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Introduccion.

Existe una elevada expectativa en los recursos no convencionales de gas natural en Argentina
respecto de su aporte a la generacién de divisas a la economia en general, y sobre todo para lograr
la seguridad energética, incluso con una posibilidad de alcanzar una oferta potencial suficiente que
permita a la Argentina insertarse en el mercado global como exportador de GNL. Dicha expectativa
surge a partir de la publicacién de una serie de reportes sobre de evaluacién de recursos
técnicamente probados de shale gas realizados por la Agencia de Informacién de Energia de los
Estados Unidos (EIA) inicialmente publicado en 2011, con actualizaciones periddicas que ubican a la
Argentina como el segundo pais con mayores recursos de gas en el mundo después de China, con
801,5 trillones de pies cubicos.

A raiz de lo anterior, se instala tanto en el imaginario colectivo como en diversas publicaciones de
estimaciones de produccién la mencién de cuantiosos recursos poniendo énfasis en las
prometedoras divisas que generaria su explotacidn, aunque sin considerar los costos econdmicos y
precios minimos para su desarrollo. De hecho, la EIA define los recursos técnicamente probados
como aquellos volimenes recuperables de petréleo y gas natural que se podrian producir con la
tecnologia actual, independientemente de los precios del petrdleo y gas natural y los costos de
produccion.

En este trabajo se pretende cuantificar el aporte a la oferta de gas natural de la Argentina a partir
del ingreso a produccién de areas considerando sus costos de produccién. Esto, mediante la
construccion de una curva de oferta en diferentes escenarios de los precios de mercado.

A partir de un analisis de precios de corte que cubren los costos de produccién (de capital,
operativos, impuestos y tasas), se apunta a cuantificar las posibilidades de aumentar la oferta de
gas natural, bajo la hipdtesis de que no es posible el desarrollo de la oferta de gas natural para
alcanzar la seguridad energética a los precios vigentes. También se evaluaran diferentes escenarios
alternativos de precios (optimista y pesimista), de acuerdo con precios estimulos, proyectados, y
posibles esquemas a adoptar. Dados estos escenarios, se realiza una evaluacion de areas en
desarrollo, etapa piloto o a desarrollar considerando los costos de desarrollo.

De esta forma, el aporte pretende dimensionar la posible oferta de gas natural, la potencialidad
exportadora y las necesidades de importacion.

El trabajo se estructura en una primera parte donde se realiza una descripcién de la situacién del
gas natural en Argentina, las principales medidas llevadas a cabo por las autoridades de aplicacién
que afectaron al sector y el estado de abastecimiento del sistema.

En la segunda parte, a partir de los perfiles productivos de las areas de produccion gasifera y los
flujos de fondos de cada una de ellas considerados como un proyecto en particular, se calculan los
precios de corte break-even por los cuales los proyectos cubren los costos de capital, operativos e
impuestos. Se obtiene un precio break-even de promedio ponderado por volumen de produccion
para cada tipo de explotacidn en el pais.

En la tercera parte, se realizan estimaciones de produccidn, a partir de los precios de corte
calculados y los proyectos a ingresar de acuerdo con los precios esperados y estimaciones de
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demanda, se obtiene un balance de gas natural a 2030 con el objetivo de verificar las posibilidades
de autoabastecimiento y posibles saldos exportables. Se evallan dos escenarios (optimista y
pesimista), de acuerdo con los supuestos de precios utilizados.

Teniendo en cuenta la performance productiva de gas natural de los ultimos anos, considerando las
reformas vy los planes de incentivos al productor, hasta el afio 2019 se ha efectivizado un incremento
de la oferta. Esto en mayor medida es explicado por los resultados de los proyectos bajo la drbita
de los incentivos a la produccién no convencional. En lo que va del afio 2020 la nueva Administracién
ha anunciado el lanzamiento de un nuevo plan de incentivo para estimular la inversiéon y aumentar
la oferta doméstica que viene arrastrando una caida de alrededor del 8% respecto al afio anterior.

La creciente necesidad de importacidn de gas natural desde el afio 2011 impulsé la implementacién
de esquemas de incentivo a la oferta que garantizaron un precio de 7,5 ddlares por millén de BTU
(USS/MMbtu) a la produccién incremental respecto a una curva de base acordada. Con diferentes
versiones de programas de incentivos desde el afio 2013 a través de los planes denominados Gas
Plus, vy, luego, a través de la Resolucién 46-E del afio 2017 se cred el Programa de Estimulo a las
Inversiones en Desarrollos de Produccion de Gas Natural proveniente de Reservorios No
Convencionales. En ella se establecié un precio minimo de 7,5 USS/MMbtu en el afio 2018, con una
reduccion gradual por afio, abonando el Estado la diferencia entre el precio obtenido en el mercado
y el precio estimulo del Programa, con una trayectoria de 7 USS/MMbtu en 2019, 6,5 USS/MMbtu
en 2020y 6 USS/MMbtu en 2021. Los esquemas de incentivo dieron sus frutos, al menos en el corto
plazo y la oferta local de gas natural se recuperd a partir del 2015 luego de diez afos de caida
consecutiva, con una senda de crecimiento a una tasa promedio del 5% anual, aunque el despegue
estaba mayormente explicado por dos areas beneficiadas por esos programas. El crecimiento de la
produccién doméstica de gas natural se vio fuertemente interrumpido desde fines del afio 2019,
ante las dificultades del Estado Nacional para cumplir con las erogaciones previstas en dicho
esquema, lo cual llevd a una disputa con el sector productor.

