PROPUESTA TECNICA

DESARROLLO YACIMIENTO
“LA ESPERANZA”

TRABAJO FINAL INTEGRADOR - EPGN 2014
EQUIPO 2 - GRUPO A
CARABAJAL MOURE, ROMINA
CONTARDI, FLORENCIA
MASLAUSKAS, ALEXANDRA

DICIEMBRE 2015



iNDICE

MARCO INSTITUCIONAL Y LEGAL .....cccttiiiieeiiieeniieesiee sttt esteesieeesiteesbeessaaeesateesnseeesabessasassnssessnsesenns 5
(BT =Y (| Y o] o T TSP 5
ProSrama Gas PIUS...........ccuiiiiiiiiii ittt e st e s bee e e s s bee e e s s bee e e s s nte e e e sbaee e e sbeeeeenareeas 7

IMIERCADO .......oiiiiieeiiee ettt et sttt site e st e s sate e s bt e et e e e sataesabteesabeesabaesnsbeesabeesabaeenntaesnseeesabeesnsaessseesnsenanns 8
Gas NAtural N ArgeNtiNa...........cocouiiiiiiiiiie et e e e b e e e e st e e e e e aaeeeseaaeeeeanreeeean 8
Comercializacion del Gas Natural ..............ocoovoiiiiiiiii et 9
Formacion del precio del Gas Natural .............ccccooviiiiiiii i 10
Perspectivas futuras del Mercado Argentino del Gas Natural................cccceiviiiiiiiieecccieee s 11
Comercializacion del Petréleo en Argentina ..............cccoovieiiiiii e e 11

DESARROLLO DE RESERVAS............ooooiiiiieeeieeeeeeeeeeeeeee et eeeeeeeeeeeeeeeseseseees s s e s e s sseseessesesesssassnansssnarsnanennnes 13
Calculo de Reservas y Condensado del Yacimiento ............cccccevciiiiiiicin e 13

PRODUCCION ......couimiuiiaiteeesetseie ettt es ettt 16
Prevision de ProdUCCION..............oociiiiiiiiiie ettt e et e e s te e st eesrae e sateeenaeesnteesseeenns 16
Puesta en especificacion del as............cocvveiii i 19
Vollimenes de HIArocarburos ...............c.occueiiiiiiiiiiiiiiiie ettt s saee s saee e 23
Aspectos comerciales y contractuales del gas natural..............cccooeiieiiiiiccn e, 23
Aspectos comerciales y contractuales del condensado, gasolinasy GLP..................ccccceeernnnne 24
Desarrollo y Prevision de ProdUCCION ..............cccceiiiiieiiii e tee et e e e snae e s nee e 25
Ubicacion de Pozos, Captacion Yy COMPreSioN.............cceocviieiiiiieeeiciieeeccieee e seteee e seitree e senaaeeeenes 27
(0T 1= ol T T4 TS 28
ComPpPresion €N YaCMIENTO ...........coocuiiiiiiiiiiie e eee e e e e e et eesrte e snteeesaeesnteeenaeesnees 28

TRANSPORTE........oiiiiiiiieiite ittt ettt ste e sttt st e e sbeesateesabeeebeeesabeesabeeesaseesabaessseesabaessaesnnseesnseeanns 29
CoNdIiCioN@S OPEIaAtiVAS.........c.eviiiiiiiiie et e e e et e e e e re e e e sabae e e esarteeeesasaeeeeeaneeas 30
Determinacion de didametro del dUCtO.............cccueviiiiiiiii e e 30
Determinacion del DiseR0 FiNal............ccccoueiviiiiiiiicic et e e 31

TARIFAS Y PRECIOS ........oooiiiiiiiteiiie ettt esiee ettt e siteesteessateesbeesbeeesateesabeeesaseesaseesnsseesasessseesnsseesnseeenns 32
Precios de Venta de Gas Natural..............ccoooiviiiiiiiiiii e 32
Precios de Venta de Gasolinas y Condensado .............ccooovieeiiiiiiiiiiiiees s sieee e 33
Precios de Venta de GLP...........c.cooiiiiiiiiiieneeeee ettt site e sbe e s sate e sabe e sbaeesabeesbaee e 33

INVERSIONES ........oooiiiiiitieiiee ettt st ettt e st e st e e sate e sabe e e sateesabeesateesabeeenbaeesasaesabaeesaseesataesnsseesaseean 36

FLUJO DE CAJAY EVALUACION DEL PROYECTO .......oeiieeeieeeeeeeeee et en e en s enana 37
Y [V T o Ty e [ I o o 1YY o o USRS 39
Necesidad de FINaNCiamiento .............cooiiiiiiiiiiiiiiec et sba e e sbe e sbee e 39
TASA WARCKC ...ttt e e e e ettt e e e s e b bt et e e e e s e seb e bt e e e e e e samsraaeeeeesesannnnee 40
Andlisis de Sensibilidad ................cooo i e 41

ANEXO ... .ottt ettt ettt e st e ettt s e e s bt e e st e e s te e e ateesb e e e bt e e aate e s bt e e e abe e s beeeaabeesabeeebaeenateesbeeenes 42
ReSUMEN A RESUITAUOS ........ooiiiiiiiiiiiie ittt ettt te e st ssab e e sabe e sbaeenabeesbaeenns 42



INTRODUCCION

El presente informe detalla las tareas realizadas durante la elaboracion del Trabajo Final
Integrador de la Especializacién en Economia del Petréleo y Gas Natural dictado en el ITBA durante

los afios 2014 y 2015.
El objetivo del trabajo es participar en la Licitacidon Publica que se realizara para la adjudicacién de

los derechos de explotacién de un yacimiento de gas y condensado, denominado “La Esperanza”,
ubicado en la Cuenca Neuquina a 200 kms de la cabecera del Gasoducto troncal y a 100 kms (en la

misma linea) de una Central Térmica existente.

FIGURA N°1: UBICACION DEL YACIMIENTO “LA ESPERANZA”
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El desarrollo del informe seguira la siguiente estructura:

MARCO INSTITUCIONAL Y LEGAL: breve detalle de cada una de las normas vigentes que hoy
conforman el marco legal que regula la actividad hidrocarburifera.

MERCADO: descripcion de los distintos actores de la cadena de valor del gas natural, que
conforman el mercado local actual.

DESARROLLO DE RESERVAS: metodologia empleada para llegar al Volumen de Gas In Situ y al
volumen de gas recuperable.



PRODUCCION: perfil de produccién de gas natural obtenido a partir de la determinacién de un
volumen objetivo de gas y en funcidn de las ventas proyectadas. Se determinan, entre otras cosas,
la cantidad de pozos a perforar, las instalaciones de superficie, los volumenes de hidrocarburos
condensables a obtener y el lay-out del yacimiento.

TRANSPORTE: bases y fundamentos del céalculo para el dimensionamiento de las instalaciones
necesarias para el transporte del volumen de gas extraido desde el yacimiento hacia el gasoducto
troncal pasando por la central termoeléctrica segun sea el caso.

TARIFAS Y PRECIOS: exposicion y desarrollo de los criterios en que se basa el célculo de las tarifas y
precios de venta, tanto de gas natural como de gasolinas y condensados.

INVERSIONES: detalle y fundamento de cada una de las inversiones necesarias para el desarrollo
de presente proyecto.

FLUJO DE CAJA Y EVALUACION DEL PROYECTO: dimensionamiento de los ingresos y egresos
relacionados al desarrollo del yacimiento, con el objetivo de obtener los principales indicadores
contables y financieros.



MARCO INSTITUCIONAL Y LEGAL

Leyes Regulatorias

El régimen legal de la industria de los hidrocarburos en Argentina se conforma de varias
disposiciones normativas y regulatorias que dictadas por numerosos organismos (Autoridades de
aplicaciéon y regulatorias).

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 exploracidn y explotacidn del gas natural. La misma faculta al Poder Ejecutivo a crear
una politica nacional para desarrollar las reservas de hidrocarburos con el objetivo principal de
satisfacer la demanda doméstica. La exploracion, y explotacion del petréleo y gas se lleva a cabo a
través de permisos de exploracién, concesiones de explotacidn, contratos de explotaciéon o
acuerdos de asociacion.

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

En el afio 1994, con la reforma de la Constitucidn 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.

De acuerdo a la Ley, 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
exportaciéon de hidrocarburos.

Las ubicadas dentro de territorio de una sola provincia, son adjudicadas a la misma. Las provincias
en su condicion de autoridad concedente, actuardn como contraparte en los permisos de
exploracién de hidrocarburos, concesiones de explotacion y de transporte con poder para (i)
ejercer la supervisidon y control de los permisos de exploracidon y concesiones de explotacién
transferidas, (ii) requerir el cumplimiento de las obligaciones legales y/o contractuales que
correspondan en relacién con inversiones, explotaciéon racional, informacién y pago del canon
anual y las regalias, (iii) establecer la duracién de las concesiones o permisos conforme los
términos legales y/o contractuales.

Una consecuencia natural del régimen de dominio que prevé la Ley N2 17.319, es la libre
disponibilidad de los hidrocarburos producidos, que habilita al concesionario de explotacion 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.

El titular del permiso de exploracion 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 (art.35). 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 concesién de
explotacién da derecho a una de transporte para trasladar hidrocarburos y sus derivados por
medios que requieran instalaciones permanentes

Los titulares de concesiones de explotacion 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 volumenes de gas natural comercializados. El gasto de
regalias en Argentina se contabiliza como costo de produccidon. De acuerdo a la Ley de
hidrocarburos, cualquier hidrocarburo producido por el titular de un permiso de exploracién antes
de otorgada la concesién de explotacion, debe pagar un 15% por regalias.

Los titulares de permisos de exploracién 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 fraccién abarcada por el drea, en $3447.87.-

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 expropiacién de 51% del patrimonio de YPF S.A. y de Repsol YPF Gas S.A.

En el aflo 2012 se promulgd el Decreto N2 1277, reglamentario de la Ley N2 26.741, el cual derogd
las disposiciones de los Decretos 1055/89, 1212/89 y 1589/89 que establecian (i) el derecho a la
libre disponibilidad de la produccién hidrocarburifera, (ii) la libre fijacién de precios, (iii) la
exencién de todo arancel, derecho y/o retencidon sobre las exportaciones e importaciones de
hidrocarburos; asimismo cred un nuevo mecanismo de conduccion del sector hidrocarburos.

