccidon
anterior) para proyectar el precio del butano en Mont Belvieu.

e A este precio se le sumaron 60 USD/ton, diferencial actual entre la paridad de exportacién
y el valor de Mont Belvieu. Dado que este diferencial se debe a fletes, se asumié que
evolucionara proporcionalmente al precio del crudo internacional.

e Porotra parte se calculé el precio del butano destinado al plan HoGar, de 80,1 USD/ton en
2016. Se asumié que la diferencia entre el precio para HoGar y la paridad de exportacion
se reducird linealmente hasta anularse en los préximos cinco afios.

e Se calculé el precio promedio al productor como ponderacién entre la paridad de
exportacion y el precio para el Plan HoGar. En 2015, el 64 % del butano producido se
destind al Plan, y se asumié que la proporcién se mantendria igual en los préximos cinco
anos, antes de que ambos precios se igualen.

e Al precio promedio al productor se le restaron 100 USD/ton, valor actual de un flete por
camidn desde Neuquén a Bahia Blanca o Buenos Aires. El valor de este flete se corrigié
para los siguientes afios segln la evolucién del precio del Medanito local.
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8.7. Tablas Resumen de Precios de Venta

Precios de Venta de Gas Natural (USS /MBTU) Tipo de
Cambio PPI-IC

Distribuidoras  GNC G. Eléctrica  Industrias Spot ($/ USS)

2016 2,71 5,20 5,00 5,42 15,0 180,9
2017 2,50 5,36 5,15 4,54 17,9 186,4
2018 2,32 5,40 5,19 3,83 21,2 187,8
2019 2,30 5,44 5,23 5,44 3,92 23,5 189,1
2020 2,44 5,47 5,26 5,47 3,96 24,4 190,4
2021 2,56 5,51 5,29 5,51 4,00 25,5 191,6
2022 2,72 5,54 5,33 5,54 4,01 26,5 192,7
2023 2,90 5,57 5,36 5,57 4,05 27,3 193,7
2024 3,11 5,60 5,38 5,60 4,08 28,0 194,8
2025 3,34 5,63 5,41 5,63 4,05 28,7 195,7
2026 3,61 5,65 5,44 5,65 4,07 29,2 196,7
2027 3,89 5,68 5,46 5,68 4,21 29,8 197,6
2028 4,21 5,70 5,48 5,70 4,20 30,3 198,4
2029 4,57 5,73 5,51 5,73 4,25 30,7 199,2
2030 4,96 5,75 5,53 5,75 4,33 311 200,0
2031 5,38 5,77 5,55 5,77 4,51 31,5 200,8
2032 5,79 5,79 5,57 5,79 4,63 31,9 201,5
2033 5,81 5,81 5,59 5,81 4,65 32,3 202,3
2034 5,83 5,83 5,61 5,83 4,67 32,6 202,9
2035 5,85 5,85 5,63 5,85 4,68 32,9 203,6
2036 5,87 5,87 5,65 5,87 4,70 33,2 204,3
2037 5,89 5,89 5,66 5,89 4,71 33,5 204,9
2038 5,91 5,91 5,68 5,91 4,73 33,8 205,5
2039 5,92 5,92 5,70 5,92 4,74 34,0 206,1
2040 5,94 5,94 5,71 5,94 4,75 34,3 206,7
2041 5,96 5,96 5,73 5,96 4,77 34,5 207,3

Tabla 9: Resumen de Precios de Venta de Gas Natural, Délar y PPI
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Precios del Crudo Precios del Butano Precios del Propano

Brent | Medanito Medanito Condensado Paridad de Promedio En Paridad de En
. Local En MB v al . En MB ., .
(USS | Internacional (USS / en Yac. (US$/ton) exportacion G Yacimiento (USS/ton) exportacion Yacimiento
/ bbl) | (USS / bbl) (USS / m3) (USS/ton) (USS/ton) (USS/ton)  (USS/ton)
o] o))} (USS/ton)

2016 | 42 40 63 375 265 325 167 67 234 294 194
2017 | 48 46 65 385 312 381 255 152 275 345 242
2018 | 57 55 69 409 376 458 363 255 333 415 306
2019 | 70 68 77 457 471 572 508 387 418 518 397
2020 | 77 74 78 466 517 627 596 472 459 569 445
2021 | 81 78 78 466 550 667 667 543 489 606 482
2022 | 85 81 81 486 576 697 697 568 511 633 504
2023 | 87 84 84 500 593 719 719 586 527 653 520
2024 | 89 86 86 511 608 736 736 600 540 669 533
2025 | 92 88 88 525 626 757 757 617 556 688 548
2026 | 95 91 91 543 648 784 784 639 576 712 567
2027 | 97 94 94 557 666 806 806 657 592 732 584
2028 | 99 96 96 570 681 824 824 673 606 749 597
2029 | 102 98 98 586 702 850 850 693 625 772 616
2030 | 104 100 100 597 715 865 865 706 636 786 627
2031 | 107 103 103 615 738 893 893 729 657 811 648
2032 | 110 106 106 634 762 921 921 752 678 837 668
2033 | 114 110 110 653 786 950 950 776 700 864 690
2034 | 117 113 113 673 812 981 981 801 723 892 712
2035 | 120 115 115 686 828 1000 1000 817 737 909 727
2036 | 123 119 119 707 854 1032 1032 843 761 938 750
2037 | 126 121 121 720 870 1051 1051 859 775 956 764
2038 | 129 124 124 741 897 1083 1083 886 799 985 788
2039 | 132 127 127 758 918 1108 1108 906 817 1008 806
2040 | 136 131 131 781 948 1144 1144 936 844 1040 832
2041 | 139 134 134 799 969 1170 1170 957 864 1064 851

Tabla 10: Resumen de Precios de Venta de Liquidos
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9. Aspectos comerciales y contractuales

Se evaluaron diversas alternativas para contractualizar el gas natural que serd producido en el
yacimiento “La Esperanza”. El analisis de las distintas caracteristicas y la correcta eleccién del
esquema de contratos buscar asegurar la viabilidad del proyecto.

