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I.  Resumen ejecutivo (F. Cervatte — A. Crosa)

El presente informe constituye una oferta técnica que tiene por
objetivo participar de la Licitacion Publica que se realizara para la
adjudicacion de los Derechos de Explotacidon de un yacimiento
convencional de gas y condensado, denominado “La Esperanza”,
ubicado en la Cuenca Neuquina en la provincia de Neuquén con
un horizonte temporal de 25 afios.

El yacimiento estd localizado a 200 km de la cabecera de los
Gasoductos NEUBA I, NEUBA Il y Centro Oeste, y a 100 km de una
Central Termoeléctrica.

La informacion obtenida en la etapa exploratoria ha demostrado
la existencia de un yacimiento de gas con reservas recuperables de aproximadamente 22.000
Mm3 de gas y 2,2 Mm3 de condensado recuperable.

Para el andlisis del desarrollo y la explotacién del yacimiento se han contemplado en este estudio
aspectos técnicos, econdmicos, comerciales y financieros, permitiendo ello evaluar diferentes
alternativas y seleccionar aquella que genere la mayor rentabilidad para la presente Propuesta
Técnica.

Las inversiones por realizarse durante el desarrollo del yacimiento son del orden de los 600
MUSD, siendo el 45% de este valor ejecutadas en los primeros dos afios de concesidn.

El Plan de Inversiones incluye la perforacién de mas de 50 pozos, la construccidon de cinco
baterias de separacidn primaria distribuidas en la superficie del yacimiento, la instalacién de una
planta de endulzamiento y de una planta de ajuste de punto de rocio, las caferias de captacion,
tanques de almacenamiento de condensado y todas las instalaciones de superficie necesarias
para alcanzar la adecuada explotacion de las reservas.

Para afrontar las inversiones, el proyecto prevé un esquema de financiamiento en el cual el 53%
serd con capital propio y el 47% con capital de terceros. El préstamo solicitado serd de 291MUSD.

A fin de colocar el volumen producido de gas natural de los distintos segmentos del mercado
argentino, se realizardn las obras de transporte necesarias como son un gasoducto de 200Km de
longitud y dos plantas compresoras. El volumen producido se distribuira de la siguiente manera:
6,9 Mm3 a industrial, 4,7 Mm3 a distribuidoras, 4,7 Mm3 a generacidon y 5 Mm3 venta Spot y
0,8 a GNC.

En cuanto al plan de explotacién, se prevé extraer alrededor del 75% de las reservas
recuperables en la primera mitad del plazo de concesidn, siendo los primeros 6 afios los de
mayor produccion alcanzando los 4,5 Mm3/d.

Respecto de la comercializacidn del gas, durante los primeros 10 afios de produccion, sera
vendido mayoritariamente a la central termoeléctrica instalada en el yacimiento y durante todo
el plazo de explotacién a usuarios industriales y residenciales. En cuanto a los hidrocarburos
condensables, su comercializacion esta prevista en el yacimiento, mediante un cargadero de
camiones, siendo los costos del transporte a cargo de los clientes.

Se estima que el desarrollo del yacimiento generara un VAN de 142 MUSD, una TIR de 30%. Se
prevé repagar la inversion en un periodo de 4 afios y 3 meses y la maxima exposicion de capital
esta prevista en de 168 MUSD.

Con la ejecuciéon del proyecto, la provincia de Neuquén se verd beneficiada con un bono de
ingreso, regalias, canon e impuestos provinciales durante el periodo de concesion por 591
MUSD. Ademas, contribuye positivamente a la sociedad con generacion de numerosos puestos
de trabajo directos e indirectos como asi también el resto de los stackeholders.
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Il.  Calculo de las Reservas de Gas y Condensado (A. Crosa)

La Esperanza es un yacimiento convencional de gas y condensado ubicado en la Cuenca
Neuquina (Figura 1), localizado a una profundidad promedio de 2.110 metros bajo boca de pozo
(mbbp), cuyo reservorio, compuesto de areniscas, pertenece a la Formacién Mulichinco.

"~
)
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Barresa La Lata €1 Orejano del Molle Corralers :

!
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i

™% Pplay No Convencional
% Ouintuco - Vaca Muerta

Figura 1 Cuenca Neuquina. Seccidn norte — sur (zona central)

La exploraciéon del yacimiento se ha realizado mediante registracién sismica 2D y seis (6)
perforaciones que delimitaron el reservorio, cuatro (4) de las cuales fueron productivas y dos
(2) resultaron estériles.

A partir de dichos estudios, se han determinado las condiciones del yacimiento segun se indica
en la siguiente tabla:

\m

VR: Volumen de roca 1.400
®: Porosidad - 13%
Sw: Saturacién de agua irreductible | - 29%
Tr: Temperatura del Reservorio K 360°
Pr: Presidon del Reservorio Kg/cm2 245
Ta: Temperatura Ambiente K 288
Pa: Presion Atmosférica Kg/cm2 1,033
Relacidn Gas-Petréleo (GOR): m3gas/m3liq. | 9.960
Tabla 1

A su vez, se dispone de un andlisis PVT de los fluidos del reservorio, realizado a partir de
muestras tomadas en un pozo representativo del yacimiento, que sera utilizado para determinar
el comportamiento del fluido a distintas presiones y finalmente conocer el volumen de gas
recuperable, factor de recuperacion y confeccionar un analisis previsional de la produccion de
gas.
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Pr/Z Produccion
(kg/cmZ) (kg/cm2) Acumulada

0,91 | 268,72 | 0,005 26.853,59 0,00 0,00
225 0,90 | 250,02 | 0,01 @ 24.98423 @ 24.974,24 1.869,35
205 0,89 = 229,94 | 0,01 @ 22.977,97 @ 22.967,98 3.875,61
185 0,89 = 20868 | 0,01 20.853,83 & 20.843,84 5.999,75
165 0,88 = 186,47 | 0,01 @ 18.634,11 & 18.624,12 8.219,47
145 0,89 @ 163,55 & 0,01 16.343,62 & 16.333,63 10.509,96
125 0,89 = 140,19 | 0,01  14.008,78 A 13.998,79 12.844,80
105 0,90 = 116,65 & 0,01 @ 11.656,62 & 11.646,62 15.196,97
85 091 = 9320 | 001 @ 9313,72 | 9.303,73 17.539,86
65 093 = 70,10 | 0,02 @ 7.00533 | 6.99533 19.848,26
45 0,95 | 47,58 | 0,03 | 4.754,47 | 4.744,48 | 22.099,11

Tabla 2

Dénde:
= Z:factor de compresibilidad del fluido del reservorio.
= Pr: presion del Reservorio
= Bg: factor volumétrico del gas
=  G:volumen de gas “in situ”
= GP:volumen de gas recuperable

Con toda la informacién disponible y por medio del método volumétrico, se determiné que el
Gas In Situ es de 26.854 Mm3.

Considerando una presion tedrica de abandono de 45 Kg/cm2, el volumen recuperado es de
22.099 Mn3 de gasy 2,22 Mm3 de condensado como se muestra en la siguiente tabla resumen:

Parametro Unidad ‘ Valor

Volumen de Gas In Situ Mm3 26.854

Volumen de Gas Recuperable Mm3 22.099,11

Presién de Abandono Kg/cm2 45

% de Recuperacion - 82,29%

Volumen de Condensado Recuperado Mm3 2,22
Tabla 3

A continuacion, se presentan curvas de determinacidn de Gas In Situ y Reserva, y de Pr vs Pr/z:

Pagina 5|49



TRABAJO INTEGRADOR 2021

Gas in Situ y Recuperable

270 . . .
N o= Gas In Situ Lineal (Gas In Situ)

225 N y = -0,010x + 268,724

DN R? = 1,000

=
(0]
o

Pr/Z (kg / cm?2)

45 \

Q Q Q Q Q Q Q Q

Produccion Acumulada

Figura 2
Prvs Pr/Z y=0,8913x + 1,1834
200 R? = 0,9994
250
200
150
100
50
0
0 50 100 150 200 250 300
Figura 3

Ill. Obras de Captacion, Medicion y Acondicionamiento (A. Crosa)
a. Prondéstico de Produccién

Se plantea un escenario en el que se mantienen cuatro (4) plateaus bien marcados durante el
plazo de concesion:

=  Primer plateau de 4,5 MMm3/d de produccién por un periodo de siete (7) afios.

= Segundo plateau, en el cual se reduce la produccién a 3,2 MMm3/d por un periodo de
cuatro (4) afos.

= Tercer plateau de 1,6 MMm3/d durante un periodo de cinco (5) afios.

= Finalmente, durante los ultimos siete (7) afios se mantiene un nivel de produccion de
1,1 Mm3/d.

Con este escenario, se consigue maximizar la produccidn durante la primera mitad del plazo de
concesion lograndose extraer en dicho periodo, el 75% de las reservas recuperables.

Para poder programar la cantidad de pozos que se deben perforar en cada aifio de manera tal
de cumplir con el escenario de produccion planteado, se ha calculado el caudal del pozo tipo.

Se realizaron ensayos de produccién y mediciones fisicas completas sobre los cuatro (4) pozos
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productivos del yacimiento para determinar el comportamiento del pozo promedio que, segin
el volumen producido, tendrd una determinada caida de presién estatica de fondo de pozo (Pws)
la cual representara los estadios de declinacién del reservorio.

Los valores de Pws conjugados a través de la férmula de Fetkovich con las diferentes presiones
dindmicas de fondo de pozo (Pwf), permiten obtener los caudales de gas aportados por el
reservorio en las distintas etapas de la explotacion.

De este analisis surge la curva IPR (Inflow Performance Relationship), donde se puede observar,
el caudal correspondiente para las diferentes Pwf asumidas en cada afio de explotacién.

Curvas IPR
250
200
150
100
50 \
0
0 100 200 300 400 500 600 700
Q KM3/DiA
Figura 4

Luego, aplicando la ecuacidon de Smith se confeccionaron las curvas de contrapresion o de
“perdida de carga en el tubing”, las cuales en las intercepciones con las curvas IPR indican los
caudales potenciales de produccién para una determinada presion dindmica de boca de pozo
(Ptf), en funcién del didmetro del tubing considerado.

Para este escenario de produccion, se consideraron cuatro (4) Ptf: 80, 60, 40 y 25 kg/cm?2.

Pérdida de carga en tubing

140,00
120,00
100,00
80,00
60,00
40,00
20,00
0,00

0 100 200 300 400 500 600 700
Q KM3/DiA

Figura 5

Al relacionar ambos graficos se obtuvieron los caudales promedio del pozo tipo para cada afio
de explotacion. De esta forma se ha definido el perfil de produccidn para la explotacién de las
reservas calculadas.
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600
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Figura 6

Del grafico anterior, se obtuvieron los caudales del pozo tipo para cada Pws y cada Ptf. Con este
dato y mediante un proceso iterativo, se calculé la cantidad de pozos a perforar anualmente
para poder cumplir con el prondstico de produccién optimizado.