El mencionado decreto creé la “Comisidon de Planificacion y Coordinacion Estratégica del Plan
Nacional de Inversiones Hidrocarburiferas” cuya actividad principal, consiste en elaborar,
anualmente, el Plan Nacional de Inversiones Hidrocarburiferas estableciendo los criterios y metas
deseables en materia de inversiones. Para ello, crea el Registro Nacional de Inversiones
Hidrocarburiferas, en el que deben registrarse los sujetos que realicen actividades de exploracion,
explotacién, refinacién, transporte y comercializacion de hidrocarburos y combustibles, y
obligandolos a presentar la informacién técnica, econdmica y operativa necesaria para evaluar el
desempeno del sector, sus planes de mantenimiento y aumento de reservas, incluyendo su plan
de inversiones en exploracidn, y recuperacion para evaluacion.



La Ley N° 27.007 dictada en el afio 2014 introduce la figura de Explotacion de No Convencionales.
En ella se misma reducen los plazos de permisos basicos y se distingue por tipo de yacimiento. Las
adjudicaciones contindan siendo mediante concursos, pero la Nacién y las Provincias acordaran
pliegos modelos para lograr uniformidad en todas las jurisdicciones. Se elimina el acarreo (es decir,
la participacion de empresas provinciales sin inversién) como mecanismo de concesidn de areas,
ya que la participacién queda atada a las inversiones.

Por otra parte, se mantiene el mismo porcentaje de regalias, y las define como el Uunico
mecanismo de percepcidon de renta petrolera. El concesionario de Explotacidn, tanto por el
petroleo 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).

Se establece que los titulares de permisos de exploracion y concesionarios de explotacidén estdn
sujetos a impuestos federales, provinciales, ademas de impuestos aduaneros sobre importaciones.

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 inversidn. 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 y tampoco se considerara la posicidon respecto al el
impuesto al valor agregado (IVA).

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

Programa Gas Plus

En el afio 2008, la Secretaria de Energia cred, a través de la Resolucion N°24, el Programa Gas Plus,
a fines de incentivar la produccidon de gas natural, considerando el aumento sostenido de la
demanda, y la caida en los niveles de reservas de los afios previos.

Se consideran para el mencionado Programa, aquellos volimenes logrados sobre la base del
aumento de produccién e incremento de reservas, como consecuencia de inversiones en
explotaciones nuevas que presuponen mayores desembolsos financieros en areas sin explotacién,
areas en explotacion con caracteristicas geoldgicas particulares (Tight Gas) y/o aquellas areas que
no se encuentran en produccidon desde el afio 2004 o que, encontrandose en produccion, le
adicionaren a dicha produccién la correspondiente a nuevos yacimientos.

El gas natural producido bajo el Programa Gas Plus, no seria considerado como parte de los
volumenes del “ACUERDO CON LOS PRODUCTORES DE GAS NATURAL 2007 — 2011”, y su valor de
comercializaciéon tampoco estaria sujeto a las condiciones de precio previstas dicho acuerdo, es
decir que los precios del mismo se convendrian entre el productor y el comprador.

La resolucién fue modificada posteriormente a través de la Resolucién N°695/09, ampliando el
Programa a productores no firmantes del acuerdo, y estableciendo la posibilidad de que un
porcentaje de la produccién proveniente de Proyectos aprobados en el marco del Programa sea
retenida para cubrir la demanda interna, o que se considere como Gas Plus, produccion que se
acredite por encima de una produccion determinada en el Proyecto.



MERCADO

El sector primario o extractivo estd compuesto por unas 40 empresas que usualmente comparten
la tarea de prospeccién y explotacidon de gas natural con la de petréleo (la mayor parte de los
pozos son petroliferos y gasiferos al mismo tiempo, por lo que generalmente las decisiones de
produccién y exploracion de las firmas por uno u otro recurso estan ineludiblemente
encadenadas; de alli que la mayor parte de las estadisticas correspondientes a la etapa extractiva
del negocio del gas natural se presentan en forma asociada a las de extraccidén y produccién del
petroéleo (no asi en cambio las referidas a las etapas mas industrializadas).

Gas Natural en Argentina

Tres empresas operadores concentran el 70% de la produccidn de gas natural del pais (YPF, Total
Austral y Pan American Energy). Los yacimientos productores se localizan en 4 cuencas principales
(Neuquina, Austral, Golfo de San Jorge y Noroeste). El mercado productor opera con
caracteristicas donde la mayoria de las transacciones entre productores y demandantes, se
perfeccionan a través de contratos cuyos términos y condiciones poco trascienden en el mercado.
Otro tanto de la produccidn se canaliza a través del mercado spot o mayorista.

GRAFICO N°1: PRODUCCION DE GAS NATURAL EN ARGENTINA, POR CUENCA Y POR OPERADOR,
9M 2015 (EN %)
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Por su parte, el segmento regulado esta 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).



FIGURA N°2: DISTRIBUCION GEOGRAFICA DE LAS EMPRESAS DE TRANSPORTE Y DISTRIBUCION
EN ARGENTINA
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Del lado de la demanda, o consumidores finales, podemos identificar distintos segmentos de
mercado bien diferenciados por sus habitos de consumo, tanto a lo largo del dia como durante las
distintas épocas del afo. Estos son los consumos residenciales (destinados a satisfacer las
necesidades de alimentacidn, agua caliente y calefaccidn), consumos comerciales (destinados a la
atencién al publico, como ser bares, restaurantes, clubes, centros comerciales, hospitales,
etcétera), consumos industriales (destinados a la elaboracidon de productos manufacturados),
consumo para generacion de energia eléctrica y consumo vehicular (GNC).

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 (invierno, primavera,
verano y otofio) e inclusive la comercial vinculada al turismo y la industrial estacional (que esta
ligada a la cosecha).

Comercializacion del Gas Natural

Los productores, transportistas, distribuidores y comercializadores deben interactuar para
modular entre estos dos extremos, de oferta y demanda. Para ello utilizan herramientas que les
permiten lograr que estos dos extremos se ajusten lo mejor posible:

e Servicios firmes y servicios interrumpibles.
¢ Combustibles liquidos sustitutos (fuel oil y/o gasoil).
¢ Combustibles gaseosos sustitutos (propano-aire, GNL).



FIGURA N°3: ESQUEMA DEL FLUJO DE GAS NATURAL EN ARGENTINA
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Formacion del precio del 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).

FIGURA N°4: ESQUEMA DE DETERMINACION DEL PRECIO DE GAS NATURAL EN ARGENTINA

Precio del gas + Tarifa transporte + Margen = Tarifa al usuario
it ' distribucién
Librementa negociado Regulados con Autoriza ENARGAS
a partir del 1* de enero da 1994 tarifas maximas

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 estd
regulado para algunos segmentos de mercado, y es libre (negociado entre partes) para otros.
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Perspectivas futuras del Mercado Argentino del Gas Natural

Actualmente, el consumo de gas natural en Argentina ronda los 120 Mm3/d, de los cuales 95
Mm3/d (79%) son de produccion local y 25 Mm3/d (21%) son importados, ya sea via gasoducto de
Bolivia 0 como LNG desde las terminales de Bahia Blanca y Escobar.

Este déficit de produccidn respecto al consumo se viene acentuando en los ultimos afios, y mas
alla de las inversiones que se puedan realizar en Argentina en el corto plazo, la situacion de
declinacion en la oferta y aumento del consumo no sera sencillamente modificable en el corto o
mediano plazo.

La perspectiva mencionada es positiva para el desarrollo del yacimiento “La Esperanza”, ya que
minimiza riesgos de comercializaciéon de los volumenes a producir, permitiendo trabajar todo el
afio de acuerdo con las curvas normales de consumo y vendiendo el gas excedente al mercado
spot.

Pasadas las elecciones presidenciales y en una etapa de cambio de mando citamos un fragmento
de la publicacién de “G&G Energy Consultants” de fecha 08 de diciembre de 2015:

“Es posible que el Gobierno llame a una mesa de negociacion para reducir precios de combustibles
y petrdleo interno en acuerdos explicitos trimestrales, descartando un mercado libre que tampoco
es posible ofrecer en gas natural y menos aun en el mercado laboral. Consideramos que los
mercados continuardn siendo administrados y regulados, seguramente con un cambio de
tendencia respecto a la sustancial intervencion actual, hacia mercados con reglas propias con el
transcurrir de los afos.

G&G Energy Consultants incluye en el escenario mds probable, una politica de precios de gas
natural que aliente la inversion, y un incremento de tarifas gradual que permita realizar las
inversiones necesarias en los sectores de gas y electricidad.

El notable dafio al pais provocado por politicas equivocadas en el Sector Energético, requerirdn
seguramente un trabajo conjunto de inversores, Gobierno, dirigentes politicos y consumidores.
Creemos que el Gobierno y el Ministro de Energia y Mineria y su grupo de colaboradores contardn
con respaldo y apoyo de los diferentes actores. Existe predisposicion favorable y un diagnostico
realista de las dificultades objetivas para normalizar las condiciones sectoriales.

De acuerdo con nuestra informacion, el Presidente comprende la importancia del Sector Energético
en el conjunto de la economia, y su gabinete econémico lo comprenderd a poco que analice la
situacion, ya que de poco servird una devaluacion si no se logra aumentar la inversion y produccion
energética, o disminuir la demanda.”

Comercializacion del Petrdleo en Argentina

Hasta mediados de 2014, la existencia de precios internacionales por encima de 100 USD/Bbl,
propiciaba una politica gubernamental de intervenciéon indirecta del petréleo. En la practica, la
existencia de derechos de exportacién por encima del 45% (con un tope a la percepcién de los
exportadores de 70 USD/Bbl), sumado al caracter prioritario que se establecié al abastecimiento
del mercado interno, fijé precios maximos virtuales para los precios del petréleo en el mercado
local.

A partir de la fuerte caida en los precios internacionales acontecida desde julio de 2014, el Estado
Nacional impulsé una serie de medidas tendientes al sostenimiento del precio interno, y con ello,
de la actividad hidrocarburifera local.
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A la baja en los derechos de exportacion del petréleo y sus principales derivados, se le sumé un
acuerdo propiciado desde el Ministerio de Economia en diciembre 2014, que contd con la
participacion los principales productores, refinadores y autoridades regulatorias del sector, donde
se establecid un sendero de precios para los principales tipos de crudo locales (Medanito y
Escalante), segun la evolucion de la cotizacidn del crudo Brent Internacional.