Las distintas alternativas se resumen en la siguiente tabla:

Gasoducto Plazo 9rigina| Plazo f\denda Restriccion
(Aiios) (Afos)
Distribuidora 3 2 Minimo de 20% o0 0,7 M Sm3/dia
GNC 1 Sin Restriccion
Generacion en BDP 10 3 (Min) 1,5 Mm3/d (M3ax)
Generacion PIST 3 1 (Min) Sin Restriccion
GU 3 1 (Min) 1 (Min)

Tabla 11: Alternativas de contratos de Gas Natural

Existe una amplia variedad de combinaciones de contratos que permiten comercializar el gas, pero
se intenté maximizar el impacto que los mismos tienen sobre el VAN del proyecto de acuerdo a las
siguientes consideraciones:

e Distribuidoras: Existe una obligacion de abastecimiento a las mismas, por lo que es
necesario entregar de acuerdo a las condiciones establecidas. En este caso, debido al
esquema de produccién, nunca se supera el 20% de la inyeccién total, por lo que es
necesario ajustarse a la restriccion de 700 km3/dia ajustados por el crecimiento
poblacional de los usuarios residenciales.

e CBP: Existe un interés en contractualizar con la central en boca de pozo la mayor cantidad
de gas posible debido a que en los primeros afios dicho contrato tendria la tarifa mas alta,
el mayor periodo de contrato (10 afios) y de esta forma generar un ahorro importante en
el consumo de gas de la planta compresora que se utiliza para llevar el gas desde el
yacimiento hasta el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte (PIST). Como existe una
restriccion para la entrega a Distribuidoras, es necesario abastecer a las distribuidoras en
PIST con las condiciones previamente mencionadas y recién alli contractualizar con la CBP.

e GNC: Si bien en un principio el GNC parece poco atractivo, por la forma en la que se define
el precio en la actualidad (Regulado en ARS), existe un ventaja de precio a favor por sobre
el resto de los segmentos restantes y converge rapidamente al mismo valor establecido
para centrales térmicas. Ademds, como se contractualiza por afio y sin restriccion de
capacidad, permite optimizar el volumen producido reduciendo notablemente la venta de
Spot.

e Spot: la estrategia para la confeccién del andlisis es la de vender el volumen excedente
como volumen spot y sin tener pozos de reserva. Esta decision, si bien parece un poco
estricta, resulta muy util para el analisis del proyecto como caso extremo en el cual aun si
todos los clientes al mismo tiempo exigen que se entregue la totalidad del volumen
comprometido, se pueda cumplir adecuadamente con las obligaciones.

El esquema de contratos se puede observar a continuacion:
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Figura 23: Esquema de contratos

Y la estimacién mensual de consumo de cada uno se puede observar en el siguiente esquema:
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Figura 24: Consumo mensual por segmento
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10. Evaluacion financiera del Proyecto