En cuanto a la produccién de condensado, para su calculo se utilizd el GOR cuyo valor es
conocido para este yacimiento y es igual a 9.960.

La produccion de condensado diario que se extraera debera ser descontada de la cantidad de
gas para la venta.

A continuacidn, se presenta la informacién basica del desarrollo del yacimiento:

5 Escenario de produccién 25000
45 21.896
4 20000
3,5
< 3 15000
%2,5 — . S
= p (Mm3/dia) s
S 2 10000
1,5
1 5000
1
0 0
IGIF I I I

Figura 7
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DESARROLLO DEL YACIMIENTO (INFORMACION BASICA)

Escenario de produccion calculado

o Qt?:;o PO:IOS a N" pozos Gp Gp Condensado
(kg/cm?) | (ke/cm?) (km3/d) | perforar operativos estériles | pozos | (Mm3/d) Anual | Acumulado m3/dia
(Mm3) Mm3
2021 0 a 2
2022 0 4
2023 245 5 4 11
2024 226 80 500 1 9 12 4,5 1.642 1.642 452
2025 211 80 450 2 10 14 4,5 1.643 3.285 452
2026 196 80 375 3 12 1 17 4,5 1.643 4.927 452
2027 182 80 322 4 14 21 4,5 1.643 6.570 452
2028 167 80 250 7 18 1 28 4,5 1.643 8.213 452
2029 153 80 188 7 24 35 4,5 1.643 9.855 452
2030 138 80 145 31 35 4,5 1.641 11.496 451
2031 125 80 103 1 31 1 36 3,2 1.168 12.664 321
2032 112 60 103 7 31 1 a3 3,2 1.168 13.831 321
2033 102 60 87 8 37 51 3,2 1.168 15.000 321
2034 93 60 71 6 45 1 57 3,2 1.166 16.166 321
2035 83 60 32 50 57 1,6 584 16.750 161
2036 76 60 32 50 57 1,6 584 17.334 161
2037 70 40 32 50 57 1,6 584 17.918 161
2038 63 40 32 50 57 1,6 584 18.502 161
2039 60 40 32 50 57 1,6 584 19.086 161
2040 57 25 22 50 57 1,1 402 19.487 110
2041 54 25 22 50 57 1,1 402 19.889 110
2042 50 25 22 50 57 1,1 402 20.290 110
2043 49 25 22 50 57 1,1 402 20.692 110
2044 47 25 22 50 57 1,1 402 21.093 110
2045 45 25 22 50 57 1,1 402 21.495 110
2046 44 25 22 50 57 1,1 402 21.896 110
Tabla 4
Plan de Desarrollo
10 60
9
3 50
7 40
6
5 30
4
3 20
2 10
1
0 0
¢ R N I N SN R G I <

I \° pozos descubridores C_—__1N° pozos estériles

—— N° pozos operativos

Figura 9

Total de pozos
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Al realizar el andlisis de las inversiones en perforacién, se consideré el costo de abandono de
pozos por un importe unitario de 300 kUSD como asi también el momento de ocurrencia: para
pozos estériles, el abandono se da en el mismo afio de la perforacién.

Los resultados de estudios exploratorios precedentes indican que cuatro (4) de seis (6) pozos
realizados han sido productivos (se detalla su ubicacién en el “Informe del Consultor”). A partir
de ellos, se ha determinado la ubicacion de los demas pozos en distribucidn radial, segin el plan
de desarrollo informado (tabla 4, figura 9).

Asignadas las coordenadas “x,y” a cada pozo, se calcula el baricentro y con ello se determina la
ubicacién las baterias que reciben cada una, la produccién de hasta diez (10) pozos. Para el
desarrollo del yacimiento planteado, se ha contemplado la conexién de 50 pozos productivos,
arrojando en consecuencia la instalacion de un total de cinco (5) baterias. Fijadas sus
ubicaciones, se calcula nuevamente el baricentro entre ellas y se situa la planta de tratamiento.

20,0

19,0

° P7
180 °
P29 | pa0 Es
17,0 o [ . P17 °
) : - s
16,0
P11 P32 P36
15,0 - —e 3
Xl I P3 E3
s P45 |
140 s P14 | ° .
B s S| . . P20 P33
13,0 ° (3 | . | y e L4
y | P2 " P24 \ P
120 P50, ° P34 Y °
.  — < _ P30 P39
11,0 = > °
PI8 ,» 1 P44 p13 .
10,0 «— / e — e .
’ P PRl & PlO__— P42
90 ¢ ¢ ® 'S Pag ~e
]
8,0 ] P21
P6 ° P16 P1s paz p3s °
7,0 [ 8§ i . ] L § L r d
/ \ / a3
60 / \ ST e
E1 P22 | P46 ~ \ / pd
50 ° S ° P27
— . Ba 2
40 ° °
P41 / S
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2,0 P12,/ Ve Y P19
¢ . ° .

1,0

0,0
00 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 11,0 120 130 140 150 160 170 180 190 200 21,0 220

Figura 8

Se ha realizado la asignacion de pozos productivos que se conectan anualmente a cada una de
las baterias y de ello surge en consecuencia, el escenario de inversiones en instalaciones de
superficie. Se considera que la inversidn se efectlia un afio antes que la instalacién deba ser
utilizada y en aquellos casos en que se necesiten en el primer afio productivo, la inversion puede
distribuirse entre los dos afios anteriores.

Se presenta a continuacidn la conexién de pozos por afio a cada bateria:

10 | 49



TRABAJO INTEGRADOR 2021

Pozos Productivos por Bateria ANO

=
o

W N° pozos Bateria 1

B N° pozos Bateria 2

B N° pozos Bateria 3

E N° pozos Bateria 4

B N° pozos Bateria 5 ||I
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2
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Flgura 9

Se encuentra detallada la distribucién de pozos y caudales procesados por cada bateria
anualmente en el Anexo de Cdlculos - hoja captacion-4.

b. Instalaciones de Superficie
Las instalaciones de superficie agrupan al conjunto de equipos e instalaciones que se necesitan
para la extraccién, captacion, separacion, almacenamiento, compresiéon (en yacimiento) y
tratamiento de los fluidos producidos.

i. Captacidn: Pozo — Bateria (Flow lines)
Se han considerado caferias de 4” de didmetro con un costo de 45 USD por pulgada y por metro.
A los fines de establecer la longitud de cada cafieria desde el pozo hasta la bateria, se utiliza el
Teorema de Pitagoras en funcién de que la distribucidén de los pozos es radial.

Las cafierias se instalan el mismo afio en que se perforan los pozos, teniendo en cuenta que
estos se realizan el afio anterior al que deben entrar en servicio.

Se encuentra el detalle de la longitud de cafieria nueva desde los pozos hasta las baterias en el
Anexo de cdlculos - hoja captacidon-4.

ii. Baterias
Como se ha mencionado, las baterias individualmente reciben la produccidon de un maximo de
10 pozos y por cada una de ellas se coloca un manifold que tiene la funcién de colectar y
distribuir la produccién hacia los separadores generales y/o separadores de control. El costo
unitario del manifold es de 350 kUSD.

De cada manifold se derivara la produccion recibida con el siguiente esquema: la produccién de
un pozo ird al separador de control mientras que la produccién restante se derivard a un
separador general. En este proceso se logra separar el gas que ird a planta de tratamiento del
condensado que se enviara a tanques de almacenamiento previa estabilizacion.

La cantidad de separadores de control coincide con el total de baterias a instalar en el yacimiento
y en el caso de los separadores generales, su cuantia se calcula a partir del caudal total que
arribara a la bateria menos el caudal correspondiente a un pozo, el cual es derivado al separador
de control.

En el escenario propuesto el primer afio de explotacién es el de maxima, por lo tanto, los
separadores que se instalaran desde el inicio son suficientes para la duracidon de toda la
concesion.
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La capacidad de los separadores de control es 500 km3/d y su costo unitario es 750 kUSD,
mientras que los separadores generales tienen una capacidad de 1000 km3/d y un costo unitario
de 850 kUSD.

Separador | Separador | Capacidad de Qma).( Prod. Max
procesamiento

Km3/d

UNIDAD de Control General Disefio
500 Km3 | 1.000 Km3 Km3/d

Cond.
m3 semanal

BATERIA 1
BATERIA 2
BATERIA 3
BATERIA 4
BATERIA 5

Tabla 5

Las corrientes de condensado y gas, provenientes de los separadores de control y generales son
colectadas en cafierias particulares para cada flujo.

En el caso de la caferia de gas, si la Ptf resulta menor a 80 kg/cm2, la corriente debe ser
comprimida por motocompresores en yacimiento para que el fluido recupere una presion tal
que le permita llegar a la Planta de Tratamiento con al menos 73 kg/cm2 de presion.

Caudal procesado

W Bateria 1 Bateria2 m Bateria 3 Bateria4 M Bateria5

5.000
wo | MEENEENE
o [ LLINLEEI T
1 1 1 1=

0 1 2 3 45 6 7 8 9 1011 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25
Ano

iii. Caneria desde las baterias a la Planta de Tratamiento

Las caierias de gas son de 8” de diametro y las de condensado de 4”. El proceso de calculo es
igual al utilizado para el de las cafierias que transportan fluido entre el pozo y cada bateria. El
costo es 45 USD por pulgada y por metro.

El detalle de la longitud de las cafierias hasta la planta de tratamiento desde las baterias se
puede ver en el Anexo de cdlculos - hoja baricentro-4.
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iv. Presentacién de diagrama
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v. Compresion en yacimiento (motocompresores)

Inicialmente, la presidén en boca de pozo es 80 kg/cm2. Teniendo en cuenta que la pérdida de
carga del sistema de captacion es de 7 Kg/cm2, no es necesario compresion en yacimiento para
llegar a la planta de tratamiento por encima de los 73 Kg/cm2 requeridos.

A partir del noveno afio de produccion, la presion en boca de pozo disminuye a 60 kg/cm?2, al
décimo cuarto a 40 kg/cm?2 y al décimo séptimo 25 kg/cm2; en conclusion, a partir del noveno
afio de produccidn es necesaria una planta de compresion en la cabecera de la planta de
tratamiento para elevar la presién a la minima requerida.

Para el calculo de la potencia requerida en cada afio, se tiene en cuenta el caudal que se debera
comprimir y la diferencia de presion entre la succion y la descarga de los compresores.

Utilizando la tabla de potencias estimadas de compresion de gas natural (Ingersoll - Rand), se
obtiene la potencia estimada en BHP/Mm3/dia. Luego con el dato del caudal a comprimir en
cada aio se realiza la estimacion de la potencia requerida.

Considerando que los saltos de presidn ocurren a lo largo del tiempo y que cada nuevo salto ya
encuentra instalada la potencia de compresidn anterior, en cada etapa se debe adicionar la
nueva potencia necesaria incremental, asumiendo que la potencia instalada previamente cubre
sobradamente las necesidades de potencia dado que los caudales a comprimir son menores.