Respecto a los precios que pagaba la demanda, anteriormente se habia pasado de un esquema
original en 2017 de convergencia gradual de tarifas que brindaban un horizonte de precios en el
upstream hacia la paridad de importacidon de GNL, a un esquema de subastas que llevaron a una
situacién de mayor competencia en este Ultimo segmento, lo que derivé en el afio 2019 a hechos
impensados para la realidad vivida en los afios recientes en el mercado de gas. Uno, contar con
periodos de sobreoferta en los meses fuera de invierno ante las dificultades de evacuacién por la
falta de infraestructuray el desarrollo de nuevas demandas; y otro, a reducciones en las cotizaciones
en los precios del mercado de gas natural, que quedaron muy por debajo de los precios estimulo y
de los precios de convergencia inicialmente planteados en el esquema original de ajuste gradual.

Sin embargo, la volatilidad del tipo de cambio ocurrida durante los afios 2018 y 2019 afect6
fuertemente los precios percibidos por el productor, dado que las tarifas percibidas en pesos debian
trasladar los precios de los contratos de compraventa entre productores y distribuidores celebrados
en ddlares. A los fines de reducir esta volatilidad, se sancioné el Decreto 1053/18, el cual determiné
que no podria trasladarse automaticamente a los usuarios el mayor costo en pesos por variaciones
de tipo de cambio. Esto sumo otra dificultad desde el punto de vista del productor, que pasaba a
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asumir el riesgo cambiario a la hora de efectuar el pass-through del precio del gas a las tarifas de los
consumidores cautivos.

Estos hechos marcan interrogantes a la hora de evaluar las posibilidades de desarrollo de proyectos
que contribuyan a aumentar la oferta de gas natural, en especial los no convencionales. En
consecuencia, resulta crucial estimar los costos de produccién de gas natural en sus diferentes tipos
de explotacion, y analizar precios de corte por los cuales las areas se tornan comercialmente
explotables, considerando lo acontecido en los Ultimos afios en cuanto a la reduccién de los precios
gue percibe el productor, y las consecuencias que se pueden derivar de un eventual escenario de
pesificacion de tarifas (que incluya la pesificacidn del precio del gas natural).

¢Cual es el precio minimo requerido que cubre los costos de capital, operativos e impuestos para
los distintos tipos de areas a desarrollar en Argentina?; ¢ Cuales son las posibilidades de incrementar
la oferta de gas natural a los precios actuales percibidos por el productor, teniendo en cuenta los
precios de corte de las areas a evaluar para el cual estas son comercialmente explotables?, ¢ Cuales
son las perspectivas de produccién y desarrollo de las dreas, considerando un escenario de
congelamiento o dificultades para el pass-through a los consumidores finales?

Parte 1. Antecedentes

Para un analisis sobre el panorama del sector gasifero, resulta ineludible destacar que el escenario
de desenvolvimiento actual del sector energético en su conjunto, se vio envuelto en una importante
incertidumbre, influenciado primero por los resultados de las elecciones Primarias Abiertas
Simultaneas y Obligatorias (PASO) del 11 de agosto y las medidas de emergencia de restricciones
cambiarias y congelamiento de las tarifas que se adoptaron con posterioridad a estos resultados, y
luego de las mencionadas elecciones y el cambio de Gobierno, por la Pandemia® del Corona Virus
2019 (COVID-19) y las medidas adoptadas en consecuencia.

El mercado de gas natural argentino, se encuentra marcado por una fuerte estacionalidad de la
demanda durante los meses invernales, la cual durante el tercer trimestre del afio pasa a superar
los 150 millones de metros cubicos diarios (MMm3d), frente a un promedio de 123 MMm3d para el
resto de los meses. Dicho pico invernal es cubierto por importaciones de gas natural licuado (GNL),
mientras que el déficit estructural del resto del afio es cubierto por importaciones desde Bolivia por
medio del gasoducto Juana Arzurduy.