10.1. Flujo de fondos: ingresos

Concepto Unidad 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041
Caja al Inicio del
Periodo sin 250,00 229,86 67,03 (181,06) (64,48) 57,68 147,82 234,18 314,45 396,52 462,32 521,23 602,43 674,67 726,79 770,39 837,29 898,09 951,32 998,21 1.046,80 1.092,57 1.131,72 1.162,17 1.190,36 1.213,55
financiamiento
Caja al Inicio del
beriodo 250,00 229,86 303,25 24,52 83,78 150,93 188,38 224,36 256,57 292,90 315,27 333,07 37547 411,23 463,35 506,94 573,85 634,65 687,87 734,76 783,35 829,13 868,27 898,73 926,92 950,11
Produccion a Venta
Gas Natural
Distribudora Mm3/afio - - - 143 143 143 155 155 155 167 167 167 181 181 181 196 196 196 212 212 212 208 169 155 129 113
CBP Mm3/afio - - - 419 420 419 419 419 420 419 419 419 420 - - - - - - - - - - - - -
CEN Mm3/afio - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Industria Mm3/afio - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
GNC Mm3/afio - - - 275 277 276 258 246 198 84 17 134 1 326 250 346 250 171 66 64 40 - - - - -
SPOT Mm3/afio - - - 229 230 229 235 233 227 218 208 226 217 193 181 207 193 180 177 176 173 164 133 122 102 89
Liquidos
Propano Tn/afio - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Butano Tn/afio - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Gasolina m3/afio - - - 4.590 4.603 4.590 4.590 4.529 4.296 3.810 3.473 4.070 3.513 3.014 2.632 3.244 2.762 2.356 1.958 1.958 1.841 1.606 1.300 1.193 997 869
Condensado m3/afio - - - 47.609 47.739 47.609 47.609 46.974 44557 39.515 36.024 42.213 36.441 31.263 27.296 33.643 28.643 24.439 20313 20.313  19.096 16.663 13.489 12.378 10.343 9.014
Precios
Gas Natural
Distribudora US$/MBTU 2,71 2,50 2,32 2,30 2,44 2,56 2,72 2,90 3,11 3,34 3,61 3,89 421 4,57 4,96 5,38 5,79 5,81 5,83 5,85 5,87 5,89 5,91 5,92 5,94 5,96
CBP USS/MBTU 5,20 5,36 5,40 5,44 5,47 5,51 5,54 5,57 5,60 5,63 5,65 5,68 5,70 573 5,75 5,77 5,79 5,81 5,83 5,85 5,87 5,89 591 592 5,94 5,96
CEN US$/MBTU 5,20 5,36 5,40 5,44 5,47 5,51 5,54 5,57 5,60 5,63 5,65 5,68 5,70 5,73 5,75 5,77 5,79 5,81 5,83 5,85 5,87 5,89 5,91 5,92 5,94 5,96
Industria USS/MBTU 5,00 5,15 5,19 523 5,26 5,29 533 5,36 5,38 5,41 5,44 5,46 5,48 5,51 5,53 5,55 5,57 5,59 561 5,63 5,65 5,66 5,68 5,70 571 573
GNC US$/MBTU 5,42 4,54 3,83 5,44 5,47 5,51 5,54 5,57 5,60 5,63 5,65 5,68 5,70 5,73 5,75 5,77 5,79 5,81 5,83 5,85 5,87 5,89 5,91 5,92 5,94 5,96
SPOT USS/MBTU - - - 3,92 3,96 4,00 4,01 4,05 4,08 4,05 4,07 4,21 4,20 4,25 4,33 4,51 4,63 4,65 4,67 4,68 4,70 4,71 4,73 4,74 4,75 4,77
Liquidos
Propano uUsD/Ton 193,96 242,05 306,17 396,82 445,18 481,66 503,90 519,52 532,52 548,06 567,44 583,67 597,34 61577 627,04 647,60 668,41 689,74 712,27 726,64 749,85 763,98 787,54 805,82 832,12 851,22
Butano USD/Ton 67,48 152,03 254,53 386,74 471,58 543,13 568,03 58552 600,08 617,49 639,19 657,37 672,67 693,31 70593 72895 752,26 776,15 801,38 817,47 843,46 859,29 88567 906,14 93559 956,98
Gasolina usb/m3 375,35 384,88 408,84 456,71 466,47 46553 48557 499,64 511,35 52536 542,82 557,45 569,76 586,37 596,52 61505 633,80 653,02 673,32 686,27 707,19 719,92 741,15 757,62 781,32 798,52
Condensado UsD/m3 375,35 384,88 408,84 456,71 466,47 46553 48557 499,64 511,35 52536 542,82 557,45 569,76 586,37 596,52 61505 633,80 653,02 673,32 68627 707,19 719,92 741,15 757,62 781,32 798,52
Ingresos
Gas Natural
Distribudora MUS$ - - - 12,14 12,89 13,54 1554 16,58 17,79 20,66 22,28 24,07 2821 30,53 33,13 3893 41,95 42,04 4564 4579 46,00 45,25 36,77 33,84 28,33 24,80
CBP MUS$ - - - 84,08 84,86 85,16 8565 8613 8682 87,01 8742 8782 8344 - - - - - - - - - - - - -
CEN MUSS$S - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Industria MUS$ - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
GNC MUS$ - - - 5524 5585 56,04 52,66 50,49 40,95 17,48 3,55 2811 0,11 6891 53,08 73,73 5353 3662 14,30 13,89 8,68 - - - - -
SPOT MUS$ - - - 33,10 33,59 33,81 3482 3490 34,15 32,61 31,24 3515 3369 30,20 2892 3446 3304 3094 3045 30,49 30,07 28,44 23,11 21,27 17,86 15,59
Subtotal Gas o o o 184,56 187,19 188,54 188,67 188,10 179,70 157,77 144,49 17515 150,45 129,63 11513 147,12 128,52 109,60 90,39 90,17 84,75 73,70 59,88 55,12 46,20 40,38
Liquidos
Propano MUS$ - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Butano MUSS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Gasolina MUS$ - - - 2,10 2,15 2,14 2,23 2,26 2,20 2,00 1,89 2,27 2,00 1,77 1,57 1,99 1,75 1,54 1,32 1,34 1,30 1,16 0,96 0,90 0,78 0,69
Condensado MUSS$ - - - 21,74 22,27 22,16 2312 2347 22,78 20,76 19,55 2353 20,76 18,33 1628 20,69 1815 1596 13,68 13,94 13,50 12,00 10,00 9,38 8,08 7,20
Subtotal Liquidos - - - 23,84 24,42 2430 2535 25,73 24,98 22,76 21,44 2580 22,76 20,10 17,85 22,69 19,90 17,50 15,00 15,28 14,81 13,15 10,96 10,28 8,86 7,89
:225:';’05 CIAtS MUS$ o o o 208,39 211,61 212,84 214,02 213,83 204,69 180,53 16593 200,95 173,22 149,73 132,98 169,80 148,42 127,09 10538 10546 99,55 86,85 70,84 65,40 55,06 48,27
IVA CREDITO MUs$ - - - 43,76 44,44 44,70 4494 4491 42,98 37,91 34,85 4220 36,38 31,44 2793 3566 31,17 26,69 22,13 22,15 20,91 18,24 14,88 13,73 11,56 10,14
:E;EICIESOS LEALDS MUs$ - - - 252,16 256,05 257,53 258,96 258,74 247,67 218,44 200,78 243,14 209,60 181,18 160,91 205,46 179,59 153,78 127,51 127,60 120,46 105,09 85,72 79,13 66,62 58,41
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10.2. Flujo de fondos: costos e inversiones