CUANDRO N°1: EVOLUCION DE LOS PRECIOS DEL CRUDO EN EL MERCADO INTERNO SEGUN

ACUERDO
BRENT MEDANITO ESCALANTE
(USD/Bbl) (USD/Bbl) (USD/Bbl)
291 84 70
>83 80 66
275 79 65
> 68 78 64
> 60 77 63
>52 76 62
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DESARROLLO DE RESERVAS

Calculo de Reservas y Condensado del Yacimiento

En el yacimiento bajo licitacion ya se ha realizado exploracién por sismica 2D y cinco
perforaciones que delimitaron el depdsito, cuatro fueron productivas y una estéril, lo que permitio
gue se contara con los siguientes datos:

CUADRO N°2: DATOS DEL YACIMIENTO

V:: Volumen de Roca 1.250 Mm?
@: Porosidad efectiva 12%
Sw: Saturacion irreductible de agua 33%
Tr: Temperatura del reservorio 360 °K
P.: Presion del reservorio 238 Kg/cm?
GOR?: Gas-oil ratio 23.000 m3 gas/m?3 lig
T.: Temperatura ambiente 288 °K
Pa: Presion atmosférica 1,033 Kg/cm?

Adicionalmente, se contaba con un andlisis PVT de los fluidos del reservorio, realizado a partir de
muestras tomadas en un pozo representativo del yacimiento, que permitié obtener el valor del
factor de supercompresibilidad de los gases (Z) para las distintas presiones del reservorio.

GRAFICO N°2: FACTOR DE SUPERCOMPRESIBILIDAD DE LOS GASES DEL YACIMIENTO

o7 —Polinémica (2) y = 4E-06x? - 0,0013x + 1,0001
RZ=1
1,0200
1,0000 Q\
0,9800
0,9600
Z 0,9400
0,9200
0,9000 /9/0
&5
0,8800 \ T \ )
0 50 100 150 200 250

Presién de reservorio (kg/cm?)

Este factor corrige la ecuacion de Gases ldeales usualmente empleada en Termodinamica vy
permite su empleo para gases reales como los del yacimiento. Con los datos del valor adoptado

! GOR: Gas-0il Ratio. Relacién Gas-Petrdleo
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por Z para cada valor de Presién del reservorio se estd en condiciones de calcular el factor
volumétrico del gas (Bg) a través de la siguiente férmula:

FIGURA N°5: FACTOR VOLUMETRICO DEL GAS
_PT.Z,
¢ PIT,Z,

La mencionada féormula relaciona Presiones, Temperaturas y factores de supercompresibilidad
tanto a nivel del reservorio como de superficie, y es imprescindible para determinar el volumen de
Gas In Situ (en el reservorio), el cual es calculado a través de la siguiente expresion:

FIGURA N°6: VOLUMEN DE GAS IN SITU

G= I:E@(I_SW)
B

g

A partir de estos datos, y utilizando la informacidn de las condiciones iniciales del reservorio, se
puede determinar que el Gas In Situ previo al comienzo de la operacién es de 20.307 Mm3, y
asumiendo una presidn tedrica de abandono de 50 Kg/cm?, el gas In Situ remanente luego de la
explotacidn seria de 4.116 Mm?3, obteniendo por diferencia el gas efectivamente recuperable, con
un volumen de 16.191 Mm?3y 704 Km? de condensado segun el GOR.

CUADRO N°3: VOLUMENES ORIGINALES DE HIDROCARBUROS EN YACIMIENTO

Volumen de gas in situ (Mm3) 20.307
Volumen de gas recuperable (Mm?3) 16.191

Porcentaje de Recuperacion (%) 79,73%
Volumen de Condensado (Mm3) 0,704

GRAFICO N°3: VOLUMEN DE GAS IN SITU Y RESERVAS
y =-0,0128x + 260,91

& Pr/Z [Kg/cm2] ——Lineal (Pr/Z [Kg/cm2]) R2 =1

300

250

200
N
< 150
o

100 =
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0 94
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Gas Producido (Mm3)
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En el desarrollo proyectado por el Grupo A del Equipo 2, la presién de abandono resultd
levemente por debajo de la tedrica, (48,9 kg/cm? en lugar de 50 kg/cm?) por lo que los datos de

recuperacion del ejercicio son los siguientes:

CUADRO N°4: VOLUMENES ALCANZADOS DE HIDROCARBUROS EN YACIMIENTO

Volumen de gas in situ (Mm3) 20.307
Volumen de gas recuperable (Mm?3) 15.673
Porcentaje de Recuperacion (%) 77,2%
Volumen de Condensado (Mm?3) 0,681
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PRODUCCION

Prevision de Produccion

La siguiente etapa consistio en determinar el caudal promedio de produccién de los pozos a
perforar. Para esto, se trabajé con la metodologia de “pozo tipo” con fines simplificatelos,
teniendo en cuenta que, al avanzar la explotacidon del yacimiento, la cantidad de gas en el
reservorio disminuye y con ella la presién estatica en el interior de mismo, por lo que el caudal de
extraccién de los pozos disminuird afo a afio. Por lo tanto, para mantener la produccién, es
necesario perforar nuevos pozos o reducirse la presidén de extraccion en superficie.

Con esta informacion, y el perfil de gas objetivo a extraer, hubo que determinar la cantidad de
pozos a perforar, teniendo en cuenta las restricciones adicionales de que la perforacién de los
pozos debia realizarse un afo antes de ser requerida su puesta en produccion, y que la cantidad
maxima de pozos perforables por afio era de 8 (ocho).

Para el calculo del caudal del pozo tipo se utilizé la ecuacién de Fetkovich:

FIGURA N°7: ECUACION DE FETKOVICH

0= C'(Pws2 - Pu:f: )}
Dénde:

Pws = Presidn estatica de fondo de pozo (Presidn estatica del reservorio).
Pwi = Presion dinamica de fondo de pozo

c=12?

n=0,942

Para aplicar la mencionada ecuacion de Fetkovich, es preciso obtener previamente los valores de
Pws para cada afo de produccién del yacimiento, lo cual se resuelve en forma gréfica al cruzar los
valores de P,/Z con los de Pys.

GRAFICO N°4: P, VS. P,/Z

<& Pr/Z [Kg/cm2] —Lineal (Pr/Z [Kg/cm2]) y =0,9023x+0,7807
R?=0,9997
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2 Valores simplificados
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Y utilizando la férmula que arroja la correlacion entre ambas variables (que ajusta con un
R2=0,9997), se graficaron las curvas IPR, adoptando el Pys que se obtiene al finalizar el afio de
explotacién (con lo que se logra un cierto margen de seguridad en cuanto al caudal extraible) y
distintos valores de Py

GRAFICO N°5: CURVAS IPR
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En el punto donde las curvas de contrapresion interceptan las curvas de comportamiento del
pozo, se encuentran los caudales potenciales de produccién para una determinada presion
dindmica en boca de pozo (P+), en funcidn del didmetro del tubing considerado.

La confeccidn de las curvas de contrapresion del tubing se basa en el cdlculo de pérdidas de carga
para distintos caudales, es decir, en el calculo de la presidn dindmica de fondo (Pwf), para una Py
elegida, aplicando la ecuacién de Smith.

FIGURA N°9: ECUACION DE SMITH

Pwf= (e*xPtf’) +6,67x10™ ( QT Z, )* (e*-1)f
dS

Dénde:

Pwi = Presion dindmica de fondo (en psia)

P« = Presidn dindmica de boca de pozo (en psia)

E=2,71828

Q = Caudal (en kcf/d)

Tp = Temperatura promedio en el tubing (en Rankine) = 614,7 R

Z, = Factor de compresibilidad promedio aritmético reservorio = 0,9243

d = didmetro interior del tubing = 2,92”

G = Gravedad especifica del fluido del pozo = 0,6702

L = Profundidad al punto donde se tomé la Pys, en pies (2.210 m x 3,281 = 7.251,01 pies)
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La resolucion de esta ecuacidn requiere de calculos iterativos, ya que el caudal es funcidn de Py,
pero a su vez Pyt es funcidn del caudal. Las herramientas de caculo (MS Excel) ofrecen una solucion
a este problema mediante el comando “Buscar Objetivo” que el valor converja. Si se grafica el
resultado para los 4 valores de Py sugeridos (80, 60, 40 y 25 kg/cm?) se obtienen los resultados
expresados en el siguiente grafico.

GRAFICO N°6: CURVAS DE CONTRAPRESION EN TUBING
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De la interseccion de estas curvas con las curvas IPR ya calculadas, puede obtenerse el caudal de
produccién del pozo tipo para cada ano.
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GRAFICO N°7: CAUDALES, CURVAS IPR VS. CURVAS DE CONTRAPRESION EN TUBING
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Del grafico se desprende que una menor presion dinamica de boca (P+) permite producir mas gas
por pozo, pero esto obliga a su vez a realizar inversiones de compresién en yacimiento para llevar
la presion del flujo de gas a la presion de ingreso a la planta de tratamiento. Por lo tanto, estamos
frente a un problema que debemos analizar y obtener una soluciéon de compromiso para cada caso
en particular. Como regla general se advierte que no suele convenir reducir la presién de boca de
pozo en forma anticipada para luego comprimir, sino que debe reducirse Unicamente cuando la
produccidn, a la Py con la que se esté trabajando, no alcanza para cubrir la produccidn obijetivo.