Con esta informacion se evaluaron dos alternativas:
1. Instalar una planta compresora

Se consideraron motocompresores marca Ariel, modelo JGR con una potencia nominal de 860
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BHP por equipo. Ademas, se utiliza el método de n+1 para el equipo de backup.

El costo de instalacién total de una planta compresora es de 2.900 USD/HP incluyendo
adquisicion de equipos y materiales, ingenieria, construccion, instalacidon y puesta en marcha.
Para los casos en que haya que agregar un nuevo equipo motocompresor a una planta
compresora existente, la inversion a considerar serd de 1.250 USD/HP. Si fuera necesario realizar
adecuaciones en el compresor (aprovechando el motor de una maquina disponible) la inversion
a considerar serd de 800 USD/HP.

PTF
Gp (Mm3/dia) 1,6 1,6
Total, compr. 5 5 5 3 3 6 6 6 7 7 7 7 7 7 7
I ERR I 2.825 | 2.825 1 2.825 | 1.412 | 1.412 | 3.107 | 3.107 | 3.107 | 3.884 | 3.884 | 3.884 | 3.884 | 3.884 | 3.884 | 3.884

LM S A [N 4.300 | 4.300 | 4.300 | 2.580 | 2.580 | 5.160 | 5.160 | 5.160 | 7.020 | 7.020 | 7.020 | 7.020 | 7.020 | 7.020 | 7.020
Tabla 6

Evolutivo compresién en yacimiento
8000
7000
6000
5000
4000
3000
2000

1000

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25

W Potencia Requerida Total (HP) @ Potencia Instalada Total (HP)

2. Contratar un servicio de compresion a proveer por un tercero

Este servicio, también conocido como “Compression Renting Service”, evita realizar el 100% de
la inversién indicada en el precedente Punto 1y puede ser una alternativa a la construccién de
la Planta Compresora.

El Costo del Compression Renting Service sera de 20 USD/HP mes. Este valor incluye la
realizacion de la ingenieria, provisidn e instalacidon de los equipos motocompresores, operacion
y mantenimiento de la planta compresora. La adquisicidn del terreno, obras civiles y las obras
de piping de entrada y salida del gas conectadas a los equipos motocompresores son asumidas
por el contratante del servicio.

Para poder analizar qué alternativa es la mas conveniente, se realizaron los flujos de egresos de
cada unay se calculd el Valor Actual Neto (VAN) de ambas.
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1) Planta compresora (Const, Instal y PEM- Motocompresores) Referencia m

Tasa de Corte (k) % anual 15%
Valor Actual Neto Alternativa A MUSD -4,9
) Compresson RentingServce__ etornca| a0
Tasa de Corte (k) % anual 15%
Valor Actual Neto Alternativa B MUSD -3,5
Tabla 7

Realizando la comparacion de los indicadores, se ha optado por la alternativa 2 ya que presenta
un mejor VAN.

vi. Planta de tratamiento

En ella se produce la recepcion del gas de todas las baterias del yacimiento y se lleva a cabo el
proceso necesario para que el gas de salida esté en condiciones de ser inyectado a cualquiera
de los gasoductos troncales que parten desde Loma La Lata.

Para ello, se realizan los procesos de acondicionamiento del gas natural y el de recuperacién de
hidrocarburos licuables; estos ultimos no solo pueden afectar la calidad y el transporte del gas,
sino que por su cuenta tienen valor comercial.

Ademas del sistema de endulzamiento (reduccidn de % de CO2 y SH2) para el desarrollo del
yacimiento, se han evaluado dos posibilidades de tratamiento: Ajuste de Punto de Rocio (Dew
Point) o Turboexpander.

La planta de Endulzamiento consiste en un proceso de absorcion con una solucién de aminas
del diéxido de carbono que existe en el gas alimentado. Es un proceso regenerativo, donde el
gas es circulado en una torre de platos o relleno a contracorriente de dicho solvente. El costo de
esta instalacion para una capacidad de procesamiento de 4,5 Mm3/dia es de 34 MUSD.

La planta de Ajuste de Punto de Rocio consiste en un subenfriamiento que elimina hidrocarburos
facilmente condensables, como ser pentanos, hexanos y superiores, que componen el gas
natural crudo, hasta temperaturas de 42C bajo cero.

El costo de instalacion de una planta de Ajuste de Rocio para una capacidad de procesamiento
de 4,5 Mm3/dia es de 53 MUSD.

La planta Turboexpander consiste en una expansién Joule-Thompson (isoentropica), con el
agregado de una turbina de flujo radial. En el proceso de expansién, en el cual las moléculas
quedan mds separadas, consume trabajo para vencer las fuerzas intermoleculares que tienden
a juntarlas. Dicho trabajo se realiza a expensas de la propia energia cinética del gas,
disminuyendo por lo tanto la energia interna y en consecuencia la temperatura. La caracteristica
mas notable de este proceso es que al trabajo de expansidn se le suma el de impulsar la turbina
a medida que el gas va expandiéndose; obteniéndose en consecuencia mayor grado de
enfriamiento puesto que se absorbe el calor equivalente al trabajo mecanico realizado.

Este ultimo proceso se diferencia de la planta de ajuste de rocio, ademas de lo antes
mencionado, por implicar una mayor inversidn y por permitir la obtencién de GLP que puede ser
comercializado con referencia al export parity en puerta de yacimiento, logrando un aumento
de ingresos asociados al mismo.

El costo de instalacidon de una planta Turboexpander para una capacidad de procesamiento de
4,5 Mm3/dia es de 170 MUSD.

Composicion del gas natural crudo.

La composicion del gas natural crudo se conoce a partir de una cromatografia realizada luego de
la separacion primaria. Dicha composicidn, junto con los porcentajes de recuperacion de cada
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unidad de tratamiento de gas se indican en la Tabla 8.

GO oI Composicion | Recuperacion Recuperacion
(% Molar) Dew Point (%) Turboexpander (%)
N2 1,73
Cco2 2,32 20 20
Cc1 84,93
Cc2 5,51
Cc3 2,15 0 92
iC4 0,85 5 99
nC4 0,93 10 99
iC5 0,52 25 100
nC5 0,43 45 100
C6 0,3 70 100
Cc7 0,18 85 100
C8 0,14 95 100
SH2 0,01 100 100
Total 100

Tabla 8

Dada la composicidn, se obtiene el poder calorifico superior (PCs) del gas crudo, el cual es
10.183,7 Kcal/m3.

Con los porcentajes de recuperacién de ambas unidades, es posible calcular la composicién y el
poder calorifico del gas residual.

‘ Dew Point Turboexpander
Componente G;;; I::::::)al PCs (Kcal/m3) Gz;’ I:::::r)al PCs (Kcal/m3)

N2 1,75 0,00 1,84 0,00
C02 1,88 0,00 1,97 0,00
C1 86,16 9.008,70 90,15 9.008,70
C2 5,59 15.785,40 5,84 15.785,40
C3 2,18 22.444,20 0,18 22.444,20
iC4 0,82 29.004,90 0,01 29.004,90
nC4 0,85 29.098,10 0,01 29.098,10
iC5 0,40 35.685,10 0,00 35.685,10
nC5 0,24 35.756,80 0,00 35.756,80
C6 0,09 42.420,30 0,00 42.420,30
C7 0,03 49.079,00 0,00 49.079,00
C8 0,01 55.735,30 0,00 55.735,30
SH2 0,00 5.681,50 0,00 5.681,50

Total 100 9.930,45 100 9.111,00

Tabla 9

Del analisis de la tabla 9 se evidencia:

En el caso de la Planta de Ajuste de Punto de Rocio, dado que el gas crudo es relativamente rico,
el gas residual tiene un PCs de 9.930,45 Kcal/m3, superior a las 9300 kcal/m3 equivalentes para
la facturacién. Esto significa que el volumen equivalente de gas disponible para la
comercializacion se ve incrementado en un 6,8% respecto del volumen de ingreso a la planta de
tratamiento.

Adicionalmente, con la planta operando a su maxima capacidad de 4,5 Mm3/dia, se producen
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252,27 m3/d de gasolina estabilizada, la cual se puede comercializar junto con el condensado

en yacimiento.

Por otra parte, en el caso de la Turboexpander, al extraerse mayor cantidad de hidrocarburos
condensables el PCs del gas residual es 9.111 Kcal/m3, menor a las 9.300 kcal/m3 de referencia
por lo que el volumen equivalente de gas disponible para la comercializacion se ve disminuido

TRABAJO INTEGRADOR 2021

en un 2,0% respecto del volumen de ingreso a la planta de tratamiento.

En este caso, con la planta operando a su maxima capacidad de 4,5 Mm3/dia, se producen
403,53 m3/d de gasolina estabilizada (60% mayor a Dew Point), la cual se puede comercializar
junto con el condensado en yacimiento ademas de 166,14 Tn/d de propano y 198,45 Tn/d de

butano, que se venden en yacimiento.

Volumenes comercializables a maxima capacidad:

Se observa que en todos los casos existe un incremento volumétrico de productos
comercializables, a excepcién del gas equivalente que presenta una disminucidn de 6.5%.

Concepto

Dew Point | Turboexpander

Gas Residual (Mm3/dia eq.) 4,6 4,3

Propano (Tn/d) - 169,20
Butanos (Tn/d) - 202,11
Gasolina (m3/dia) 256,92 410,97

CAPEX de las distintas alternativas:

A continuacién, se presenta un resumen con los principales drivers que conforman a las

inversiones para cada opcion:

240

nm

16D

1w

40

Tabla 10

CAPEX (MUSD) |
Concepto Dew Point  Turboexpander \
Almacenaje de Condensado 4 5
Almacenaje de GLP - 4
Cargadero de Camiones 1,0 2,5
Planta de Tratamiento 52,9 170,4
Planta de Endulzamiento 33,8 33,8
TOTAL 91,7 215,7

Tabla 11

PLANTA DE TRATAMIENTO nMusD

DEWY PORT

- MUV I
|

TURBOEXPAMDER

B Plantade Endulzamiben to

m Planta Turboexpand er

Camgadero de Camion es

B Almaoenaje de & LP- Tk 1000m3

m Almacenaje de Con densada - Th
1000m 3
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OPEX de las distintas alternativas:

El OPEX de todo el proyecto para la alternativa Turboexpander es un 3% mayor al de la
alternativa Planta de Ajuste de Rocio y se considera poco significativo al momento de seleccionar
entre las dos opciones.

Con la informacién antes mencionada y luego de haber realizado la correspondiente evaluacién
econdmica y financiera del proyecto, se selecciona la alternativa 1, Planta de Ajuste de Punto de
Rocio (Dew Point).

El detalle del andlisis de ambas alternativas se desarrolla en los puntos XIV y XV y también en el
Anexo de Cdlculos - hoja Escenarios-4.

IV. Aprovechamiento de Condensables (A.Crosa)

El condensado es bombeado desde las baterias de separacién primaria hacia la planta de
tratamiento donde se lo estabiliza y posteriormente almacena en tanques junto a la gasolina
estabilizada que se produce en la planta.