Concepto Unidad 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041
Costo de Adquisicion e instalacion

en yacimiento

Perforacién MUS$ - (36,00) (18,00) (9,00)  (9,00) (13,50) (18,00) (9,00) (13,50) (13,50) (13,50) (9,00) (13,50) (13,50) (13,50) (9,00)  (4,50) - - - - - - - -
Workover MUS$ (1,40) (1,40) (2,100 (2,100 (2,80) (2,80) (3,50) (3,50)  (4,20) (4,20) (4,90) (490) (560) (560) (630) (630) (7,000 (7,000 (7,000 (7,000 (7000 (7,000 (7,000 (7,000 (7,00)
Facilidades Yacimiento

Cafieria MUSS$ (15,86)  (1,31) (1,14) (0,98) (097) (1,93) (349) (1,26) (1,32) (096) (0,79) (1,08) (1,45 (0,82) (0,80)  (0,39)

Separador de Control MUS$ (2,40) - - - - - (0,60) - - - - - - - - -

Separador General MUS$ (8,00) (1,00)

Manifold MUSS (1,80) (0,45)

Almacenaje

Almacenamiento Condensado MUSS (1,58) (1,58)

Almacenamiento GLP MUSS$ - -

Cargadero de camiones MUSS (2,25) (2,25) - - - - - -
Planta Compresora MUS$ - - (3,38) (3,38) (2,25) (2,25) (1,13) (1,13)
Planta Procesamiento Capacidad

Planta Acondicionamiento PR MUS$ (16,00) (16,00)

Planta Endulzamiento MUSS (20,00)  (20,00)

Planta Recuperacién GLP MUSS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Conti ias (10%) MUS$ (4,12) (10,53)  (2,14)  (1,22)  (1,28) (1,73) (2,34) (1,80) (2,23) (2,24) (1,94) (1,47) (2,24) (2,28) (2,06) (1,61) (1,30) (0,81) (0,70)  (0,70)  (0,70)  (0,70)  (0,70)  (0,70)  (0,70)
e y::’isr:‘?e‘:fm € MUSS$ (45,35) (115,81) (23,55) (13,46) (14,06) (19,00) (25,77) (19,84) (24,57) (24,64) (21,29) (16,16) (24,67) (25,08) (22,69) (17,71) (14,32) (8,94) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70)  (7,70)
Costos Operativos

Pozos Esteriles 1,00 1,00 1,00 1,00 2,00 2,00 2,00 2,00 3,00 3,00 3,00 3,00 4,00 4,00 4,00 4,00 5,00 5,00 5,00 5,00 5,00 5,00 5,00 5,00 5,00 5,00
Abandono de Pozos MUSS  (0,13) - - - (0,13) - - - (0,13) - - - (0,13) - - - (0,13) - - - - - - - - (6,00)
Captacién MUS$ - (1,06)  (1,06) (1,06) (1,06) (1,05) (0,99) (0,88) (0,81) (0,94) (0,81) (0,70) (0,61) (0,75  (0,64) (0,55) (0,45) (0,45) (0,43) (0,37) (0,30) (0,28) (0,23)  (0,20)
Compresién Yacimiento MUSS$ - - - - - - - - (0,22) (022) (022) (0,22) (036) (0,36) (0,36) (036) (0,44) (0,44) (0,44) (0,44) (044) (0,44) (0,44)
Acondicionamiento MUS$ (8,26) (8,26) (8,26) (8,26) (815) (7,71) (685) (625 (7,32) (630) (542) (473) (583) (495 (424) (3,52) (3,52) (3,30) (2,89) (2,34) (2,15) (1,79)  (1,56)
Tratamiento MUSS$ - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -
Conti ias (10%) MUSS  (0,01) (0,93) (0,94) (0,93) (0,93) (0,92) (0,88) (0,77) (0,71) (0,85) (0,75) (0,63) (0,56) (0,69) (0,61) (0,51) (0,43) (0,44) (0,42) (0,37) (0,31) (0,29) (0,25) (0,82)
Subtotal Costos Operativos MUSS  (0,14) o (10,25) (10,39) (10,25) (10,25) (10,12) (9,71) (8,51) (7,76) (9,33) (8,20) (6,97) (6,12) (7,64) (6,69) (566) (4,77) (4,85 (4,58) (4,07) (3,38) (3,14) (2,70) (9,02)
Inversiones en Gasoductos de
Transporte

Costo de Cafieria MUS$ (72,00) (72,00)

Costo de Planta compresora MUSS (1,70) (1,70)

Costo de Equipo de compresion MUS$ (6,56) (6,56)