Puesta en especificacion del gas
A partir del analisis de una muestra tomada se sabe que el gas crudo tiene la siguiente
composicion:

CUADRO N°5: COMPOSICION MOLAR DEL GAS NATURAL EN YACIMIENTO

COMPONENTE % MOLAR PCS [Kcal/m3]
Metano 90,97 9.008,70
Etano 4,47 15.785,40
Propano 1,25 22.444,20
I-Butano 0,31 29.004,90
N-Butano 0,34 29.098,10
I-Pentano 0,09 35.685,10
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N-Pentano 0,07 35.756,80

Hexanos 0,04 42.420,30

Heptanos y superiores 0,01 49.079,00
Nitrégeno 1,7 0,00
Didxido de Carbono 0,75 0,00

Mientras que del condensado se sabe que tiene las siguientes caracteristicas:

CUADRO N°6: CARACTERISTICAS DEL CONDENSADO EN YACIMIENTO

CONCEPTO VALOR
Densidad a 15°C 0,813
Gravedad API 42,4
Calor Saybolt -15
Agua (%) <1
Sales en crudo (g/m?3) 10
Azufre Total (ppm) 5
T inicial de destilacion (°C) 60
T final de destilacién (°C) 360

La Resolucién ENARGAS N°259/2008, que reglamenta las especificaciones que debe cumplir el gas
natural, en su ANEXO | indica las siguientes especificaciones:

CUADRO N°7: REQUISITOS DE ESPECIFICACIONES DE GAS NATURAL

ESPECIFICACIONES DE CALIDAD DE GAS NATURAL REQUISITOS BASICOS
Vapor de Agua (H,0) 65 mg/m?3
Diéxido de Carbono (CO2) 2,0% molar (*)
Total de Inertes 4,0% molar (**)
Oxigeno (02) 0,2% molar
Sulfuro de Hidrégeno (SH2) 3 mg/m?3
Azufre Entero 15 mg/m3
Hidrocarburos condensables (HC) -4°C a 5.500 kPa abs
Poder Calorifico Superior (PCS) Min. 8.850 Méx. 10.200 kcal/m?3
Temperatura 50°C
indice de Wobbe (PCS/6 %) Min. 11.300; Max. 12.470

Notas: Condiciones de referencia: 15°Cy 101,325 kPA abs

(1) Especificaciones incluidas para el producto suministrado a los consumidores

(*) El valor limite podra ser superado con acuerdo del transportista, no pudiendo ser en ningun caso superior al 2,5% molar.
(**) El valor limite podra ser superado con acuerdo del transportista, no pudiendo ser en ningun caso superior al 4,5% molar.
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De todas estas tablas de datos se pueden obtener las primeras conclusiones:

* El poder calorifico del gas crudo en el yacimiento es mayor a 9.300 Kcal/m3, que es el
poder calorifico estdndar al que se calculan los m® equivalentes a la hora de la facturacion.

¢ Es necesario instalar una planta de endulzamiento para eliminar el Azufre, que no cumple
con las especificaciones.

e Debe tratarse el gas para reducir los condensables presentes en la corriente de gas, puesto
gue los mismos ocasionan dafios en las instalaciones y disminuyen la capacidad de
transporte. Para lograr debe decidirse instalarse una planta de acondicionamiento o bien
una de recuperacién de GLP.

Para este proyecto de desarrollo en particular, se decidié instalar una planta de Recuperacion de
GLP en lugar de una de Acondicionamiento. Esta decisién se tomd para hacer un mayor
aprovechamiento de los hidrocarburos condensables presentes en el yacimiento,
fundamentalmente, propano y butanos, que de otra manera, se mezclarian indistintamente con el
flujo de gas natural entregado a la demanda.

Una vez que se extraigan los componentes mas pesados del flujo de gas natural crudo, el poder
calorifico del gas residual seria menor, por lo que llevado a 9.300 Kcal/m?3, avendriamos un menor
volumen disponible para la venta.

Una planta de Recuperacidn de GLP (Turboexpander) permite una recuperacion de HC segun los
siguientes porcentajes:

CUADRO N°8: PORCENTAJES DE RECUPERACION DE UNA PLANTA DE RECUPERACION DE GLP

COMPONENTE ACONDICIONAMIENTO
Metano 0%
Etano 0%
Propano 88%
I-Butano 98,5%
N-Butano 98,5%
I-Pentano 100%
N-Pentano 100%
Hexanos 100%
Heptanos y superiores 100%
Nitrégeno 0%
Diéxido de Carbono 80%

Una vez tratado, el gas residual tendria las siguientes caracteristicas:
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CUADRO N°9: CARACTERISTICAS DEL GAS CRUDO POST TRATAMIENTO

GAS CRUDO GAS RESIDUAL PCS GR
COMPONENTE

% MOLAR i m3/100m3 % MOLAR f [Kcal/m3]
Metano 91,52 91,52 93,35 9.008,70
Etano 4,50 4,50 4,59 15.785,40
Propano 1,26 0,15 0,15 22.444,20
I-Butano 0,31 0,00 0,00 29.004,90
N-Butano 0,34 0,00 0,00 29.098,10
I-Pentano 0,09 0,00 0,00 35.685,10
N-Pentano 0,07 0,00 0,00 35.756,80
Hexanos 0,04 0,00 0,00 42.420,30
Heptanos y superiores 0,01 0,00 0,00 49.079,00

Nitrégeno 1,71 1,71 1,74 0,00

Dioxido de Carbono 0,15 0,15 0,15 0,00
100,00 98,03 100,00 9.170,51

Ajustandose a las especificaciones:

CUADRO N°10: CONDICIONES PARA LAS ESPECIFICACIONES DEL GAS DEL YACIMIENTO

COMPONENTE VALOR LIMITE g:;ggl?;; ESPECIFICACION
CO2 (%molar) 2,00 0,17 OK
Inertes (%molar) 4,00 1,88 OK
PCS min. (kcal/m?3) 8.850,00 9.482,23 OK
PCS méx. (kcal/m?3) 10.200,00 9.482,23 OK

En cuanto al dimensionamiento de la Turboexpander, debié considerarse el caudal maximo a
tratar, en todo momento inferior a 3 Mm3, por lo que las inversiones a realizar son:

e 67 MUSD en la planta de Recuperacién de GLP.

e 27 MUSD en la planta de endulzamiento.
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Volumenes de Hidrocarburos

La prevision de la produccidn de gas natural en este proyecto, se encuentra estrechamente ligada
a las posibilidades comerciales que arroja el mercado al cual se abastecerd. Es por eso que el
esquema de desarrollo planteado no se entiende si no es explicado previamente el esquema
comercial que lo subyace. A continuacidon se plantearan las premisas de funcionamiento del
mercado y los segmentos a los que se apunta abastecer, para mas adelante presentar las
caracteristicas del desarrollo del yacimiento.

Aspectos comerciales y contractuales del gas natural

Las alternativas de comercializacion de gas, conforme a los requerimientos gubernamentales y
técnicos de abastecimiento, para este proyecto especifico, estdn sujetas a las siguientes
restricciones:

Distribuidoras: Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos. Ventas por volumenes
de un 30% de la produccién disponible en cada afio, pero no menos de 1,0 M m3/d de
9.300 kcal/m3, como cantidad diaria contractual.

GNC: Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos. Ventas por volimenes anuales de
no menos de 0,25 M m3/d de 9300 kcal/m3, como cantidad diaria contractual.

Central Termoeléctrica: Ventas por un volumen anual de gas de no menos de 1,0 M m3/d
de 9.300 kcal/m3, como cantidad diaria contractual mediante alguno de las siguientes
opciones:

a) Central Termoeléctrica existente en yacimiento (a partir de una conexién 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.

b) Sobre la cabecera de cualquiera de los gasoductos a otras Centrales Termoeléctricas.

Grandes Usuarios y Nuevos Consumidores Directos [P3]: Sobre la cabecera de cualquiera
de los gasoductos. Ventas sin limite de volimenes maximo o minimo.

Con el fin de estimar los volumenes mensuales requeridos por cada uno de los posibles canales de
comercializacion, se consideraron los Factores de Carga que se describen a continuacion:

Distribuidoras: Junio, Julio y Agosto 100%, Mayo y Septiembre 65%, Abril y Octubre 45%,
resto 30%

GNC: 80% durante Junio a Septiembre y 90 % el resto del afio.
Generacion Termoeléctrica: 85%

Usuarios Industriales: 95%, con parada por mantenimiento de 15 dias promedio afio.

Por ultimo, los Plazos de Contratos establecidos para planificar las ventas son los siguientes:

Distribuidoras: 3 afios inicial, renovables por periodos de no menos de 2 afios; debiendo
contemplarse el crecimiento vegetativo de la demanda residencial en cada renovacion y el
minimo establecido.
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e GNC: 1 afio inicial, con renovaciones anuales por subasta en el MEG, debiendo mantener
el minimo establecido.

¢ Generacién Termoeléctrica: para la opcidn a) de 10 afios renovables en periodos de no
menos de 3 afios y para la opcidn b) es de 5 afios, renovables en periodos de no menos de
1 afo; debiendo mantener el volumen original en cada renovacion.

e Usuarios Industriales: 3 afios inicial, renovable en periodos de no menos de 1 afio,
pudiendo variar las cantidades en la renovacion.

Atendiendo a las prioridades de abastecimiento de gas natural establecidas en la Resolucion
ENARGAS N° 1410/10, se direccionara la produccion a los distintos segmentos en el siguiente
orden: Distribucion, GNC, Grandes Usuarios, Usinas.

Como lo establecen las premisas, en las renovaciones de los contratos con las distribuidoras (cada
3 afios), se considerd el crecimiento vegetativo de la demanda en base a datos de las Licenciatarias
de Gas y Usuarios en boca de pozo del ENARGAS del periodo 1993-2014, y se estimd el mismo en
4,18% anual, consecuencia tanto de la incorporacion de nuevos usuarios a la red como de la
intensidad de consumo de cada uno.

Las ventas al segmento de GNC también se plantaron segun las indicaciones del enunciado.

Las ventas por contrato a centrales termoeléctricas se dirigieron a generadoras ubicadas mas alla
del ingreso al gasoducto troncal. Se proyectan ventas por 9 afios (5 aflos del contrato inicial y 4
renovaciones anuales).

En el caso de las ventas por contrato a industrias, se establecié que las mismas se determinasen
por los volimenes maximos disponibles en los meses de invierno, luego de abastecer a las
Distribuidoras, al segmento de GNC, y al segmento de Generacién Eléctrica. La firma de contratos
por volumenes mayores a los mencionados, llevaria a una situacién de incumplimiento en los
meses invernales.

Por ultimo, se ha determinado que el 85% remanente de la produccién fuese comercializado, afio
a ano, bajo la modalidad spot, no contractualizada. Se acordd que este porcentaje fuera del 85%,
consecuencia de la imposibilidad de colocar la totalidad del volumen excedente. Estas ventas spot
ademas tienen un precio descontado respecto a los contratos firmes y van direccionadas tanto al
mercado industrial como al de generacién.

En cuanto a los liquidos producidos (gasolina, condensado y GLP) los mismos se venden en
yacimiento, quedando a cargo del comprador los costos inherentes a su evacuacién, siendo
necesaria la construccion de un cargadero de camiones para su correcta disposicion.