La comercializacion de estos productos es en yacimiento, despachdndose a través de un
cargadero de camiones cuyo costo instalacion es de 1 MUSD.

Se requiere tener capacidad de almacenamiento de al menos 7 dias de produccién. La maxima
produccién semanal es de 3.963 m3 que se divide en 4 tanques de 1.000 m3 de capacidad cada
uno. El costo de instalacion de cada tanque es de 1 MUSD.

Almacenamiento de Condensado y Gasolina Maximo semanal (m3)

Condensado en baterias 3.163
Gasolina de Planta de Tratamiento 799
TOTAL 3.962,67
Tabla 12
A
Livianos de

estabilizacion o

Estabilizacion ol /\ Cargadero de Camiones
| > de oil — - > ]

!

TK

+—’ OIL

Colectoresde oil

()
I _'i

V. Obras de Transporte (A.Crosa)

El gas tratado saliente de la planta de tratamiento se encuentra en condiciones de ser enviado
para su comercializacidon segun la demanda contractual.

El proyecto contempla la construccién del gasoducto necesario para poder entregar en la central
térmica ubicada a 100 km del yacimiento y al PIST del troncal de TGS a 200 km. También se
considera la necesidad de compresidn en cabecera e intermedia segun la presion requerida de
entrega en cada caso.
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El gasoducto contara con tres (3) puntos de medicién, uno (1) en cabecera y otros dos (2) a los
100km y 200km respectivamente, en cada punto de entrega.

El calculo de la longitud y didmetro del gasoducto se ha desarrollado en dos (2) tramos,
considerando una MAPO de 95 kg/cm2 y como caudal de disefio el maximo caudal diario durante
los afos de concesion. El primer tramo analiza los primeros 100 km hasta la entrega en la central
térmica y el segundo tramo, los 100 km restantes.

Siendo la longitud una constante, la variable principal que determina el costo del gasoducto es
el diametro de la cafieria. Consecuentemente el gasoducto se disefia del menor didmetro
técnicamente posible para llegar al primer punto de entrega con el caudal mdximo contratado
(1,5 Mm3/d) con una presion superior a la requerida (45 Kg/cm2) y suficiente presion para que
con una etapa intermedia de compresion se pueda entregar en el PIST a 70 Kg/cm?2.

A continuacidn, se presenta una tabla resumen de los pardmetros del gasoducto disefiado:

Long Tramo 1 (Km) 100
Diam Tramo 1 (pulg) 16
Long Tramo 2 (Km) 100
Diam Tramo 2 (pulg) 14
(%]
2 g PC1 Cabecera 2.436,5 HP
=
% E PC2 Intermedia 1.947,2 HP
a3
8 COMPRESION REQ. 4.383,7 HP
Tabla 13

Una vez hallada la potencia de compresién requerida en cada planta, se escogen modelos de
turbocompresores comerciales que cubran los requerimientos.

De manera de ganar flexibilidad y de diversificar los riesgos operativos, se opta por instalar dos
(2) equipos funcionando en paralelo en cada planta. Los turbocompresores elegidos son de la
firma Solar Turbines, modelo Saturn 20. Este modelo tiene una potencia de 1.590 HP, por lo que
la potencia instalada en cada planta sera de 3.180 HP totalizando 6.360 HP, un 45% superior a
la requerida.

A continuacidn, se observa el grafico de gradiente de presién en el gasoducto, notdndose los
dos incrementos de presién generados por las plantas compresoras.

Gradiente de Presidon en Gasoducto

100
95
90
85
80
75

70
0 50 100 150 200

Km

Kg(cm?2

El calculo de los diferentes escenarios de transporte puede verse el Anexo “Cdlculos”hoja Transporte-4.
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VI.  Marco Institucional y Legal (F. Cervatte)
a. Contexto regulatorio — ultimos 15 afios en la Argentina

La industria argentina de Gas Natural ha tenido variados cambios normativos en los ultimos 20
afios desde la privatizacidn de Gas del Estado del 92°.

El Marco Institucional de la Industria del Gas es la Ley 24.076 — Ley de Gas — que regula los
transportistas, distribuidores, comercializadores, almacenadores y consumidores que contraten
directamente con el productor.

Hitos de los ultimos afos:

Afio 2002. El dictado de la Ley de Emergencia en el afio 2002 marca el inicio de un predominante
intervencionismo estatal en el sector, a través de la aplicacion de marcos regulatorios
restrictivos y la regulacion de precios en el sector residencial, volviéndolo poco atractivo. Esto
generd una caida en las inversiones del upstream y una creciente necesidad de importaciones
de LNG o Gas de Bolivia para poder abastecer el incremento de demanda del sector residencial
solventado en los excesivos precios bajos regulados.

Afo 2004. Atendiendo a la tendencia descendente en las reservas de gas natural de Argentinay
la alta dependencia de la matriz energética nacional respecto a dicho combustible, la Secretaria
de Energia de la Nacion resolvi6 mediante Resolucion N° 265/2004 la suspension de la
exportacién de excedentes de gas natural que resulten utiles para el consumo interno.

Afio 2007. Se homologa el Acuerdo con Productores de Gas Natural 2007-2011 el cual establecio
nuevos volumenes de inyeccién minima obligatoria a cargo de cada productor y cuenca vy el
nuevo sendero de precios aplicable para dicho quinquenio. Asimismo, el acuerdo establecio
que, si la inyeccién de volumenes diarios no era suficiente para abastecer la demanda acordada,
el transportista tenia la obligacion de redireccionar compulsivamente el gas del productor para
atender los consumos de la Demanda Prioritaria.

Afo 2008. Se instrumenta el Programa Gas Plus, que procura incentivar la produccidn de gas e
incrementar reservas (tanto convencionales como no convencionales) permitiendo que los
volimenes provenientes de aumentos en la produccién, que cumplan con ciertas condiciones,
sean comercializados fuera del Acuerdo con los Productores de Gas Natural 2007-2011 v,
consecuentemente, no sufran los limites de precios que dicho Acuerdo disponia. De esta forma
el gas certificado como Gas Plus pudo ser comercializado directamente a generadores o a
CAMMIESA a un precio que duplicaba al establecido en el Acuerdo de Productores para lo que
se despachaba por gasoductos troncales.

Afio 2013. A través de las Resolucién N°1/2013 y N° 3/2013 de la ex Comision de Planificacidn y
Coordinacion Estratégica del Plan Nacional de Inversiones Hidrocarburiferas se crea e
implementa el Programa Estimulo a la Inyeccién Excedente de Gas Natural (en adelante “Plan
Gas”), que tiene vigencia a partir de diciembre 2012 hasta diciembre 2017.

El Plan Gas consiste en la presentacién de Proyectos de Aumento de la Inyeccion Total de Gas
Natural por parte de las empresas productoras donde asumen la obligacidon de aumentar la
Inyeccion Total de Gas Natural y se comprometen a cumplir con inversiones de exploracién y
explotacién adicionales a las previstas como contrapartida de que se les asegure un Precio Base
(maximo) por la inyeccién Base Ajustada fijada y un Precio Excedente de 7,50 USD/MMBTU por
la Inyeccion Excedente.

Afio 2014. A través de la Resolucién N° 226/SEC/2014 se incrementan los precios de Gas Natural
del sector residencial con el fin de atenuar la demanda del segmento y reducir el costo de los
Subsidios.

Afio 2015. Hay un cambio de paradigma donde se empieza a instalar ya no la necesidad del
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autoabastecimiento sino la necesidad de garantizar el abastecimiento sobre la base de una
politica de subsidio cero.

Afio 2016. Otra medida tomada por esta administracidon a partir de una audiencia publica de
septiembre 2016 fue el aumento de los precios de GN para el segmento Residencial, GNC y
Usinas Térmicas a partir de abril 2016 - Res. 28 / Res. 99 / Res. 129.

Asimismo, a través de la Res MEyM 74/16 Crea el “Programa de estimulo a los Nuevos Proyectos
de Gas Natural: Para aquellas empresas que no sean beneficiarias de las Res 1/13 y 60/13,
cobraran la diferencia entre el precio de venta real y 7,50 USS/MMBTU por el volumen de los
nuevos proyectos (Tight gas o Shale gas, Yacimientos posteriores al 2013). No podran
presentarse nuevos proyectos de Gas Plus.

Se emite también, la Res MEyM 89/16: “Abastecimiento demanda prioritaria”:

Establece los volimenes de GN que podrdn solicitar las Distribuidoras para abastecer la
demanda prioritaria.

Volumenes superiores los definird el comité de emergencia (ENARGAS)

Afo 2017. Res MEyM 46 E/2017: Crea el “Programa de Estimulo a las Inversiones en Desarrollos
de Produccién de Gas Natural proveniente de Reservorios No Convencionales”: Solo para
Produccidn Tight gas o Shale gas en la cuenca Neuquina.

Compensacién: diferencia entre el Precio minimo y el Precio promedio ponderado por el
volumen total de ventas de cada empresa al mercado interno (incluyendo gas convencional y no
convencional).

Precios minimos:
= 2018:7,50 USD/MMBtu
= 2019: 7,00 USD/MMBtu
= 2020: 6,50 USD/MMBtu
= 2021: 6,00 USD/MMBtu
Comienzo anticipado para Plan Gas Il (mismo precio que afio 2018)

Afio 2020. Se crea el Plan Gas IV — Plan Gas.Ar — Plan de Promocién de la Produccion del Gas
Argentino — Esquema de Oferta y Demanda 2020-2024.

Mediante dicho plan, cada Productor se compromete por el plazo de vigencia, desde
mayo/2021, a una inyeccion igual o superior a su inyeccién promedio del trimestre mayo-junio-
julio 2020 por Cuenca.

Se licitan 70MM m3/d de gas que entran en el bloque de 4 afios, que no pueden representar
mas del 70% de la produccién de las empresas.

Para la produccion off-shore se establece un plazo adicional de 4 afios, debiéndose compensar
el diferencial entre la produccion base y su produccidn real, con gas importado o inyecciones
superiores a las comprometidas durante los meses de junio, julio y agosto de los primeros 4
afios. Se debe renunciar a otros planes (eg. Res.46) o se afecta el cdlculo del precio.

Precio maximo: 3,70 USD/MMBtu;

La Secretaria de Energiay ENARGAS, audiencia mediante, determinaran el precio al cual el precio
del gas natural pasard a “tarifas” (pass through); la diferencia serd pagada por el Estado
Nacional. Los volimenes comprometidos seran formalizados a través de contratos entre el
Productor y las distribuidoras o CAMMESA.

La Resolucidn SE N° 129/2021, Convoca la Ronda 2 y aprueba el Pliego de Bases y Condiciones.
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Objetivo: compra de mds gas natural de produccidn nacional para abastecer el pico invernal de
demanda prioritaria.

Se buscan los volimenes remanentes no alcanzadas para el pico de invierno en la Ronda I.