Costo de estaciones de medicion MUSS (0,85) (0,85)

y Regulacion

Conti ias (10%) MUS$ (8,11) (8,11)
Subtotal Inv. En gasoducto de

Transporte MUSS (89,22) (89,22)
Costos Operativos de Transporte

Planta compresora MUS$ (0,79 (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79) (0,79)  (0,79)

Mantenimiento de gasoducto MUSS$ (500) (500) (500) (500) (5000 (500) (500) (500) (500) (500) (5000 (500) (500) (500) (500) (500) (5000 (500) (500) (500) (500) (500) (5,00)
Conti ias (10%) MUS$ (058)  (058) (058 (058 (058 (058) (058) (058) (058 (058) (058) (0,58) (0,58) (0,58) (058) (0,58 (0,58) (0,58) (0,58) (0,58) (058) (0,58) (0,58)
::':::;2'::"“°"e’a"’°s"e MUS$ (637)  (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637) (637)
EROGACIONES INVERSION (S/IVA) MUSS (134,57) (205,03) (23,55) (13,46) (14,06) (19,00) (25,77) (19,84) (24,57) (24,64) (21,29) (16,16) (24,67) (25,08) (22,69) (17,71) (14,32) (8,94) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70) (7,70)
g;‘:g:f"%‘:?;ﬁlzos MUsS  (014) - (1662) (1676) (1662) (1662) (1648) (1607) (1488) (1412) (1570) (14,57) (1334) (12,48) (14,01) (13,05) (12,03) (11,14) (11,22) (1095) (10,43) (9,75) (951) (9,07) (15,39)
IVA DEBITO MUS$ (28,26)  (43,06) (4,95) (2,83) (2,95) (3,99) (541) (417) (516) (517) (4,47) (3,39) (518 (527) (4,76) (3,72) (3,01) (1,88) (1,62) (1,62) (1,62) (1,62) (1,62) (1,62) (1,62)
EROGACIONES TOTALES (C/IVA) MUS$  (0,14) (162,83) (248,09) (45,1) (33,05) (33,63) (39,61) (47,67) (40,08) (44,61) (43,94) (41,46) (34,13) (43,19) (42,83) (41,46) (34,48) (29,35) (21,95 (20,54) (20,26) (19,75) (19,07) (18,83) (18,38) (24,70)
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10.3. Flujo de fondos: Impuestos

Concepto Unidad 2016 2017 2018 2019 | 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 _ 2040 2041
Bonos a la provincia MUSS  (20,00) - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - N N N
Impuestos
IVA Débito MUSS - - - 43,76 44,44 44,70 44,94 44,91 42,98 37,91 34,85 42,20 36,38 31,44 27,93 35,66 31,17 26,69 22,13 22,15 20,91 18,24 14,88 13,73 11,56 10,14
IVA Créditos MUS$ - 2826 4306 495 283 2,95 3,99 541 417 516 517 447 339 518 527 476 372 301 18 162 162 162 162 162 162 162
IVASALDOAFAVOR  MUS$ - 28,26 71,32 32,50 - - - - B - - B B B - - . . . . . . . _ _ N
IVA A PAGAR MUSS - - - (9,11) (41,74) (40,95) (39,49) (38,82) (32,75) (29,67) (37,73) (32,98) (26,26) (22,66) (30,89) (27,45) (23,68) (20,25) (20,53) (19,29) (16,62) (13,26) (12,12) (9,94) (8,52)
Ga'f:’;f":;?g;'? MUS$  (0,05) - - 58,04 5877 588 5871 5800 54,86 47,22 42,49 5151 4335 3629 31,14 3974 3377 27,77 22,05 21,57 19,68 1609 11,95 9585 656 048
IGSALDOAFAVOR  MUSS  (0,05) (0,05 (005) - - - - - - : : : : - - - - . . . . . . . . .
IG A PAGAR MUSS - - - (57,99) (58,77) (58,86) (58,71) (58,00) (54,86) (47,22) (42,49) (51,51) (43,35)  (36,29) (31,14) (39,74) (33,77) (27,77) (22,05) (21,57) (19,68) (16,09) (11,95) (9,85) (6,56) (0,48)
REGALIAS 12,0% - - - (2518) (2556) (2571) (2585) (2582) (2469) (21,73) (19,96) (24,21) (20,84) (1807) (16,03) (20,51) (17,89) (1530) (12,67) (12,68) (11,97) (10,44) (851) (7,85) (661)  (580)
11BB 3,5% - - - (7,29) (7,41) (7,45) (7,49) (7,48) (7,16) (6,32) (5,81) (7,03) (6,06) (5,24) (4,65) (5,94) (5,19) (4,45) (3,69) (3,69) (3,48) (3,04) (2,48) (2,29) (1,93) (1,69)
i‘;:;"s‘a' Impuestosy — yiyss (20000 - - (90,46) (100,84) (133,76) (133,000 (130,79) (125,53) (108,03) (97,93) (120,49) (103,23) (8587) (74,48) (97,09) (84,31) (71,21) (58,67) (58,47) (54,42) (46,19) (36,20) (32,11) (25,05) (16,49)