Aspectos comerciales y contractuales del condensado, gasolinas y GLP

Respecto a la comercializacion del condensado, una vez que los mismos se obtienen en los
separadores primarios, son enviados y almacenados en las instalaciones contiguas al yacimiento.
En el caso de las gasolinas y el GLP, su obtencidon se da en la Turboexpander, pero se almacena en
la misma area que el condensado (aunque en tanques diferentes). El despacho de todos ellos se
realiza a través del cargadero de camiones ya que es econdmicamente inviable la construccién de
un poliducto. Por decisién comercial la transferencia del riesgo y dominio del producto se realiza a

24



la salida de la planta, cuando el camién ya cargado se dirige con destino al cliente final. El objetivo
es evitar los gastos de transporte, problemas logisticos, riesgos y desgastes operativos.

Desarrollo y Prevision de Produccion

Para determinar el objetivo de produccién se buscé que el perfil fuera lo mas estable posible
durante la explotacién, de modo de evitar sobredimensionamientos en las instalaciones. Bajo esta
premisa inicial, y considerando que la cantidad méaxima de pozos a perforar por afio es de 8, se
realizd una primera corrida con las ventas potenciales (que segmentos se podian abastecer y
cuanto volumen adicional quedaba disponible para el mercado spot), para luego ajustar el primer
perfil de modo tal de poder cumplir con aquellos contratos de venta que nos resultaban
interesantes pero que por escaso volumen no podiamos hacer frente.

La capacidad de producciéon necesaria resulta de sumar la demanda potencial del proyecto, el
consumo asociado a la planta de separacién de GLP, y el consumo de las plantas compresoras de la
red de gasoductos. Cabe aclara que todos estos consumos estan medidos a 9.300 Kcal/m3, pero
que a la hora de calcular el caudal de extraccion real debe considerarse el poder calorifico del gas
crudo.

En la tabla a continuacidon se muestran los volimenes contratados por afio sumados al gas
combustible usado en yacimiento y la red de transporte:

CUADRO N°11: VOLUMEN COMERCIALIZADO DE GAS NATURAL POR SEGMENTO

Ao idencial | GNC | eracion ‘ GU | SPOT TOTAL CONTRATADO RTP + COND Compresidn G i de produccion requerida
Km3/d @9300Kcal Km3/d @9300Kcal Km3/d @9300Kcal | Km3/d @2300Keal | Km3/d @9300Kcal | Km3/d @Kcal Reales

0 2015 0 0 0 o [ 0 o 0 0 o]

1 2016 0 0 0 o o 0 o 0 0 (o]

2 2017 0 0 0 o] o] 0 o] 0 0 o]

3 2018 558 17 850 458 361 2484 195 11 2.754 2793
4 20189 558 17 850 498 482 2.605 206 1 2.907 21948
5 2020 558 217 850 488 432 2.605 206 1 2.907 2.948
] 2021 631 21 850 510 410 2.618 2086 1 2.907 2.948
7 2022 631 217 850 510 410 2.618 206 1 2.907 2.948
8 2023 631 217 850 510 410 2618 206 1 2.907 21948
S 2024 Jid 217 850 345 4686 2591 206 28 2.907 21948
10 | 2025 714 217 850 345 466 2591 206 28 2.907 2.948
11 | 2026 714 217 850 204 466 2.451 185 26 2.754 2793
12 | 2027 807 217 0 752 529 2.305 184 £l 2.601 2.638
13 2028 807 217 0 T47 529 2.300 184 24 2601 2638
14 2029 807 217 0 410 519 1.973 158 9 2.244 2.276
15 | 2030 ai3 217 0 182 600 1912 155 20 2193 2224
16 | 2031 813 70 0 o 482 1.565 127 18 1795 1821
17 | 2032 844 67 0 o] 297 1.308 105 13 1479 1.500
18 2033 820 31 0 0 110 1.061 83 10 1173 1.190
19 2034 el 04 0 0 40 886 23 8 969 983
20 | 2035 653 71 0 o [ 724 56 6 785 797
21 | 2036 588 0 0 o o 588 45 5 638 647
22 | 2037 493 0 0 o] o] 493 38 4 536 543
23 2038 451 0 0 0 0 451 35 4 4580 487
24 2039 404 0 0 0 o 404 3 4 439 4435

En funcion de la capacidad de produccion requerida y el caudal promedio por pozo en cada afio
(calculado en base a la metodologia del “Pozo tipo” ya comentada), se determiné la cantidad de
pozos necesarios a perforar afio a afio para abastecer a la demanda.

Para este calculo se tuvo en cuenta que 1 de cada 10 pozos perforados resultaba estéril, y que el
maximo numero de pozos a perforar en un afo era de 8. Para aquellos afios en los que la
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produccién no alcanzaba para hacerle frente a la demanda objetivo incluso perforando el maximo
numero de pozos, se trabajé con 2 soluciones alternativas posibles:

e La primera fue la de adelantar pozos un afio, que si bien obligaba a hacer erogaciones en
el flujo de fondos de manera anticipada, permitia cumplir con la restriccion de 8
pozos/afio.

e Lasegunda, utilizada principalmente para aquellos casos en los que la solucién anterior no
producia mejoras en el resultado obtenido, fue la de reducir la Py de trabajo con el
consecuente aumento en el caudal de extraccién por pozo, haciendo posible alcanzar la
produccién objetivo, pero con la desventaja de requerir mayor compresién en la etapa de
captacioén (tema que sera tratado luego).

CUADRO N°12: ESQUEMA DE DESARROLLO DEL YACIMIENTO

DESARROLLO DEL YACIMIENTO
_ Ptf Q pozo tipo | Pozos necesarios | N° pozosen N°® pozos N° pozos N° pozos N° pozos a
Ano {Kg/cm2) {m3/dia) para prevision produccion perforados estériles productivos | perforar/afio
0 2015 80 0 5 1 4 0
1 2016 80 0 5 1 4 0
2 2017 80 0 5 1 4 8
3 20138 80 261.000 11 11 13 2 11 2
4 2019 80 230.000 13 13 15 2 13 2
5 2020 80 195.000 15 15 17 2 15 3
6 2021 80 170.000 18 18 20 2 13 4
7 2022 80 142.000 21 21 24 3 21 4
8 2023 80 118.000 25 25 28 3 25 1
9 2024 60 116.000 26 26 29 3 26 7
10 2025 60 94.000 32 32 36 4 32 8
11 2026 60 72.000 39 39 44 5 39 7
12 2027 60 59.000 45 45 51 6 45 0
13 2028 40 60.000 44 45 51 6 45 3
14 2029 40 48.000 48 43 54 6 43 2
15 2030 25 45.000 50 50 56 6 50 0
16 2031 25 37.000 50 50 56 6 50 0
17 2032 25 30.000 50 50 56 6 50 0
18 2033 25 24.000 50 50 56 6 50 0
19 2034 25 20.000 50 50 56 6 50 0
20 2035 25 16.000 50 50 56 6 50 0
21 2036 25 13.000 50 50 56 6 50 0
22 2037 25 11.000 50 50 56 6 50 0
23 2038 25 10.000 50 50 56 6 50 0
24 2039 25 5.000 50 50 56 6 50 0

En el grafico siguiente se ve como se buscdé mantener la produccidn en niveles lo mds constantes
posibles hasta la inevitable declinacidon del yacimiento, y como de distribuyé la misma entre los
distintos segmentos:
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GRAFICO N°8: VENTAS DE GAS NATURAL POR SEGMENTO
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Ubicacion de Pozos, Captacion y Compresion

Una vez determinada la cantidad de pozos a realizar en cada afio, nos concentramos en disponer
los mismos en el territorio concesionado. En la imagen se ve la ubicacién de los pozos
descubridores, los productivos nuevos y los estériles, junto con el drea de influencia de las
distintas Baterias de captacion numeradas.

FIGURA N°9: LAY-OUT DE INSTALACIONES

78

o
O Pozo descubridor

O Pozo estéril

El lay-out de los pozos en el yacimiento se determiné teniendo en cuenta los mapas estructurales
y de espesor Util, y respetando siempre la restriccion de no colocar dos pozos a menos de un
kilbmetro entre si, ya que el drea de barrido de cada uno es de 500 metros.
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Captacion

Por su parte, la entrada de los nuevos pozos fue determinando el momento en el que debian ir
haciéndose las inversiones en cafierias de captacidn, colectoras, manifolds y separadores
generales y de control, teniendo en cuenta que:

¢ El maximo nimero de pozos a conectar por manifold era de 10.
* No se sobrepasara la capacidad diaria de los separadores

e Las obras debian realizarse el afio anterior a la incorporacién efectiva del pozo a la
produccion.

Lo que se buscd en este caso fue comenzar a explotar el yacimiento por zonas, posponiendo la
inversion lo mds posible. Asi por ejemplo, de las 5 baterias necesarias para la totalidad del
proyecto, una se agrega recién en el afio 13, difiriendo de esta forma la erogacion.

Los costos de cada inversidn son los siguientes:

CUADRO N°13: CARACTERISTICAS DE LAS INSTALACIONES DE CAPTACION

CONCEPTO COSTO | UNDIDAD DE MEDIDA

Costo cafieria: 40 USD/(Pulg.m)
Didmetro cafieria Captacion: 4 Pulgadas
Didmetro cafieria Colectora 6 Pulgadas

Costo separador de control: 0,6 MUSD/unidad
Capacidad separador de control: 0,5 Mm?3/dia
Costo separador general: 1 MUSD/u
Capacidad separador general: 1,5 Mm?3/dia

Costo Manifold 0,4 MUSD/bateria

Compresion en yacimiento

En cuanto a la compresidn, durante los primeros afios, trabajando con una Py de 80 Kg/cm? y con
una pérdida estimada en las cafierias de captacion y colectora de 8 kg/cm?, no es necesario
comprimir, puesto que el ingreso a la planta de tratamiento requiere una presién minima de 70
Kg/cm?.

La situacion cambia a medida que se reduce la presion de trabajo en superficie. En este caso, y
para cumplir con el requerimiento de presién en el ingreso a la planta deben agregarse plantas
compresoras de 500 HP, a un costo de 2.900 USD/HP instalado. En este sentido, el cilculo consiste
en obtener el Krc en funcidn de la relacién de compresién (Rc), para luego determinar la potencia
requerida como Krc*Q (Mm3/d). Con este dato y sabiendo que la potencia por equipo es de 500
HP, es sencillo calcular la cantidad de mddulos de equipos necesarios. Este procedimiento debe
repetirse por modificaciones en la relacion de compresién o cambios en el caudal, y verificar si se
requeriran mas equipos o si por el contrario alcanza con los ya instalados.