El precio maximo por adjudicar sera el mismo precio ya adjudicado en la primera ronda, para
cada empresa en particular, y el promedio de estos para el caso que se presente alguna empresa
productora que no hubiese participado en la primera ronda.

VII.  Analisis de Mercado (A. Crosa)
a. Matriz Energética Argentina y participacion del Gas Natural

El gas natural tiene un gran desarrollo en la Argentina y una gran participacidon en nuestra matriz
energética. Este desarrollo comenzd a fines de la década del cuarenta con la construccién del
gasoducto entre Comodoro Rivadavia y Buenos Aires. Luego, el descubrimiento del mega
yacimiento de Loma la Lata, en la provincia del Neuquén, en la década del setenta, fue el punto
de partida para el incremento del uso del gas y produjo un cambio significativo en la matriz
energética nacional.

Matriz primaria nacional afio 2020 (%)

s Matunal
b
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GROSS NATURAL GAS PRODUCTION MMm3/d
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Fuente: G&G Energy Consultants — AGO 2021

Matriz energética primaria: Argentina a nivel global, 2018.
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b. Produccion Argentina de Gas Natural

Como resultado de la aplicacion de los programas incentivo a las inversiones en desarrollos de
yacimiento de Gas Natural (Plan Gas, Gas Plus, etc.), se incrementd la produccion especialmente
con el aporte de yacimientos No Convencionales:
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GAS PRODUCTION OUTPUT AT NEUQUEN BASIN
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Fuente: G&G Energy Consultants —SEP 2019
c. Demanda de Gas Natural en Argentina
Consumo energético en la Argentina
NATURAL GAS CONSUMPTION INCLUDING THERMAL REDUCTION
2017 (143.5 MMm3/d, including 6.3 MMm3/d of RTP detailed at
Government, Industrial Segment)
Schools, Hospitals
1.2 Others
9.5
.78 6.9% Residential
29.2
CNGV 21.2%
7.0
Commercial
3.5
2.5%

Thermal Power

Generation
46.7 Industrial
33.9% 40.5

29.5%
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NATURAL GAS EXPORTS AND IMPORTS IN ARGENTINA
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d. Proyecciones

Segun la Agencia Internacional de Energia (IEA), la proyeccién de largo plazo para la demanda
global de gas natural es descendiente. En tal sentido, se plantean 3 escenarios y en todos ellos
el uso del gas a nivel global crece hasta 2025 y luego experimenta una tendencia a la baja,
aunque a distinto ritmo considerando la intensidad de las politicas gubernamentales aplicadas

y los cambios en la demanda del consumidor.

En los tres casos, el incremento de la demanda de gas proviene de los paises en desarrollo,
particularmente de China, que necesita salir de su matriz energética basada en el carbén, el
combustible mas contaminante. En cambio, Europa, Estados Unidos y Japdn tendrian su pico de

consumo a lo sumo para 2025.

Global Natural Gas Consumption 1985-2100
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Natural gas consumption
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Fuente: BP Energy Outlook SEP 2020

Paraddjicamente y en la previa de la cumbre climdtica de Glasgow, Europa y Estados Unidos
experimentan condiciones climaticas extremas en el invierno boreal que ponen en duda la
seguridad de abastecimiento de fuentes renovables; intensas nevadas, ausencia de vientos y
demora en las obras de gasoducto desde Rusia son algunos factores que explican el récord de
precios en el hemisferio norte y que obligan a replantear el rol critico que juega la flexibilidad
del gas natural licuado.

La Secretaria de Energia difundié el 29/10/21 el informe "Lineamientos para un plan de
Transicién Energética al 2030". En dicho informe se plantean escenarios analizando la demanda,
la inversion y los precios. Desde el punto de vista de la demanda se plantean politicas en dos
aspectos:

= Sector Transporte: incremento del parque, penetracion de vehiculos eléctricos y
aumento de participacion de gas natural (como GNC y GNL).

= Sector electricidad y gas natural, se presentan dos escenarios, uno tendencial donde se
plantean las politicas de eficiencia existentes (denominado Escenario Vigente), y por el
otro desde una mejora de eficiencia en el uso energético tanto en la demanda de gas
como eléctrica (denominado Escenario Ambicioso/Eficiente).

En cuanto a la oferta, se plantean dos posibles escenarios:

= Mayores requerimientos de petrdleo y gas natural con una participaciéon en la
generacion de las energias renovables del 20% en la matriz eléctrica al 2030 (REN 20).

= Mayor requerimiento de gas natural y relativamente menores requerimientos de
petréleo junto con una mayor participacién de las energias renovables en la generacion
eléctrica alcanzando el 30% (REN 30).
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Dichos escenarios se elaboraron bajo los siguientes supuestos:

i — Politicas de EERR
cobertuna. "m
+lilll: !.'llli-ll"t-'lh
ﬂcthiGll'hGD
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Escenarios Eficiencia

energética
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Fuente: SSPE - Secretaria de Energia - Ministerio de Economia

e. Oferta Petréleo y Gas

La oferta de Petrdleo y Gas se vera afectada dependiendo la implementacién o no de politicas
activas que modifiquen fuertemente la composicidon por combustible de la matriz energética del
transporte. En caso de suceder, implicaria una mayor demanda de gas natural, impulsando la
produccién nacional en 10 MMm3 /dia.

Caso contrario, si se siguen las politicas existentes implicaria una mayor produccién de
combustibles en general, con lo que se produce una mayor produccién de petréleo generando
también mayores saldos exportables. El crecimiento de la produccion de gas natural se asocia
principalmente al crecimiento de la demanda local (mayor en el grupo de escenarios politicas
activas) y la potencialidad de exportar gas a escala (hasta 30 MMm3/dia) tanto a Brasil como a
Chile colaborando con la transicidn energética de los paises vecinos.

Gréfico N2 10: Demanda de combustibles para transporte.
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Produccion para reguerimientos locales de gas en cada escenario
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Produccidn para requerimientos locales de petréleo en cada escenario.
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Grafico N2 16.1 Oferta y demanda de gas mensual. Escenario ambicioso.
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Oferta y demanda de gas mensual. Escenario Politicas vigentes.
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Fuente; S5PE-Secretaria de Energia - Ministerio de Economia,

f. Oferta de Energia Eléctrica

Se consideran 2 escenarios hacia 2030:
= Transicidn energética con capacidades nacionales, que alcanza un 20% de generacién
renovable.

= Escenario de transicidon con ritmo acelerado de incorporacion de potencia renovable

que alcanzaria el 30% de participacion en la generacién.

Matriz de generacidn 2030 escenario REN 30 y REN 20.

2019 2030 REM 20% 2030 REM 30%
em

1

Fuente: S5PE - Secnetaria de Energia- Minsteno de Economi

Argentina es uno de los paises con mas alta dependencia de los hidrocarburos en especial Gas
Natural.

g. Inversiones en Infraestructura Gasifera

A pesar del incremento en la produccidn que se obtuvo del despliegue del plan Gas.Ar, hay un
limite estructural en la capacidad de transporte hasta los centros de consumo que sigue
traccionando la necesidad de importaciones de gas para cubrir los picos de demanda. Para ello,
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la Secretaria de Energia disefié el plan Transport.Ar que ademas de mejorar la cobertura en el
mercado interno (supliendo la declinacién de la cuenca NOA) prevé la posibilidad de exportacion
a Chile y Brasil para contribuir en su transicién energética. Dicho plan prevé inversiones por
3.371 MUSD, siendo el 75% destinado al gasoducto Néstor Kirchner, que podrd transportar hasta
39MMm3/d de gas producido en la Cuenca Neuquina, y transferir en Saliquel6 parte de este
volumen al gasoducto Neuba I, para alimentar las zonas de Bahia Blanca y AMBA.

De esta forma, permitird sustituir importaciones de GNL y llevar GN a las grandes centrales
termoeléctricas y al polo petroquimico. En un segundo tramo, conectara Saliquelé con San
Jerénimo, en la Provincia de Santa Fe, brindando GN a los gasoductos de distribucidn del norte
de Buenos Aires y el Litoral. Esta planificado desarrollarse en dos tramos, culminando la obra en
2023.

h. Demanda en Argentina:
i. Gas Natural

La demanda final (excluyendo usinas) rondé en 2019 los 76,8 MMm3/d. Su distribucién por
sector contiene en primer lugar 36,8 MMm3/d para el sector industrial, seguido por el sector
residencial con 28,1 MMm3/d, el consumo de GNC con 6,8 MMm3/d y el sector comercial y
publico con 5,2 MMm3/d.

En funcidn de los escenarios presentados se estima que el consumo final de gas natural para el
periodo 2022—2030 tendria un incremento de 2,7% anual acumulado en el escenario vigente y
de 3,6% en el escenario ambicioso explicando la diferencia por la mayor participacién del uso de
gas en el sector transporte. De este modo, el consumo de gas distribuido final al 2030 alcanzaria
los 113 y 103 millones de metros cubicos diarios en los escenarios ambicioso y vigente,
respectivamente. Estos valores podrian reducirse a 104 y 93 millones de metros cubicos diarios
respectivamente luego de aplicarse politicas de eficiencia en el consumo, lo que representaria
un ahorro de aproximadamente 9 MMm3/d.

Simulada la aplicacién de estas politicas, se obtiene un incremento del consumo de gas natural
vehicular, que pasaria de 6,7 MMm3/d en 2019 a 21 MMm3/d en 2030 en el escenario
ambicioso alcanzando un 20% en la participacion sobre la demanda total.

Evolucion de la demanda de gas al 2030, escenario vigente.
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Evolucién de la demanda de gas al 2030, escenario ambicioso.
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ii. Energia Eléctrica

Se ha mantenido estable desde 2013, ubicandose entre los 130 TWh y 135 TWh disminuyendo
por debajo del 130 TWh en 2019 y 2020.

Para el periodo 2022—2030 se estima un crecimiento anual del consumo eléctrico del 2,4%,
alcanzando los 168 TWh en el escenario vigente, cuyo incremento podria reducirse a 155 TWh
(a una tasa de 1,7% i.a.) si se aplican diversas medidas de eficiencia energética, segln los
resultados obtenidos para el escenario eficiente (permitiendo un ahorro de hasta 13 TWh,
aproximadamente un 8% del total). En el escenario vigente, el sector con mayor crecimiento es
el de usuarios residenciales, con un 3,7% de crecimiento anual acumulado.