10.4. Flujo de fondos sin financiacion
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Concepto Unidad 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 pLE]) 2037 2038 2039 2040 2041
E'r‘g;’e‘if:(’"d“de' MUSS  (20,14) (162,83) (248,09) 116,58 122,16 90,14 86,35 80,28 82,07 6580 5891 81,20 72,24 52,12 43,60 6691 60,80 53,23 46,89 4859 4578 39,14 30,45 2819 23,19 17,22
E'r‘g;’e‘if:::j;z‘ﬁ:c:o MUSS  (20,14) (182,97) (431,06) (314,48) (192,32) (102,18) (15,82) 64,45 146,52 212,32 271,23 352,43 424,67 476,79 520,39 587,29 648,09 701,32 74821 796,80 842,57 881,72 912,17 940,36 963,55 980,77
VAN @ 15 % MUSS 50,8
TIR % 17,9%
Periodo de Repago Afos 7




10.5. Actividad de financiacion

Tasa de interés prevista: LIBOR (1,53 %) + RIESGO PAIS (4,82 %) +7 % = 13,4 %.

Concepto Unidad 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041
Actividad de

Finan

Créditos MUSS 266,85

Cuota del capital MUS$ - - (26,69) (26,69) (26,69) (26,69) (26,69) (26,69) (26,69) (26,69) (26,69) (26,69)

Intereses MUS$ (35,62) (35,62) (3562) (32,06) (28,50) (24,94) (21,37) (17,81) (14,25) (10,69) (7,12)  (3,56)

IVA sobre Intereses MUS$ (7,48)  (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48) (7,48)

IG sobre Intereses 12,47 12,47 12,47 11,22 9,97 8,73 7,48 6,23 4,99 3,74 2,49 1,25 - - - - - - - - - - - -
Subtotal Crédito MUS$ - 23621 (30,64) (57,32) (55,01) (52,69) (50,38) (48,06) (45,74) (43,43) (41,11) (38,80) (36,48) - o o o o o o o o o o o

Concepto Unidad 2016 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 pLE]) 2037 2038 2039 2040 2041
;:gjlaon[c):dzomos MUSS  (20,14) 73,38 (278,73) 59,26 67,15 37,45 3598 32,22 36,32 22,38 17,80 42,40 3576 52,12 4360 6691 60,80 53,23 46,89 4859 4578 39,14 30,45 2819 23,19 17,22
FLUJO DE FONDOS
Apalancado MUSS$  (20,14) 53,25 (225,48) (166,22) (99,07) (61,62) (25,64) 6,57 42,90 6527 83,07 12547 161,23 213,35 256,94 323,85 384,65 437,87 484,76 533,35 579,13 618,27 648,73 676,92 700,11 717,32
Acumulado
VAN @ 15 % MUSS$ 45,2

% 20,1%
Periodo de Repago Afos 7

10.6. Evolucidn de la caja

Concepto Unidad 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 pL1) 2036 2037 2038 2039 2040 2041

::II:IJ:I\IS(IZ'I\‘AMIENTO MUSS 229,86 67,03 (181,06) (64,48) 57,68 147,82 234,18 314,45 396,52 462,32 521,23 602,43 67467 726,79 770,39 837,29 898,09 951,32 998,21 1.046,80 1.092,57 1.131,72 1.162,17 1.190,36 1.213,55 1.230,77

Em:r\fgzwsmo MUS$ 229,86 303,25 24,52 83,78 150,93 188,38 224,36 256,57 292,90 31527 333,07 37547 41123 463,35 50694 573,85 634,65 687,87 734,76 783,35 829,13 86827 89873 92692 950,11 967,32
10.7. Cuadro de resultados

Cuadro de resultados 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041

Ingresos MUSS - - - 208,4 2116 212,8 2140 213,8 204,7 1805 1659 2009 173,2 149,7 133,0 169,8 1484 127,1 1054 1055 99,6 86,8 70,8 654 551 483

Gastos Operativos MUS$ 01 - - 103 -104 -103 -103 -101 -97 -85 -7,8 93 82 70 61 -76 67 57 48 -49 -46 41 34 31 -27 90

Gastos Comercializacion MUS$ - - - -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 -6,4 64 64 -64

Gastos Administrativos MUSS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - -

Resultado Operativo MUS$ -0,1 - - 191,8 194,9 1962 1974 1974 1886 1657 151,8 1852 1586 1364 120,5 1558 1354 1151 94,2 94,2 88,6 76,4 61,1 559 46,0 32,9

Amortizaciones MUSS - - - -26,0 -269 -280 -29,7 -316 -31,9 -30,7 -304 -381 -348 -32,7 -315 -422 -389 -357 -31,2 -326 -324 -304 -269 27- 7 27- 2 31- 5

Resultado Neto antes de IG MUS$ -0,1 - - 1658 167,9 1682 167,7 1657 156,7 1349 1214 147,2 1239 103,7 89,0 1135 96,5 79,3 63,0 61,6 56,2 46,0 34,1 282 188 14

G 35% 0 ;) s - - 5804 5877 5886 5871 5800 54,86 47,22 42,49 51,51 43,35 3629 31,14 39,74 33,77 27,77 22,05 21,57 19,68 1609 11,95 9,85 656 0,48

Resultado Neto MUSS$ 0,1 B - 107,83 109,1 109,3 109,0 1077 101,9 87,7 789 957 805 674 578 738 627 51,6 410 401 365 299 222 183 122 0,9
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10.8. Cuadro de Marcha del Crédito