28



TRANSPORTE

El gas producido, luego de su acondicionamiento, serd transportado, en su totalidad, por un
gasoducto cuyo tendido es de 200 kms desde la salida de las plantas de tratamiento a la cabecera
del Gasoducto Troncal, tal como se indica en el esquema:

FIGURA N°10: ESQUEMA DE LA DISPOSICION DEL SISTEMA DE EVACUACION DE GAS DEL
YACIMIENTO

Gasoducto
Troncal

100 Kms. 100 Kms.
YACIMIENTO

"LA ESPERANZA"

El disefio del gasoducto de evacuacién, desde la planta del tratamiento hasta el gasoducto Troncal,
se basa en los fundamentos del transporte por gasoductos. De estos se desprenden los célculos
del caudal transportado, la potencia de compresion requerida, el consumo de gas combustible y
las presiones de entrega. Cabe aclarar que para el dimensionamiento del gasoducto de
evacuacion, se tomaron los maximos caudales a transportar con las minimas presiones de entrada
al sistema.

A los fines simplificativos, se definieron dos tramos de 100 Km: el primero (T1) desde el yacimiento
(Km 0) hasta el desvio a la Central Termoeléctrica (km 100) y el segundo (T>) desde este ultimo
punto hasta el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte (Km 200).

El diametro tedrico requerido se obtuvo a partir de despejar el valor “Kp” de la formula
simplificada para el cdlculo del caudal y cruzar el este valor con el correspondiente a los
gasoductos de 100 Km de longitud de las tablas de correspondencia vistas en el curso de
“Comercializacion de Gas Natural”.

FIGURA N°11: FORMULA SIMPLIFICADA PARA EL CALCULO DE CAUDAL

Om3/d)=KP*/P,” -P,>)"”

Para calcular la Potencia de Compresion requerida se utilizaron valores de “relacidon de
compresion” de entre 1,3 y 1,6 por ser estos valores tedricos ideales.

FIGURA N°12: FORMULA DE POTENCIA DE COMPRESION NECESARIA
P(HP) = Krc * Q (Mm3/d)
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Condiciones Operativas

El gasoducto proyectado operara con una M.A.P.O. de 95 kg/cm?, correspondiendo a la tuberia API
5L Grado X60, con espesores minimos segun NAG 100, accesorios serie 600 y temperaturas de
operacion de hasta de 50°C.

La presidn minima de entrada requerida al Gasoducto Troncal es de 70 kg/cm?. La presién de
entrada al gasoducto (P1) se da es en funciéon a la presién de descarga de la planta de
acondicionamiento que, a su vez, varia segun la Py, conforme va decreciendo la presidn
proyectada.

Teniendo en cuenta que la presidén minima de entrada requerida en la planta de separacion de GLP
es de 70 Kg/cm?, que la Py comienza a bajar de 80 kg/cm? a partir del afio 2026 cuando pasa de 80
kg/cm? a 60 kg/cm? (siendo necesario comprimir el flujo de entrada a la misma) y que la presién
del gas residual obtenido decae unos 8 Kg/cm?, es que se optd por una presién de entrada al
Gasoducto P; de 62 kg/cm?.

Determinacion de diametro del ducto

Siendo el punto de partida del calculo hidraulico del sistema la formula planteada en la Figura
N°11, y teniendo en cuenta la simplificacién tenida en cuenta para los tramos, sin instalacion de
ningun tipo de planta compresora, se obtuvo un diametro tedrico de 18” para cada uno, segun:

CUADRO N°14: CARACTERISTICAS DE LAS INSTALACIONES DE TRANSPORTE TEORICO

CONCEPTO Valor
Longitud 100 Km
P; (entrada): 70 Kg/cm?2
P, (salida): 62 Kg/cm?2
Quax: 2.745 KSm3/d
K, requerido: 84,47 (m3/d)/(Kg/cm?2)
K, tabla: 107,4 (m3/d)/(Kg/cm2)
Diametro Tedrico 18 pulgadas

Cabe aclarar que si se tomase la longitud total del Gasoducto de 200 km y una P, de 70 kg/cm?, el
didmetro necesario del gasoducto seria de se llega a un didmetro tedrico de 20”.

Como regla general, siempre es conveniente dimensionar una tuberia de un didmetro tal que se
puedan optimizar los costos sin que con esto se vea afectado el transporte del caudal requerido.
En esta ocasidn, estos costos pueden reducirse utilizando un didmetro menor al tedrico calculado
y aumentando la capacidad de transporte mediante plantas compresoras.

Para realizar los distintos ensayos de una forma dinamica, y a los fines de poder comparar los
resultados obtenidos, se empled el Simulador SIMULDUC14, basado en la teoria del transporte
por gasoductos, propiedad del Ing. Hugo Carranza, provisto por el mismo durante el dictado de la
Materia Economia y Comercializacién del Gas Natural en el afio 2014.
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Determinacion del Diseiio Final

Con la ayuda del simulador antes mencionado, y luego de plantear diferentes disefios, se
dimensiono el sistema con un didmetro de 14" y dos plantas compresoras de 2500 HP cada una,
una ubicada en el Km. 50, y otra en el Km. 150, para poder cumplir con los requerimientos de
entrada tanto a la Central Termoeléctrica como al Gasoducto Troncal.

Teniendo en cuenta que el didmetro adoptado no es del tipo estandar, es decir, de los
comunmente utilizados en la actividad, se tendrd en cuenta un costo extra respecto al de los
didmetros usuales.

A continuacidn, se detallan los costos de la configuracién final del gasoducto:

CUADRO N°15: CARACTERISTICAS DE LAS INSTALACIONES DE TRANSPORTE EFECTIVO

CONFIGURACION 14" MUSD
Longitud: 200 Km
Diametro: 14"

2 Plantas Compresoras de 2500 HP c/u | 11,35

98

Estacion de Medicién y Regulacion 1,2
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TARIFAS Y PRECIOS

Precios de Venta de Gas Natural

Los precios de venta considerados para los distintos segmentos de la demanda de Gas Natural se
calcularon a partir de las consignas establecidas inicialmente, a saber:

Para Distribuidoras (R+P1+P2) se partid de un precio de 600 $/1.000m> a enero de 2015. El
crecimiento anual en pesos considerado es de 10% anual hasta alcanzar el precio para Generacién
Eléctrica (del precio regulado) y para luego seguir el crecimiento del mismo. En el ejercicio
planteado, dicho precio nunca es alcanzado por el segmento de Distribucién.

Para el segmento de GNC se partid de un precio de 750 $/1.000m? a enero de 2015. El crecimiento
anual en pesos considerado es del 15% hasta alcanzar el precio para Generacién Eléctrica (del
precio regulado) y luego seguird el crecimiento del mismo.

Para la Generacién Eléctrica se decidié vender bajo contratos a usinas ubicadas mds alld del
ingreso al gasoducto troncal. El precio de ventas estimado sera de 2,68 USD/MBTU a enero de
2015 y se actualizard anualmente por PPl (Valor del indice “Producers Price Index” —Industrial
commodities - unadjusted index).

Para Usuarios Industriales el precio de venta considerado es de 4,5 USD/MBTU a enero de 2015 y
se actualiza anualmente por PPI (Valor del indice “Producers Price Index” -Industrial commaodities -
unadjusted index).

Una gran proporcién de las ventas a realizar, se estima que se realizaran en el mercado SPOT.
Debido a la fuerte disponibilidad de gas natural que habrd sélo en verano, el cual no puede
contractualizarse, se estima que la venta del mismo serd “penalizada” con un precio menor al que
podria obtenerse de otra forma. Dicho precio se supone que serd el regulado de ventas a usinas. El
mismo sera de 2,68 USD/MBTU a enero de 2015 y se actualizard anualmente por PPl (Valor del
indice “Producers Price Index” —Industrial commodities - unadjusted index).

Para todos los segmentos, el precio del gas nunca puede ser mayor a 7,5 USD/MBTU.

CUADRO N°16: PRECIO PROMEDIO DE VENTA DE GAS NATURAL POR SEGMENTO
(EN USD/MBTU)

2015 1,78 2,23 2,68 4,50 2,68 0

2016 1,63 2,14 2,77 4,65 2,77 0

2017 1,50 2,05 2,86 4,81 2,86 0

2018 1,37 1,96 2,96 4,97 2,96 2,92
2019 1,31 1,96 3,06 5,14 3,06 2,99
2020 1,26 1,96 3,16 5,31 3,16 3,06
2021 1,20 1,96 3,27 5,49 3,27 3,09
2022 1,20 2,05 3,38 5,67 3,38 3,19
2023 1,20 2,14 3,49 5,85 3,49 3,29
2024 1,20 2,24 3,60 6,05 3,60 3,15
2025 1,26 2,45 3,72 6,24 3,72 3,27
2026 1,32 2,69 3,84 6,44 3,84 3,22
2027 1,38 2,94 3,96 6,65 3,96 3,84
2028 1,52 3,39 4,08 6,86 4,08 4,02
2029 1,67 3,89 4,21 7,07 4,21 3,75
2030 1,84 4,34 4,34 7,29 4,34 3,43
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2031 2,02 4,48 4,48 7,50 4,48 3,04
2032 2,22 4,61 4,61 7,50 4,61 3,07
2033 2,45 4,75 4,75 7,50 4,75 2,97
2034 2,69 4,89 4,89 7,50 4,89 3,05
2035 2,96 5,04 5,04 7,50 5,04 3,16
2036 3,26 5,19 5,19 7,50 5,19 3,26
2037 3,58 5,34 5,34 7,50 5,34 3,58
2038 3,94 5,49 5,49 7,50 5,49 3,94
2039 4,34 5,65 5,65 7,50 5,65 4,34

Precios de Venta de Gasolinas y Condensado

Como se mencioné previamente, la gasolina y el condensado obtenido de la explotacion del
yacimiento “La Esperanza”, ya sea a partir de un proceso de separacion primaria o en la planta de
acondicionamiento de punto de rocio, es comercializado como petréleo crudo.

Las caracteristicas de estos productos, mencionadas en el apartado de Reservas, indican una
fuerte similitud con el crudo de tipo Medanito, de amplia difusién en la cuenca donde se ubica el
yacimiento.