Evolucién de la demanda eléctrica al 2030.
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VIIl.  Aspectos Comerciales y Contractuales (A. Crosa)
a. Comercializacion de gas

Las alternativas de comercializacidon de gas son las que se indican a continuacién, en virtud de
las necesidades de abastecimiento a los distintos segmentos de mercado:

i. Distribuidoras:

Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos. Ventas por volimenes firmes de no
menos de 1,0 M m3/d de 9.300 kcal/m3, como cantidad diaria contractual. El plazo del
contrato es de 2 afos, renovables por periodos de no menos de 1 afio; debiendo
mantener el volumen firme minimo establecido. Este mercado se considera como
prioritario de demanda, por lo que se debe abastecer siempre a este mercado. En
cuanto al factor de carga, se considera: junio, julio y agosto 100%, mayo y septiembre
65%, abril y octubre 45%, resto 30%. Los volimenes minimos establecidos aplican al
maximo de invierno.

ii. GNC:

Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos. Ventas por volimenes firmes de no
menos de 0,25 M m3/d de 9300 kcal/m3, como cantidad diaria contractual. El plazo del
contrato es de un afio con renovacién anual, debiendo mantener el volumen firme
minimo establecido. En cuanto al factor de carga, se considera: 80% durante junio a
septiembre y 90 % el resto del afio.

iii. Central Termoeléctrica:
Ventas por un volumen anual de gas mediante las siguientes opciones.

a) Central Termoeléctrica existente en yacimiento (a partir de una conexion
directa desde el yacimiento y dedicada, a cargo del productor. Consumo de gas
a maxima potencia: 1,5 M m3/d de 9.300 kcal/m3, a 45 kg/cm2. El plazo del
contrato es de 10 afos renovables por periodos de 3 afios, debiendo mantener
el volumen firme minimo establecido. El factor de carga es del 85%

b) Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos a otras Centrales
Termoeléctricas, por volumenes firmes de no menos de 1,0 M m3/d de 9.300
kcal/m3 durante el periodo verano y no menos de 0,5 M m3/d de 9.300 kcal/m3
durante el periodo invierno y con la posibilidad de volimenes interrumpibles
sin requerimientos minimos. El plazo del contrato es de 3 afios renovable en
periodos de no menos de 1 afio, debiendo mantener el volumen firme minimo
establecido. El factor de carga es del 75%

iv. Grandes Usuarios y Nuevos Consumidores Directos [P3]:

Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos. Ventas sin limite de volimenes
maximo o minimo. El plazo del contrato es de 2 afios, renovables en periodos de no
menos de 1 afio, pudiendo variar las cantidades en la renovacién. El factor de carga es
95%, con parada por mantenimiento de 15 dias promedio afio lo que equivale a un
factor de carga del 91%.

b. Comercializacidn de condensado y gasolina

Los liquidos producidos se venden en yacimiento, quedando a cargo del comprador los costos
de la evacuacion. Para ello se debe invertir en el cargadero de camiones en la planta de
tratamiento.
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IX. Costosy Precios (F.Cervatte)

a. Precios del gas natural por usuario:
Los precios del gas natural para cada usuario se han determinado con el criterio de precio
promedio ponderado de los dltimos 12 meses que han sido publicados por la Secretaria de
Energia teniendo en cuenta los periodos verano-invierno.

Distribuidora | GNC | Usina | Industria | Spot

2020-10 2,4 2,0 1,7 1,8 1,9
2020-11 2,2 1,9 1,7 1,8 1,8
2020-12 2,1 1,9 2,3 2,0 1,7
2021-01 2,1 1,8 2,7 2,1 1,7
2021-02 2,1 1,8 2,7 2,2 1,7
2021-03 2,1 1,8 2,8 2,4 1,7
2021-04 2,2 1,8 2,8 2,3 1,7
2021-05 2,5 3,4 4,3 3,7 2,0
2021-06 2,6 3,4 4,3 3,8 2,1
2021-07 2,6 3,3 4,3 3,9 2,1
2021-08 2,7 3,5 4,3 3,8 2,1
2021-09 2,7 3,5 4,3 3,6 2,2
Promedio
USD/MMBTU 2,39 2,64 | 3,35 2,92 1,91
Tabla 14

En la determinacién del precio promedio ponderado Spot, se asume un precio equivalente al
80% del menor precio de los segmentos atendidos, que en todos los casos fue el de la
distribuidora.

En el caso de gasolinas y condensados se considera para su calculo el promedio ponderado de
los precios publicados por la Secretaria de Energia como “Precio Internacional de Petréleo” de
los ultimos 6 meses.

Se incorpora al analisis del proyecto, el calculo del precio netback considerando el transporte
por camién una distancia de 1.000 Km. desde la cuenca neuquina hasta la costa del Rio de La
Plata donde se encuentran los principales consumidores.

Precio Condensado + Gasolina

usd/bbl Precio petrdleo 77,66 | usd/bbl

Precio petrdleo

Fecha de

publicacion
Costo transporte en camion

29/10/2021 85,4 (1.000 Km) P 8,00 usd/bbl
30/9/2021 78 Netback 69,66 | usd/bbl
31/8/2021 71,2
30/7/2021 74,8
30/6/2021 75,3
31/5/2021 69

PPP 77,66

Nota: la venta se realiza en yacimiento; los costos de la evacuacién quedan a cargo del comprador.

Si bien se permite hasta un 5% de ajuste por °APl vs crudo Medanito, el condensado en el
yacimiento tiene los mismos 35 °API que el Medanito razén por la cual no se tiene en cuenta
para el analisis.
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b. CAPEX
La inversion total requerida para la alternativa Dew Point en la provincia de Neuquén es de
581MUSD (+10% de contingencia). A continuacion, se detalla la apertura por cada segmento del
desarrollo del proyecto:

DEW POINT MUSD

Captacion 357

Workover 106 CAPEX MUSD

Perforacién 204

Cafieria de captacion 20

Separador General 4

Separador de Control 4

Manifold 2

Motocompresores (renting) 6 ] ] )

Cafieria hasta Dew Point 11 " comineencss Lo
Planta de tratamiento 92

Almacenaje de Condensado 4

Cargadero de Camiones 1 u Gasoducto de

Planta de Acondicionamiento 53 Trnsporte

Planta de Endulzamiento 34 § Flants de tratEm Ente
‘Gasoducto de Transporte 131 )

Cafieria de Gasoducto 114 " epEae

Turbocompresores 15

Estaciones M & R de 8 a 14" 1

Estaciones M & R de 16 a 24" 2
‘Abandonodepozos 2

TOTAL Inversiones 581 DEW POINT
TOTAL Inversiones con 639

contingencias (10%)

El plan de inversiones durante el periodo de concesidon evidencia que existe una concentracion
del 45% en los primeros 2 afios de concesién y estd asociada a la construcciéon de las
instalaciones de superficie y transporte. El 55% restante se encuentra distribuido durante todo

el periodo de concesion y estd asociado a los costos de perforacion (hasta el afio 2034), workover
y abandono de pozos.
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c. OPEX

Se han considerado como gastos de operacion a todos aquellos referidos a: gastos de captacion,
gas combustible para compresion y procesamiento, acondicionamiento, mantenimiento de
gasoductos y turbocompresores.

Cabe mencionar, que el gas combustible que consumen los compresores en yacimiento y
transporte junto a los volimenes de gas retenido en las plantas de separaciéon primaria y
tratamiento es descontado del volumen de gas disponible para la venta.

Para ambos tipos de compresores, se consideran 5 m3/dia por cada HP requerido de consumo
representando un 0,76% de la produccion.

Las plantas de separacién primaria y tratamiento consumen 1,8% y 1,5% de la produccion
respectivamente.

Consumo de Gas Mm3

Reservas recuperables 21.896,31
Retenido en Separacidn Primaria 1,80% 394,13
Gas Combustible Motocompresores  0,40% 87,25
Retenido en Dew Point 1,50% 328,44
Gas Combustible Turbocompresores 0,36% 78,01
Total Consumo 4,06% 887,84
Gas Disponible 21.008,47

CONSUMO DE GAS

0,
21.896,3 4%

21.008,5

RESERVAS SEP. PRIMARIA MOTOCOMPRESORES DEW POINT TURBOCOMPRESORES GAS DISPONIBLE
RECUPERABLES

Se puede apreciar en el siguiente grafico, cuanto contribuye cada uno de los gastos operativos
que determinan en el OPEX del proyecto para la alternativa Dew Point:

OPEXMuSD

= Captacién

= Compression Renting
Service

= Acondicionamiento
Turbocompresores

® Mantenimiento de

gasoductos
= Contingencias (10)%
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A continuacidn, se detalla un evolutivo de los gastos operativos en el cual se evidencia la mayor
participacién de los gastos de captacidn y en segunda instancia de mantenimiento de gasoducto:

OPEX MUSD

B Captacién M Compression Renting Service M Acondicionamiento ™ Turbocompresores B Mantenimiento de gasoductos B Contingencias (10)%
50 50 50 50 50 50 50

38 38

37 38
21 21 22 22 22
18 18 18 18 18 18 18

2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041 2042 2043 2044 2045 2046

X. Escenarios de demanda (F. Cervatte)

Consideraciones.

Para realizar el andlisis de los posibles escenarios de demanda se tuvo en cuenta la proyeccion
de precios del petréleo Brent y del gas natural en Henry Hub, publicado por Energy Information
Administration (EIA). Estas proyecciones no consideran inflacion en ddlares:

2030 2035 2040 | 2045 2050 Promedio

Prices (2020) USD/unit Unidad 2025
Brent Spot Price usd/bbl
\ELOTE I ReESE G EO AL T8 USD/MMBTU | 2,88 | 3,34 | 3,50 | 3,54 | 3,50 | 3,69 3,4

Total Energy: Real Prices

2020 $/MMBtu 2020 $/b
Cise: Reference case 100

3 ’; \\—‘_‘.—’ "___—"- 75
-
’f ”J
I -7
2 = 50
”
”
1 25
o ‘ : : : : : : : : : : : . \ 0

2020 2022 2024 2026 2028 2030 2032 2034 2036 2038 2040 2042 2044 2046 2048 2050
— Gas Price at Henry Hub (2020 $/MMBtu) — Brent (2020 $/b)

¢1a) Source: U.S. Energy Information Administration

Teniendo en cuenta estas proyecciones y considerando que los precios actuales son similares a
los estimados para el plazo de la concesidn, para la evaluacidn se utiliza el criterio de precios
constantes.
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a. Esquema de ventas de gas.

Distribuidoras. Se prevén ventas por el volumen minimo de 1 Mm3/d durante el plazo
de concesién. Si bien es el usuario con el menor precio de venta, es un mercado
prioritario al cual se lo debe abastecer.

Al analizar los factores de carga, se obtiene que el promedio anual es de 56%. Los saldos
no entregados a distribuidora se venden spot.

Central termoeléctrica. Se analizaron escenarios de venta/no venta para este segmento
de mercado en yacimiento.

Las ventajas de vender a la central termoeléctrica en yacimiento son:
= El precio promedio es el mds elevado entre todos los segmentos.
= Contrato a largo plazo y mejor factor de carga que la alternativa a usina en cabecera.

= Menor CAPEX en transporte, ya que por el segundo tramo de 100 Km circula menor
caudal.

Se optd por vender a la central termoeléctrica en yacimiento un minimo de 1,5 Mm3/d de
gas durante 10 aios. La renovacidn a 3 aiios no se realiza debido a que, para el segundo afio
de la renovacién, no se cuenta con gas suficiente para cumplir con el minimo contratado.
Dado que el factor de carga es 85%, los remanentes se venden spot.