Aio Saldo Cuota de Capital Intereses IVA Cuota Total
2016

2017 S 266,85 S - S 3562 S 7,48 S 43,11
2018 S 266,85 S - S 3562 S 7,48 S 43,11
2019 S 26685 S 2669 S 3562 S 7,48 S 69,79
2020 S 240,17 S 26,69 § 3206 S 6,73 S 65,48
2021 S 213,48 S 2669 S 2850 S 598 S 61,17
2022 S 18680 S 26,69 S 2494 S 524 S 56,86
2023 S 160,11 $ 2669 S 21,37 S 449 S 52,55
2024 S 13343 S 2669 S 17,81 S 3,74 S 48,24
2025 S 106,74 S 26,69 S 1425 S 299 S 43,93
2026 S 8006 S 2669 S 1069 S 2,24 S 39,62
2027 S 5337 § 26,69 S 712 S 1,50 S 35,31
2028 S 2669 S 26,69 $ 3,56 $ 075 S 31,00

10.9. Calculo del WACC

e Se adoptd una tasa de interés libre de riesgo del 1,82 %, de acuerdo a la tasa de un bono de
EE.UU a 10 afios, valor promedio 2016 (http://es.investing.com/rates-bonds/u.s.-10-year-bond-
yield-historical-data)

e Se adoptd una tasa de riesgo pais de 4,82 %, segun su promedio 2016
(http.//www.ambito.com/economia/mercados/riesqo-pais/)

e Se adoptd un valor de Beta para el célculo de la tasa sobre capital propio de 1,63

e (http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/New Home Page/datafile/totalbeta.html)

e Se considerd la tasa de interés sobre el crédito de 13,4 % mencionada anteriormente

e Con estos parametros se estimd una tasa sobre el capital propio del 14,5 % y un WACC del 11,5
%.

10.10. Analisis Econdmico Financiero

Si bien el proyecto arroja un Valor Actual Neto positivo, es decir que genera valor para el accionista, el
mismo es inviable sin financiamiento externo. El perfil de las inversiones a realizar, cercanas a los 431
Millones de USD en los primeros 3 afios, principalmente por la compra de plantas de tratamiento y el
gasoducto, genera un descalce financiero que no alcanza ser cubierto con el aporte inicial de 250
MUSD.

Para cubrir estas inversiones y solventar los gastos operativos, la compafiia recurre a financiacién
externa con un perfil de vencimiento a largo plazo. El monto solicitado es de 266.9 MUSD, a una tasa
del 13.4%, incluso inferior la tasa de corte utilizada para la evaluacién del proyecto (15%).

La estructura de financiamiento adoptada por la compaiiia, 51.6% mediante financiacién externa vs un
48.4% de aporte inicial de accionistas, da como resultado una disminucién del costo de financiamiento
promedio (WACC) a un numero cercano al 11.5%. El descenso del WACC, se debe principalmente al
escudo fiscal, es decir la deduccién de los intereses en el impuesto de las ganancias abonados por el
proyecto.
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El plazo de repago (Payback) del proyecto es de 7 afos, aceptable teniendo en cuenta el periodo de
repago de proyectos similares cercanos a los 10 afos. La TIR del proyecto se ve beneficiada por la tasa
de interés a la cual se consigue el financiamiento, pasando de 17,9% a 20,1%. En ambos casos, la tasa
interna de retorno, supera la tasa de corte establecida (15%), lo cual indica que el proyecto es rentable.
Es importante destacar, que debido al alto riesgo de las inversiones a realizar y la naturaleza del
negocio, se ha decidido determinar una caja minima de 25 MUSD. A partir del 2019, afio en que
comienza la comercializacién de los productos, comienza un periodo de recuperacién de los fondos
hasta los 967 MUSD.

El margen bruto sobre ventas ronda el 92%, mientras que el resultado neto luego de impuestos es del
52% anual. El resultado neto se ve beneficiado principalmente por la amortizacién de las inversiones: el
sistema de amortizacién utilizado para reflejar la depreciacién de las inversiones es sobre unidad
producida.
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11. Analisis de sensibilidad

Se evalud la sensibilidad del proyecto modificando los siguientes parametros en un 5 %:
e Monto total de inversiones
o (Costos operativos
e Precios de Gas Natural en todos los segmentos
e Precios de Liquidos (Propano, Butano y Condensado)
e Costo de financiacién (tasa de interés)
Se resumen los resultados obtenidos en el siguiente grafico:

Sensibilidad 5%

60,00

il m

40,00
30,00
20.00

10,00

Figura 25: Andlisis de sensibilidad

Se puede observar que el VAN base del proyecto con financiamiento (45,2 MUSD) es
particularmente sensible a un aumento del 5 % en la tasa de interés del crédito, y en segundo
lugar a un aumento del 5 % en el monto de las inversiones. En el primer caso, el VAN del proyecto
incluso resulta negativo. Esto se debe al fuerte peso que el crédito en la financiacidn del proyecto.

Entre los aumentos de precios, incide mayormente el de venta a Centrales Eléctricas, seguido por
el precio a GNC vy a distribuidoras. El precio del condensado tiene un efecto menor. Esto se
relaciona directamente con el esquema de comercializacidn previsto en este proyecto, orientado
hacia estos segmentos.