El precio proyectado del crudo a comercializar en el mercado local es de 77 USD/Bbl en 2015 y se
mantiene en el mismo nivel hasta que es superado por los precios internacionales en 2026.

Los precios proyectados del crudo internacional surgieron, en primer lugar de las proyecciones del
precio internacional del petréleo crudo del "IMF - Pinksheet" hasta el afio 2020. A partir de 2021,
el precio es igual al de 2020 mas el promedio de la variacién absoluta interanual del periodo 2016-
2020 (3,2 USD/Bbl). A partir de 2022, al precio del afio anterior, a dicha variacién absoluta se
repite afo a afio pero multiplicada por un coeficiente de 0,95.

CUADRO N°17: PRECIO PROMEDIO DE VENTA PETROLEO (EN USD/MBTU)

2015 51,6 77,0 2028 82,8 82,8
2016 50,4 77,0 2029 84,9 84,9
2017 55,4 77,0 2030 86,9 86,9
2018 59,8 77,0 2031 88,7 88,7
2019 62,2 77,0 2032 90,5 90,5
2020 63,0 77,0 2033 92,2 92,2
2021 66,1 77,0 2034 93,9 93,9
2022 68,8 77,0 2035 95,4 95,4
2023 71,0 77,0 2036 96,9 96,9
2024 73,2 77,0 2037 98,3 98,3
2025 75,8 77,0 2038 99,6 99,6
2026 78,3 78,3 2039 100,8 100,8
2027 80,6 80,6

Precios de Venta de GLP

El propano y butano obtenidos en la planta de separacién de liquidos se estima que se
comercializard tanto en el mercado local como internacional, segun las proporciones generales
observadas durante los primeros 11 meses de 2015, es decir que, un 70% del butano y 60% del
propano producido se destinara al mercado local, mientras que el resto se exportara.

Se proyectara una evolucién de los precios de ambos combustibles segun las siguientes premisas.
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El precio local de venta de butano 2015 es igual al precio promedio percibido por ventas al
mercado interno durante los primeros 10 meses de 2015.La evolucién de precios de
butano en el mercado local sigue, a partir de 2016, la misma variacidn que el precio en
ddlares del gas natural en boca de pozo para el segmento residencial.

El precio de venta de butano al mercado externo es igual al precio promedio paridad de
exportacion publicado por la Secretaria de Energia para los primeros 11 meses de 2015,
multiplicado por un coeficiente de 0,9 para descontar gastos varios. La evolucién de
precios de butano en el mercado internacional sigue, a partir de 2016, la misma variacién
que el precio internacional del petréleo crudo.

El precio local de venta de propano 2015 es igual al precio promedio percibido por ventas
al mercado interno durante los primeros 10 meses de 2015. Se mantiene igual hasta 2039.
El precio de venta de propano al mercado externo es igual al precio promedio paridad de
exportacion publicado por la Secretaria de Energia para los primeros 11 meses de 2015,
multiplicado por un coeficiente de 0,9 para descontar gastos varios. La evolucién de
precios de propano en el mercado internacional sigue, a partir de 2016, la misma variacién
que el precio internacional del petréleo crudo.

CUADRO N°18: PRECIO PROMEDIO DE VENTA PROPANO Y BUTANO (EN USD/TON)

= INTERNACIONAL LOCAL MIX
ANO BUTANQ | PROPANO | BUTANO | PROPANOQ | BUTANO | PROPANO
2015 280,5 250,0 93,5 228,3 153,38 237,0
2016 273,7 243,9 93,5 228,3 151,7 234,5
2017 301,2 268,4 93,5 228,3 160,0 244,3
2018 325,2 289,8 93,5 228,3 167,2 252,9
2019 337,9 301,1 93,5 228,3 171,0 2574
2020 342,2 305,0 93,5 228,3 172,3 239,0
2021 359,3 320,2 93,5 228,3 177,4 263,1
2022 373,8 333,2 93,5 228,3 181,8 270,2
2023 386,0 344,0 93,5 228,3 185,4 274,68
2024 398,0 354,7 93,5 228,3 189,1 278,9
2025 4120 367,2 93,5 228,3 193,2 283,8
2026 425,2 373,0 93,5 228,3 197,2 288,06
2027 437.8 390,2 93,5 228,3 201,0 293,1
2028 449,8 400,9 93,5 228,3 204,56 297,3
2029 451,2 411,0 93,5 228,3 208,0 3014
2030 4720 420,7 93,5 228,3 211,2 305,2
2031 4823 429,8 93,5 228,3 214,3 308,9
2032 4920 438,53 93,5 228,3 217,3 3124
2033 501,3 446,8 93,5 228,3 220,0 315,7
2034 510,1 434,68 93,5 228,3 222,7 318,83
2035 5184 462,1 93,5 228,3 225,2 321,38
2036 526,4 469,1 93,5 228,3 227,6 324,6
2037 533,9 475,9 93,5 228,3 228,38 327,3
2038 41,1 482,3 93,5 228,3 232,0 329,9
2039 547,9 488,3 93,5 228,3 234,0 332,3

34



Aprovechamiento de Condensables

Como se menciond previamente, el GOR especifico del yacimiento es de 23.000, es decir que cada
23.000 m3 de gas que se extraen, se obtiene adicionalmente 1 m3 de condensados.
Adicionalmente, la planta de separacién de GLP instalada, permite obtener un volumen adicional
de propano, butano y gasolinas.

Para almacenar el condensado, el proyecto de desarrollo del area prevé la instalacion de un
tanque de almacenamiento de 500m3 de capacidad asociado a cada separador primario, y uno
adicional contiguo al cargadero de camiones. Para el almacenamiento de Gasolinas obtenidas en la
planta de acondicionamiento, se prevé suficiente la instalacién de un solo tanque de la misma
magnitud en el mencionado cargadero.

Tanto el condensado como la gasolina son comercializados como equivalentes de petréleo, ya que
se mezclan con los flujos de éste para reducir su viscosidad y gravedad especifica, aunque en este
caso no se mezclardn ambos productos previamente a su comercializacion.

El almacenamiento de propano y butano se realiza en 2 tanques separados con capacidad de hasta
1.000 m3localizados a continuacion de los tanques de condensado y gasolinas.

GRAFICO N° 9: PRODUCCION ESTIMADA DE HIDROCARBUROS LiQUIDOS
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INVERSIONES

Las inversiones totales necesarias para desarrollar el yacimiento entre los afos 2015 y 2039 se
estiman en USD 671,1. A continuacidn se presenta un cuadro donde se resume las inversiones

totales asociadas al proyecto.

CUADRO N°19: DETALLE DE LAS INVERSIONES A REALIZAR EN EL DESARROLLO DEL AREA

229,5

Perforacion de Pozos

Work Over de Pozos 101,0
Motocompresores 18,9
INVERSIONES DE YACIMIENTO Canerias de captacion 14,4
Separadores generales 5,0
Separadores de control 3,0
Instalacion de Manifolds 2,0
Total Inversiones de Yacimiento 373,8
Planta de separacion de GLP 67,0
Planta de endulzamiento 27,0
INVERSIONES EN Tanques de condensado 4,2
TRATAMIENTO Y ALMACENAIJE Cargadero de camiones 3,5
Tanques de GLP 3,0
Tanques de gasolinas 0,7
Total Inversiones en Tratamiento y Almacenaje 105,4
Tuberias 98,0
INVERSIONES EN TRANSPORTE Plantas de Compresion 11,4
Estacion de Medicién y Regulacion 1,2
Total Inversiones en Transporte 110,6
OTRAS INVERSIONES Abandono de Pozos 22,4
Imprevistos 59,0
81,4

Total Otras Inversiones



FLUJO DE CAJA Y EVALUACION DEL PROYECTO

El desarrollo del Proyecto se refleja en una serie de flujos monetarios que se detallard a
continuacion. Luego se presentara un detalle de los resultados y el flujo de caja asociado.

Ingresos: Son las ventas brutas calculadas a partir del volumen de gas natural vendido por cada
segmento afectado por sus respectivos precios y sumadas a las ventas de gasolinas y condensado.

Costos variables: Estd compuesto por regalias e Impuestos a los ingresos brutos. Las regalias
corresponden al 12% de las ventas brutas. Para el gas natural se consideraron los descuentos de
compresidn y transporte. Los ingresos brutos se calcularon sobre la venta bruta de liquidos y GN
con una alicuota del 3,5%, que corresponde a la vigente para ventas de hidrocarburos en la
provincia de Neuquén, donde se contemplaron las ventas.

Costos operativos: Son todos los gastos que hacen al funcionamiento de las distintas unidades que
integran el proyecto. Los conceptos considerados son:

¢ Costos operativos en yacimiento: Captacién, compresion, acondicionamiento y tratamiento.
¢ Costos operativos en gasoducto: Compresion y mantenimiento de gasoductos
e Canon y servidumbre

A los costos calculados se le sumé un 10% en concepto de “imprevistos”

EBITDA (Earnings Before Interest, Taxes, Depreciation, and Amortization): Es el beneficio antes de
intereses, impuestos, depreciaciones y amortizaciones, es decir, el beneficio bruto de explotacién
calculado antes de la deducibilidad de los gastos financieros. Resulta de la resta de los costos
operativos a la Ventas Netas.

Amortizaciones: Se tomdé como forma de amortizacion, el método de amortizaciéon por unidad
producida. Se incluyd la amortizacién del costo por abandono de pozos, calculado desde el afio de
la perforacion. Mientras que la inversién fue considerada en el afio de abandono.

EBT (Resultado antes de impuestos): Es el beneficio antes de impuestos. En este caso se calcula a
partir del EBITDA, al cual se le descuentan las amortizaciones.

Impuesto a las ganancias: El impuesto a las ganancias se calcula sobre los EBT. La alicuota
considerada es del 35%.

Resultado Neto: Es la diferencia entre el EBT y el Impuesto a las ganancias.
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Inversiones: Son las inversiones en todos los conceptos descritos a lo largo del informe. Para
obtener el flujo de fondos real a partir de la utilidad neta, deben sumarse las amortizaciones (que
no constituyen desembolsos reales) y restar los desembolsos en inversiones.

Flujo de fondos Neto: Es el flujo de caja real del proyecto, y el utilizado para calcular todos los
indicadores del proyecto.