Industrias. El segmento Industrial ofrece el segundo mejor precio y un factor de carga
del 91% razén por la cual se maximiza la venta de gas a este usuario siempre que se
disponga del gas necesario para cumplir con las cantidades comprometidas. Dado el
factor de carga antes mencionado, los remanentes se venden spot.

GNC. Al tener el segmento un factor de carga y precio menos atractivos, se le venden
aquellos volumenes restantes que no son factibles de comprometer en el segmento
industrias, ocurriendo en dos afios puntuales de toda la explotacién del yacimiento.
Dado que el factor de carga es 87%, los remanentes se venden spot.

Spot. Mencionado en cada apartado anterior.

VENTAS MM3/D
604.473 604.473 604473 604.473 604.473 604,473 ©10.058

434201 434.201 434.201 431.537
215.160 215.160 215.160 215.160 215.160
IIIII 147.308 147.308 147.308 147.308 147.308 147.308 147.308
2040 2041 2042 2043 2044 2045 2046

2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039

W Distribuidoras ®mSpot ™ Industrial M Gen A mGNC
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b. Esquema de ventas de condensados y gasolinas.

Se vende el 100% del volumen en puerta de yacimiento. A continuacidn, se detalla el evolutivo

de ventas:

257

92

2022 2023 2024

92 92 92

2025 2026

2027 2028

257 257

92 92 92

2029 2030 2031 2032 2033

Gasolinas Co

VENTAS M3/ANO

182

91 91
59 59
65
33 33
2034 2035 2036
ndensados

a1

32

2037

21

59

32

2038

a1

32
22 22 22 22

2039 2040 2041

Se presenta la incidencia de cada segmento antes mencionados en los ingresos por ventas:

= Distribuidoras = GNC = Gen A = Industrial = Spot

INGRESOS MUSD

41%
1.500

739
356
‘ 1

O%I

11%

- 20%

Gasolinas y Condensados

Resulta evidente la contribucidn de los condensables en la generacion de ingresos del proyecto.

Xl.

Hipétesis realizadas (F. Cervatte)

a. Variables macroecondmicas: Tipo de Cambio/inflacion.

Se toma como criterio que la devaluacidn del tipo de cambio con el délar acompaiia la inflacién
de los precios en pesos. Asimismo, no se contempla inflacion de precios en doélares.

De esta forma, se obtiene un escenario de precios constantes para el horizonte temporal bajo

analisis.
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b. Impuestos
Para el analisis econémico financiero se tuvieron en cuenta los siguientes costos impositivos:
= Regalias sobre ventas: 12%
= |Impuestos sobre los ingresos brutos provincia de Neuquén: 3%

= Canon de explotacién anual: 35.538 USD. Segun el Decreto 771/2020, el valor surge de
considerar 8,28 bbl/Km2 con precio de barril de petréleo en el mercado local de 36,2
USD conformado por el promedio del primer semestre del afio anterior, para una
superficie estimada de 118 km?2.

= |Impuestos sobre los débitos y créditos bancarios: 1,2%

= |VA: no se considerard en el andlisis porque el efecto financiero no es significativo,
debido a la compensacion mensual de débitos y créditos fiscales ya que la empresa se
encuentra operando en la actualidad.

c. Workover

Se calcula que el 20% de los pozos acumulados operativos del ano anterior al de andlisis estan
sujetos a workover, debido a que los perforados en el afio ya se encuentran en condiciones de
produccién.

d. Abandono

Se considera a efectos de la evaluacién econdmica financiera el abandono de los pozos estériles
en el mismo afo en que se perforan.

e. Tratamiento contable

Se adopta el criterio de esfuerzo exitoso, por el cual todas las inversiones se activan como CAPEX,
en la medida en que tengan asociados beneficios econdmicos futuros. Los pozos estériles se
imputan a pérdida (resultado) en el momento en que se incurren (ley 24.430 /2018). Se justifica
por estrategia corporativa, en la cual se busca la maximizacién de cash Flow en los primeros
afios para diversificacién de inversiones, y por la preferencia de descontarlo del impuesto a las
ganancias para evitar diferimientos financieros.

Las amortizaciones de las inversiones se calculan por el principio de agotamiento de la sustancia,
tomando en cuenta la curva de produccién/declinacién de reservas planteada.

f.  Valor Actual Neto
Se considera que todos los flujos de fondos se originan el Ultimo dia de cada periodo y se
descuentan a una tasa del 15%.

Xll.  Informacion Financiera Considerada (F. Cervatte)

El capital propio con que se cuenta para comenzar el proyecto es del 53 % de la inversion total
(inversiones + bono), el resto de las inversiones y gastos se deben financiar.

La tasa de interés del financiamiento estd compuesta por:
= Tasade Interés: 8,0% anual desde el otorgamiento del préstamo sobre saldos de capital.
= Riesgo Pais: 17,0%.
= Tasa Libor USS (1 afio): 0,4%

Tasa del préstamo (Kd): STasa libor + Riesgo pais + tasa de interés= 25,4%.
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Se admite un afio de gracia de pago de capital y el repago en 7 afios vencidos en cuotas iguales.
El monto solicitado para financiar la inversiéon en Dew Point es de 291 MUSD.

En el siguiente grafico se visualiza la composicién de los pagos del préstamo (cuota + interés):

FINANCIAMIENTO con 3° MUSD

115
1z0 105
34
100 24
74 73
80
T4 &3 - 53
&0 az = 52
21
i 11
&0 74
20 41 41 41 41 41 41 41
v
2021 20232 2023 2024 2025 2026 2027 2028 20259 2030
Capital IMEreses

Xlll.  WACC (F. Cervatte)

El costo promedio ponderado de capital (CPPC) o Weighted Average Cost of Capital “WACC”, es
el precio que se paga por los fondos requeridos para financiar la inversion y representa una
medida de rentabilidad que el accionista exigira al proyecto de manera que el retorno esperado
cubra la totalidad de la inversidn inicial, egresos de operacion, intereses de la deuda y la
rentabilidad que el accionista exige por su propio capital invertido.

La fdrmula es la siguiente:

E
(E+D)

D
(E+D)

WACC= Ke = +Kd*(1—t)x

Se determina para el proyecto:

= Proporcién financiada con capital propio: 53%
=  Proporcién financiada con capital ajeno: 47%

Costo de capital propio (Ke):
Se define como la tasa asociada con la mejor oportunidad de inversién de riesgo similar que se
abandonara por destinar esos recursos al proyecto que se estudia.

Para su célculo se utiliza el modelo CAPM corregido por el riesgo pais de Argentina:

Ke= Rf + (Rm —Rf) * [+ Rc

Siendo:

= Rm: Rentabilidad del mercado. Se adopta el promedio del S&P 500 de los ultimos 10
anos. Se determina una tasa Rm: 14,7%.

= B: Medida del riesgo sistematico. Se adopta un valor similar al de companias petroleras
integradas internacionales. Se determina un B: 1,27.

= Rf: Tasa libre de riesgo. Se considera la tasa de los Bonos del Tesoro de Estados Unidos
a 30 afios (Nov-21). Se determina una tasa Rf: 1,9%.

= Rc: Riesgo Pais. Surge del indicador EMBI+ de JP Morgan (Nov-21). Se determina una
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tasa Rc: 17 %.

Se define a Rp, prima por riesgo y su calculo es el siguiente: Rp= B*(Rm- Rf). Su valor es Rp:
16,2%.

A continuacidn, el valor determinado para la tasa de costo de capital propio:

Ke: Rf + Rc+ Rp= 35,2%.

Costo de la deuda (Kd):

En el apartado Xl/I- Informacion financiera considerada se determiné la tasa del préstamo. Su
valor es Kd: 26,4%.

Tasa de impuesto a las ganancias (T): 35%.

Por lo tanto, la WACC es:

Calculo de WACC= 35,2%%0,53+25,4%*(1-0,35) *0,47
Kd 25,4% Costo de la Deuda
Ke 35,2% Costo del Capital propio

WACC: 26,4%

XIV.  Evaluacion Econémica del Proyecto — Cuadro de Resultados (F. Cervatte)

Si bien como se ha aclarado en el punto //l.b.vi Planta de tratamiento, la alternativa escogida
para esta oferta técnica es instalar una planta de Dew Point, a continuacion, se expone la
evaluacion del proyecto con ambas alternativas para su comparacion.

ESTADO DE RESULTADOS DEW POINT TURBOEXPANDER
Ingresos 3.960,0 4.850,8
Egresos -1.672,3 -1.904,5
EBITDA 2.287,6 2.946,2
Amortizaciones -580,9 -704,9
EBIT 1.706,7 2.241,3
Intereses -368,7 -447,5
EBT 1.338,0 1.793,8
IIGG -401,8 -549,0
RESULTADO NETO (MUSD) 936,1 1.244,9

XV.  Evaluacion Financiera del Proyecto — Flujos de Caja (F. Cervatte)

Al igual que en punto anterior, si bien se ha elegido para el desarrollo del yacimiento la
alternativa con Dew Point, se presentan ambas opciones para su comparacion.

a. Alternativa Dew Point

Los principales indicadores sefialan que el proyecto con esta alternativa permite obtener una
rentabilidad superior a la requerida por los accionistas y se cumple que TIR>WACC.

El VAN descontado a una tasa de 15% es de 183,3 MUSD, el periodo de repago de 3 afios y medio
y la TIR del 41,4%.
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Flujos de Fondos a VA y VAN MUSD
190,0 183,3 MUSD

90,0

40,0

60,0

-110,0

FF Valor Actual (Descontado) FF Valor Actual (Descontado) Acumulado

b. Alternativa Turboexpander

Al igual que en la primera alternativa, los principales indicadores sefialan que el proyecto con
Turboexpander permite obtener una rentabilidad superior a la requerida por los accionistas y se
cumple que: TIR>WACC.

El VAN descontado al 15% es de 217 MUSD, resultando 18% mayor que la alternativa anterior,
el periodo de repago es levemente mayor, 4 afios y tres meses y la TIR es del 34,4%.

Flujos de Fondos a VA y VAN MUSD
217 MUSD

240,0

190,0
140,0
90,0
40,0
-10,0
-60,0
-110,0
-160,0

FF Valor Actual (Descontado) FF Valor Actual (Descontado) Acumulado

A priori, si se comparan ambos casos solo por el método del VAN, es evidente que la alternativa
con Turboexpander presenta un mejor indicador.