En el mismo sentido, no tienen incidencia el precio de venta de Gas Natural a Industrias (no se le
vende a este segmento), ni los precios de propano y butano, que no se comercializan como tales.

También se evalud la posibilidad de incorporar al proyecto una planta de recuperacion de GLP en
lugar de una unidad de ajuste de punto de rocio. Se observd una reduccidn del VAN de 45,2 MUSD
a 22,4 MUSD, por lo que se descartd esta opcidn. El principal efecto de una planta de GLP es un
aumento considerable en el monto de inversiones (de 709 a 764 MUSD), que requiere un mayor
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endeudamiento. Dicho esfuerzo no se recupera en ventas ya que el gas que se extrae tiene bajo
contenido de condensables (aproximadamente 2 %).
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12. Resumen de resultados

CONCEPTO

DESARROLLO Y PRODUCCION
Gas y Condensado in situ

Hidrocarburos remanentes a presién de abandono

Factor de Recuperacién

Presion de abandono

Cantidad de pozos

Potencia total de compresidn en yacimiento
Produccidn de gas maxima

Produccidn de gas promedio
Produccidn de condensado maxima
Produccién de condensado promedio

DEMANDA Afio 3 y Afio de maxima
Consumo maximo distribuidoras - Ao 3

Consumo maximo distribuidoras - Afio de mdaxima
Consumo maximo GNC - Afio 3

Consumo maximo GNC - Afio de maxima

Consumo maximo termoeléctrica - Afio 3
Consumo maximo termoeléctrica - Afio de maxima
Consumo maximo industria - Afio 3

Consumo maximo industria - Afio de maxima
Consumo maximo total - Afio 3

Consumo maximo total - Aflo de maxima

PROCESAMIENTO Aiio 3 y Ao de maxima

Capacidad de procesamiento maxima - Afio 3
Capacidad de procesamiento maxima - Afio de maxima
Propano + Butano (GLP) - Afio 3

Propano + Butano (GLP) - Afio de maxima

Gasolina - Afio 3

Gasolina - Afio de maxima

TRANSPORTE
Primer tramo Gasoducto hasta Planta de Generacidén eléctrica
Capacidad maxima de transporte

Potencia instalada
Segundo tramo de Gasoducto hasta Gasoducto troncal
Capacidad maxima de transporte

Potencia instalada
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UNIDAD

M Sm’
M Sm’
%
kg/cm?2

HP

M Sm*/d

M Sm*/d
km?/d
km?/d

M Sm’/d
M Sm’/d
M Sm’/d
M Sm’/d
M Sm?/d
M Sm?/d
M Sm?/d
M Sm?/d
M Sm’/d
M Sm’/d

M Sm?/d
M Sm?/d
ton/afio
ton/afio
k m*/afio

k m*/afio

pulg
M Sm?/d

HP

pulg
M Sm?/d

HP

CANTIDAD

20.308
4.148
79,6%
50,4
53
3.000
3,00
1,70
45,00
24,60

0,700
1,037
0,783
0,985
1,148
1,148
0,000
0,000
2,921
2,923

3,000
3,000

52,20
52,34

18
3,000

18
3,000
7.500




5a
5b
5¢
5d
5e
5f
6a
6b
6c

6d

7a

7b

7c

8a
8b

8c

8d

8e
8f

INVERSIONES

Inversién campo (yacimiento - Perf y WO)
Inversidn planta/s procesamiento (Facilities)
Inversion Gasoducto

Inversion otros

Inversiones (contingencia)

Inversion total

PRECIOS GAS Ao 1y Ao 25
Distribuidoras - Afio 1

Distribuidoras - Afio 25

GNC- Afio 1

GNC - Aho 25

Centrales eléctricas - Afio 1

Centrales eléctricas - Afio 25

Usuarios Industriales - Ao 1

Usuarios Industriales - Afio 25
PRECIOS LIQUIDOS Afio 1y Afio 25
Propano exportacién - netback - Afio 1
Propano exportacidn - netback - Afio 25
Butano exportacién - netback - Afio 1
Butano exportacién - netback - Afio 25
Propano local - netback - Ano 1
Propano local - netback - Afio 25
Butano local - netback - Afio 1

Butano local - netback - Afo 25
Gasolina y Condensado Local - Afio 1
Gasolina y Condensado Local - Afio 25
RESULTADOS

VAN Proyecto @ 15%

VAN con Financiamiento @ 15%

Tasa (WACC)

TIR Proyecto

TIR con Financiamiento

Repago Proyecto

Repago con Financiamiento

Préstamo (capital) solicitado

Madxima exposicion

M USS
M US$
M USS
M US$
M USS
M US$

USS/MBTU
USS/MBTU
USS/MBTU
USS/MBTU
USS/MBTU
USS/MBTU
USS/MBTU
USS/MBTU

ussS/tn
USS/tn
ussS/tn
USS/tn
ussS/tn
USS/tn
ussS/tn
USS/tn
USS/bbl
USS/bbl

M USS
M USS
%
%
%
ARos
Afos
M USS
M USS

340,60
141,95
162,23

64,48
709,25

2,50
5,96
4,54
5,96
5,36
5,96
5,15
5,73

242,1
851,2
278,3
957,0
242,1
851,2
152,0
957,0
61,2
127,0

50,8
45,2
11,5%
17,9%
20,1%

266,9
431,1
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