CUADRO N°20: RESULTADO CONTABLE DEL DESARROLLO DEL PROYECTO (2015-2039)

Ingresos por Ventas 2.594,4
Costos Variables (394,3)
Costos Operativos (621,2)
EBITDA 1.578,9
Amortizaciones (669,9)

EBT 909,0

Impuestos a las Ganancias (318,2)

CUADRO N°21: FLUJO DE FONDOS DEL DESARROLLO DEL PROYECTO (2015-2039)

Ingresos por Ventas 2.594,4
Costos Variables (394,3)
Costos Operativos (621,2)
Inversiones (669,9)
Flujo dt.e fondos antes de 909,0
impuestos
Impuestos a las Ganancias (318,2)
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Evaluacion del Proyecto

Los principales indicadores y resultados econdmicos del Proyecto de desarrollo de “La Esperanza”
se detallan a continuacion:

CUADRO N°22: PRINCIPALES INDICADORES FINANCIEROS DEL PROYECTO

Flujo de caja descontado por
VAN (Valor Actual Net 111,4 MUSD
(Valor Actual Neto) una tasa determinada del 10%. ’

Tasa de descuento que
convertiria el VAN en cero.
Maximo monto negativo
Monto de Maxima Exposiciéon | acumulado alcanzado durante 291,5 MUSD
el proyecto.
Cantidad de periodos desde el
inicial que los flujos
acumulados tardan en
convertirse en positivos.

TIR (Tasa Interna de Retorno) 16,6%

Periodos de Repago 8 ANOS

Necesidad de Financiamiento

Debido a que el capital propio con que se cuenta para comenzar el proyecto es de MUSD 200,
todas las inversiones por encima de dicho monto deben financiarse. Las condiciones de
financiamiento son las siguientes:

¢ Se admite hasta un maximo de 40% de inversion total financiada.

¢ Los acreedores otorgan un afio de gracia de pago de capital.

e Elrepago se llevara adelante en 8 afios vencidos en cuotas iguales

e Latasa de interés del préstamo sera LIBOR + Tasa Riesgo Pais Argentina + 7% anual desde
el otorgamiento del préstamo sobre saldos de capital.

e El primer afio se paga sdlo el interés sobre el capital, el segundo afio el interés por el total
del préstamo y primera cuota de capital. El tercer afio se paga el interés sobre el capital al
inicio del periodo mas una cuota de capital. Asi se continta hasta el noveno afio.

El Riesgo pais utilizado es 490,2, que es el valor promedio del indicador EMBI+ Argentina
(publicado por JP Morgan Chase diariamente) durante el mes de noviembre de 2015. La tasa
LIBOR utilizada es de 0,91%, que es igual al promedio diario de la misma del mes de noviembre de
2015.

Es asi que la tasa de financiamiento total es igual a 0,91% + (490,2/10.000)% + 7%, es decir,
12,81%.

Inicialmente, el préstamo a solicitar deberia ser por 91,5 MUSD, que es la diferencia entre el
Monto de Maxima Exposicidon y los MUSD 200 con los que se cuentan como capital propio. Sin
embargo se estima que, como en 2017, que es el afio en el que se solicita el préstamo y en el cudl
se debe pagar el primer vencimiento de intereses, los flujos de fondos generados por el Proyecto
aun son negativos, debe de solicitarse un monto mayor para de esta forma poder hacer frente al
primer vencimiento sin dificultades.

Por lo tanto, se estima que el monto total a solicitar ascenderia a MUSD 104,9 y que el monto total
a devolver durante al vencimiento del préstamo seria de MUSD 178,8.
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GRAFICO N°10: MONTOS DE FINANCIAMIENTO A PAGAR
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La Tasa WACC es un indicador que refleja cual es el Promedio Ponderado del Costo de Capital
utilizado en determinado proyecto. La férmula para calcularlo es la siguiente:

WACC=rq*(D/[D+E])*(1-Tc)+re*(E/[D+E])
Donde:

e R = Cost of equity, es decir, lo que le cuesta a la empresa financiar sus recursos propios
provenientes de accionistas, o lo que es lo mismo, la tasa de retorno que exige el
accionista para el riesgo de esa empresa. También se puede encontrar bajo el nombre de
tasa de costo de oportunidad de los accionistas.

e E = Capital aportado por los accionistas (por su denominacién en inglés Equity)

¢ D =Deuda financiera contraida

e rp = Costo de la deuda financiera. Para su calculo, se halla un tipo medio, siendo éste una
media de todos los tipos de interés que paga la empresa ponderados por su peso en el
balance con respecto al total de la deuda.

e Tc: Tasa de impuesto a las ganancias.

Para obtener el costo de la financiacidn con recursos propios utilizamos la férmula de CAPM:
CAPM =re=re+B * (rm—re) +rc
Dénde:

re = Tasa de rendimiento de un activo libre de riesgo, para la cual utilizamos la cotizacidn de los
bonos de EEUU al 30 de noviembre del corriente afo.
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rc = Riesgo pais

B = Beta apalancado = incorpora el riesgo financiero y es el diferencial de la tasa de rendimiento
de mercado y la tasa libre de riesgo.

rm = Utilizamos como tasa de rendimiento de mercado, la tasa libor mas riesgo pais mds 7%. Es
decir, la misma tasa a la que accedimos al financiamiento externo.

El WACC obtenido fue 12,83 %, la cual permite ponderar el costo de ambas fuentes de
financiacion.

Analisis de Sensibilidad

Debe realizarse un estudio referido a los posibles impactos que pudiesen sufrir los principales
indicadores del Proyecto ante variaciones en parametros del proyecto mds representativos. Para
ello se sensibilizan dichos pardmetros y se observa la variacidn porcentual de los indicadores ante
un incremento del 10% de los primeros. A continuacién se presentan los principales resultados
obtenidos.

CUADRO N°23: SENSIBILIDAD DE LAS PRINCIPALES VARIABLES DEL PROYECTO

INDICADORES MODIFICADOS

VAN -28,6% -21,7% 24,6% 11,2% -

TIR -13,3% -8,0% 8,5% 4,0% -

MAXIMA EXPOSICION 10,0% - - - -
FINANCIAMIENTO SOLICITADO 31,9% - - - 1,5%

El cuadro anterior debe leerse como: “ante variaciones del 10% en los precios del gas natural, el
VAN del Proyecto se incrementa 24,6%”.

De este se desprende el fuerte impacto que generan modificaciones en los costos de inversion
sobre los principales indicadores del proyecto. Los costos operativos y los precios de los
hidrocarburos producidos, no influyen ni en el monto de maxima exposicién del proyecto, ni en el
monto a financiar.

Por otra parte, la tasa de interés sdlo influye sobre este ultimo punto, dada la necesidad de
requerir fondos adicionales para cubrir los intereses del primer afio del préstamo.
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ANEXO
Resumen de Resultados

CONCEPTO UNIDAD CANTIDAD
DESARROLLO Y PRODUCCION
Gas y Condensado in situ Mm3 20.307
Hidrocarburos remanentes a presién de abandono Mm?3 4.634
Factor de Recuperacién % 77,2%
Presién de abandono kg/cm? 48,9
Cantidad de pozos 56
Potencia total de compresién en yacimiento HP 6.500
Produccidn de gas — maxima Mm3/d 2,95
Produccion de gas —promedio Mm3/d 2,02
Produccion de condensado — maxima m3/d 122
Produccion de condensado promedio m3/d 97
DEMANDA - Afio 3 y Afio 12
Consumo maximo distribuidoras - Afio 3 Mm?3/d 1,00
Consumo maximo distribuidoras - Afio 12 Mm?3/d 1,45
Consumo maximo GNC - Afio 3 Mm?3/d 0,23
Consumo maximo GNC - Afio 12 Mm3/d 0,23
Consumo maximo termoeléctrica - Ano 3 Mm3/d 0,85
Consumo maximo termoeléctrica - Ano 12 Mm3/d 0,00
Consumo maximo industria - Afio 3 Mm3/d 1,07
Consumo maximo industria - Afio 12 Mm3/d 1,59
Consumo maximo total - Afio 3 Mm3/d 2,55
Consumo maximo total - Afio 12 Mm?3/d 2,40
PROCESAMIENTO
Capacidad de procesamiento maxima Mm3/d 3,00
Propano + butano kton/afo 38,1
Gasolina m3/afio 11.638
TRANSPORTE
Tramo gasoducto hasta cabecera de gasoducto Troncal pulgadas 14
Capacidad maxima de transporte Mm3/d 2,75
Potencia instalada HP 5.000
INVERSIONES
Inversién Campo (yacimiento - perf - WO) MUSD 374
Inversidn planta/s procesamiento (facilities) MUSD 105,4
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Inversién gasoducto MUSD 98
Inversidn otros MUSD 13
Inversiones (contingencia) MUSD 59
Inversidn Total MUSD 649
PRECIOS GAS - Aho 1y Afo 25

Distribuidoras - Afio 1 USD/MBTU 1,78
Distribuidoras - Afio 25 USD/MBTU 4,34
GNC- Ao 1 USD/MBTU 2,23
GNC - Ao 25 USD/MBTU 5,65
Centrales Eléctricas - Afio 1 USD/MBTU 2,68
Centrales Eléctricas - Afio 25 USD/MBTU 5,65
Usuarios Industriales - Afio 1 USD/MBTU 4,50
Usuarios Industriales - Afio 25 USD/MBTU 7,50
Mercado Spot - Afio 1 USD/MBTU 2,77
Mercado Spot - Afio 25 USD/MBTU 5,65
PRECIOS LIQUIDOS - Aio 1y Aiio 25

PROPANO Exportacidn - Afio 1 USD/TON 243,91
BUTANO Exportacion - Afio 1 USD/TON 273,65
PROPANO Exportacidn - Afio 25 USD/TON 494,09
BUTANO Exportacién - Ao 25 USD/TON 554,36
PROPANO Local - Afio 1 USD/TON 228,29
BUTANO Local - Afio 1 USD/TON 99,50
PROPANO Local - Afio 25 USD/TON 228,29
BUTANO Local - Afio 25 USD/TON 99,50
Gasolina y Condensado Local - 1 USD/BBL 77,00
Gasolina y Condensado Local - 25 USD/BBL 102,02
RESULTADOS

VAN 10% MUSD 111,36
Tasa (WACC) % 12,8%
TIR % 16,6%
Repago ANOS 8,00
Préstamo (Capital) solicitado MUSD 104,90
Maéxima exposicion MUSD -291,47
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