Por otra parte, se debe tener presente que el CAPEX de la alternativa con Turboexpander es 21%
mayor, siendo recomendable evaluar otros indicadores para complementar el analisis y
favorecer a la toma de decisiones. Para ello, se han utilizado los indicadores de iVAN y TIR
Modificada que se muestran a continuacion:
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Sin Financiamiento Con Financiamiento
INDICADORES Unidad
VAN (15%) MUSD | 202,3 240,1 183,3 175,1
iVAN (15%) - 0,69 0,61 0,62 0,55 0,45
TIR % anual | 31,9% 29% 41,4% 34,4% 30,9%
Periodo de Repago Afios 4,4 4,8 3,6 4,3 4,7
Maxima Exposicion MUSD -294,5 -412,1 -123,5 -172,5 -172,5
TIRM (15%) % anual | 17,9% 17,5% 19,7% 19,2% 18,6%
WACC % anual | 26,4% 26,4% 26,4% 26,4% 26,4%
TIR-WACC 5,49% 2,58% 15,00% 8,02% | 4,45%

Como se puede observar en la tabla anterior, el iVAN (relacién entre el VAN y el valor actual de
la inversidn), indica que el valor obtenido respecto de la inversidn a realizar es superior en la
alternativa con Dew Point y ello muestra que el valor que agrega la alternativa con
Turboexpander no compensa el diferencial de CAPEX requerido para implementarla.

Por otra parte, Dew Point ofrece una menor exposicion de caja y un periodo de repago mas
acotado.

Adicionalmente se debe considerar para la toma de decisiones, una eventual obligatoriedad de
realizar ventas de butano en el mercado local a los precios del plan HOGAR o programas de
similares caracteristicas. En la tabla anterior se presentan los indicadores del proyecto teniendo
en cuenta esta condicién. Como es evidente, todos los indicadores se ven perjudicados
resultando ser los menores de todas las comparativas. La situacion antes descripta implica un
riesgo de dificil mitigacidon que no se ve compensado por la rentabilidad ofrecida.

Bono de Ingreso

Se ha evaluado el ofrecimiento de un bono de ingreso de 40 MUSD, que sera otorgado a la
provincia de Neuquén de ser aprobada la concesién.

La premisa para determinar el valor del bono ofrecido fue considerar que la TIR resultante sea
3% superior a la WACC.

Luego del bono, los resultados obtenidos son los siguientes:

CON BONO Unidad

Valor Actual Neto (15%) MUSD 142,2
indice de Valor Actual (15%) - 0,43
Tasa Interna de Retorno % anual 29,7%
Periodo de Repago Afos 4,3
Maxima Exposicion MUSD 167,5
TIRM (15%) % anual 18,09%
WACC % anual 26,4%
TIR-WACC 3,22%

Con estos resultados, se cumple con los requerimientos de rentabilidad (TIR > WACC) con 3% de
margen permitiendo ello absorber disminuciones de hasta un 5% del precio de venta.

Se detallara en el apartado XVI Andlisis de sensibilidad.
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XVI.  Analisis de Sensibilidad (F. Cervatte)

En esta seccidn incluiremos el analisis de sensibilidad de las variables mas relevantes para la
alternativa seleccionada (Dew Point).

El objetivo es visualizar como se comporta el VAN del proyecto frente a las variaciones de
las siguientes variables:

= Variacion en +/- 20% en el precio de venta
= Variacidn en +/- 20% del CAPEX
= Variacidn en +/- 20% del OPEX

= Variacidn en +/- 5% en la tasa de financiamiento

SENSIBILIDADES musD

o7 S ventas (20%)
I 67% S ventas (+20%)
[ CAPEX (+20%)
-31%
I, 31% CAPEX (-20%)
-15% [ OPEX ($20%)
- 15% OPEX (-20%)
Kd (#5%
— (+5%)
|y Kd (-5%)
-150 -100 -50 0 50 100 150

W DEW POINT (MUSD)

Como se evidencia en el gréfico anterior, el proyecto es muy sensible a la variable precio de
venta: una variacion de +/-20% en el precio, genera una variacion de +/-67% en el VAN del
proyecto.

El proyecto es sensible en menor cuantia al resto de las variables estudiadas ya que generan
variaciones similares o incluso menores del VAN.

Se ha evaluado también la sensibilidad de la TIR ante cambios en los precios de ventas, por ser
la variable mas relevante.

SENSIBILIDADES SIN BONO musD

5 Ventas (+20%)
5 Ventas (-10%)

5 Ventas (+10%)

33% [ § Ventas (5%)
5 Ventas (+5%)
42%
0% -15%  10% 5% 0% 5% 10% 15% 20%

W Variacion en TIR
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Con disminuciones del 20% en el precio de venta, la TIR disminuye de 42% a 24%, con
disminuciones del precio de venta del 10% cae a 33% y con disminuciones del 5% cae a 38%.

Al evaluar la misma sensibilidad con bono, los resultados son los siguientes:
SENSIBILIDADES CON BONO musD

S Ventas (-10%)
5 Ventas (+10%)
5 Ventas [-5%)

5 Ventas [+5%)

30%
-15% -10% -5% [ 5% 10%a 15%

W Variacidn en TIR

Se observa que aun con disminuciones del 5% en los precios de venta, la TIR resultante es
superior a la tasa WACC, justificandose la eleccion de otorgar un bono de 40 MUSD.

Otras sensibilidades:

Ademas, se realizd para la alternativa turboexpander un analisis de variacion en el precio del
GLP, considerando como venta del butano al mercado local a un precio de 126,5 usd/tn frente
a la alternativa de venderlo en el mercado de exportacidn a 398,5 usd/tn. En el caso del propano,
el escenario de venta es el mismo (mercado de exportacion). Los resultados pueden apreciarse
en el apartado XV.b “Indicadores”.
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Resumen de Resultados (F.Cervatte- A.Crosa)

DEW POINT
CONCEPTO
DESARROLLO Y PRODUCCION
Gas y Condensado in Situ
Hidrocarburos remanentes a presion de abandono
Factor de Recuperacion
Presion de abandono
Cantidad de pozos
Potencia total compresion yacimiento
Produccién de gas - maxima y promedio
Produccién de condensado - maxima y promedio
DEMANDA Aiio 3 y Aio ‘'n’
Consumo distribuidoras
Consumo GNC
Consumo industrias
Consumo termoeléctrico
Consumo Spot
Consumo Total
PROCESAMIENTO Afo 3 y Afio ‘n’
Capacidad de procesamiento Dew Point
Produccién Propano + butano (GLP)
Produccién Gasolina natural
TRANSPORTE
Primer tramo Gto. p/ Generacidn eléctrica
Capacidad maxima de transporte
Potencia instalada
Segundo tramo Gto. p/ vinculacién con Gto. troncal
Capacidad maxima de transporte
Potencia instalada
INVERSIONES
Inversidn campo (yacimiento - Perf. y workover)
Inversidn planta de procesamiento (facilities)
Inversién Gasoducto
Inversidn otros
Inversion (contingencia)
Inversion total
PRECIOS GAS Afio 3 y Afio 24
Distribuidoras
GNC
Centrales eléctricas
Industrias
Spot
PRECIOS LIQUIDOS Afio 3 y Afio 24
GLP exportacion
GLP Local
Gasolina y Condensado Local
RESULTADOS
VAN al 15%
Tasa (WACC)
TIR
Repago
Préstamo (capital) solicitado
Maxima exposicion

UNIDAD

MM3
MM3
%
kg/cm2

HP
MM3/d
m3/d

MM3/d
MM3/d
MM3/d
MM3/d
MM3/d
MM3/d

MM3/d
ton/afio
m3/d

pulg
MM3/d
HP
pulg
MM3/d
HP

MUSD
MUSD
MUSD
MUSD
MUSD
MUSD

u$s/MMBTU
u$s/MMBTU
u$s/MMBTU
u$s/MMBTU
u$s/MMBTU

u$s/tn
u$s/tn
u$s/bbl

MUSD

%

%
Afos
MUSD
MUSD

CANTIDAD Anexa
26.853,6
4.957,3
81,5
43,8
57
3.884,1
45 2,6
4519 2619
Afio 3 Afo n (max)
0,6 0,6
- 1,3
1,9 1,9
1,3 1,3
0,8 0,9
45 59
Afio 3 Afio n (max)
4,5 4,5
252,3 252,3
16,0
46
3.180,0
14,0
3,1
3.180,0
31,1
138,9
130,9
58,1
639,0
Aiio 3 Aiio 25
2,4 2,4
2,6 2,6
34 3,4
2,9 2,9
1,9 1,9
Aiio 3 Aiio 25
438,4 4384
183,3
26,4%
41,4%
3,6
290,5
123,5
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XVIll.  Conclusiones (F.Cervatte-A.Crosa)

A continuacién, se mencionan las conclusiones mas relevantes del andlisis para participar en la

Licitacion publica para las adjudicaciones de los Derechos de Explotacion del Yacimiento “La
Esperanza”:

Luego de la evaluacidn de las reservas de Gas y Condensado, la previsién de produccion, y los
calculos de todas las obras de captacidén, acondicionamiento, tratamiento y transporte, se
consideraron dos hipdtesis comerciales,

= Alternativa 1 — Ventas de Gas Natural a Distribuidores, GNC, Industria y Spot; Venta de

gasolinas y Condensados en yacimiento con una planta de tratamiento de Punto de rocio
(Dew Point)

= Alternativa 2 - Ventas de Gas Natural a Distribuidores, GNC, Generacién Eléctrica y Spot;
Exportacién Propano y Butano y venta de Gasolina y Condensados en yacimiento con la
instalacion de una planta de recuperacion de GLP (turboexpander).

Con posterioridad de la realizacion de la evaluacién econdmico-financiera del proyecto junto
con el andlisis de una serie de indicadores relevantes (detallado en punto XV se ha optado por
realizar la presente oferta técnica desarrollando la alternativa 1.
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XIX.  Anexos
Se adjunta el anexo Excel “calculos”. Se destaca la informacién disponible mas relevante a modo
orientativo:
W oespon
Resultados-4 Cuadro resumen de las dos alternativas con financiamiento
FF Dew Point CF SB Alternativa Dew Point con financiamiento seleccionada en la oferta técnica
FF TURBO CF SB Alternativa Turboexpander con financiamiento comparativa de Dew Point
FF Dew Point SF SB Alternativa Dew Point sin financiacion
FF Dew Point CF SB WACC Alternativa Dew Point con financiacién descontados los FF a la WACC
FF Dew Point CF CB Alternativa Dew Point con financiamiento seleccionada en la oferta técnica
con bono
FF TURBO SF SB Alternativa Turboexopander sin financiacion
Sensibilidades Cuadro resumen con resultados a las variaciones para todas las alternativas
FF TURBO CF SB PROP Alternativa Turboexpander con financiamiento y precio de butano local
WACC-4 Andlisis y calculo
FINANCIACION-4 Analisis y calculo
ESTIMACION RESERVAS-4 Andlisis y calculo
COMPRESION-4 Analisis y calculo
CAPTACION-4 Andlisis y calculo
TRANSPORTE-4 Andlisis y calculo
PRECIOS-4 Analisis y calculo
DEMANDA-4 Analisis y calculo
BARICENTRO-4 Analisis y célculo

PLANTA DE TRATAMIENTO-4 Andlisis y calculo

[
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