El problema energético, asociado al déficit estructural del mercado gasifero deriva en un problema
en la balanza de pagos, que se agravo con el pasar de los afios (hasta el 2010 la balanza comercial
energética era superavitaria) dadas las necesidades de importacidon de gas natural cuyos costos
mayormente son soportados por el Estado Nacional mediante subsidios que agravan el deterioro
fiscal, pero al mismo tiempo implican una pérdida de reservas internacionales, considerando que el
saldo deficitario del sector energético y las divisas necesarias para dicha importacion también son
aportadas por el Estado Nacional. Este problema se potencia en la medida que no se dan las

! Declarada por parte de la Organizaciéon Mundial de la Salud el 11 de marzo del corriente
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condiciones de explotacidon comercial que apunten a mejorar la provision de gas desde fuentes
domésticas.

Grafico 1 - Balance nacional de gas natural por fuente de abastecimiento por mes — Millones de
metros cubicos diarios
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Fuente: elaboracion en base a ENARGAS y Secretaria de Energia. Promedio afio 2019

Es oportuno repasar el escenario predominante hasta el afio 2019. A partir del afio 2016 se apunta
hacia la normalizacidn del sector mediante la implementacidn de un nuevo esquema tarifario que
tendia a la remuneracidn de los costos de la cadena de valor del sector, la reduccién de los subsidios
a la demanda y del consumo no responsable.

Recordemos que el sector energético venia de un déficit comercial superior a los 4.000 millones de
délares (MMUSS) y con una cuenta de subsidios presupuestarios a la energia de alrededor de USS
18.000 MM anuales hasta 2015.

Posteriormente, a partir del afo 2016 se pasd a una estrategia de un nuevo esquema tarifario
orientada a promover inversiones en exploraciéon y explotaciéon de gas natural, garantizar su
abastecimiento y emitir sefiales econdmicas, con el objeto de incorporar nuevas reservas, aumentar
la produccion doméstica y lograr que en el mediano y largo plazo dichos precios resulten de la libre
interaccién de la oferta y la demanda?®. No obstante, dicha estrategia se encontré interrumpida, ante
la dificultad por parte de la sociedad de enfrentar las actualizaciones tarifarias reflejada en
presentaciones de recursos de amparo judiciales que luego avalé la Corte Suprema de Justicia,
adoptando el pais un sendero de sinceramiento de precios.

Vale recordar que con anterioridad al esquema de sinceramiento desde el 2016, los precios
percibidos fueron regulados por el Estado desde el afio 2002 cuando se emitid la ley de Emergencia
Econdmica 25.561.

2De acuerdo a los considerandos de la Resolucidon 28/2016 que determina los nuevos precios del gas natural
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Posteriormente, el ex Ministerio de Energia y Mineria sanciond las Resoluciones 28/2016 y 31/2016
donde se establecieron incrementos de los precios en el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte
(PIST) y en las tarifas de distribucion y transporte a implementar a partir del mes de abril del 2016.
En consecuencia, el precio PIST promedio ponderado a partir de abril de 2016 habria quedado a 4,7
USS/MMbtu para el segmento residencial y 4,8 para el promedio ponderado de la demanda.

Estrategia gradual y reedicion de esquema de incentivos

Este esquema tuvo que ser replanteado ante la falta de asimilacién por parte de la sociedad, y los
recursos de amparo presentados, adoptandose un camino gradual hacia alcanzar un precio objetivo
de 6,7 USS/MMbtu, en un principio en octubre de 2019, con aumentos progresivos durante los
meses de octubre y abril de cada afio teniendo en cuenta el tipo de cambio vigente y el valor del
precio objetivo en el Punto de Ingreso al Sistema de Transporte (PIST) en cada momento, hasta
llegar a la eliminacidn total de los subsidios en el afio 2019. Sin embargo, este esquema también
debié ser replanteado para adoptar una estrategia de revisiones semestrales mediante
autorizaciones de aumentos tarifarios por parte del ENARGAS, con un tipo de cambio fijado por
dicho Organismo®.

Esta situacion llevé al Gobierno de ese entonces a una estrategia de convergencia suavizada hacia
los costos de abastecimiento del sistema, complementado con un esquema de incentivos a la
produccién mediante un precio estimulo para la produccién no convencional (Resolucién 46-
E/2017).

Las necesidades de importacion de gas natural y los subsidios para la estrategia gradualista de
convergencia llevaron a la implementacién de un esquema de incentivo a la oferta que garantizaba
un precio estimulo de 7,5 ddlares por millén de BTU (USS/MMbtu) en el 2018, abonando el Estado
la diferencia entre el precio obtenido en el mercado por la oferta subsidiada y el precio estimulo,
pero con una trayectoria decreciente de 7 USS/MMbtu en 2019, 6,5 USS/MMbtu en 2020 y 6
USS/MMbtu en 2021. A diferencia de los esquemas de incentivos anteriores que remuneraban toda
produccién definida como incremental con una tasa de declinacién determinada y reconocida, este
programa apunté a subsidiar sélo aquella produccidon no convencional con una remuneracion al
proyecto aprobado, mas alld de los volumenes extra que aportaria el mismo por encima de los
volumenes aprobados.

La implementacion del esquema de incentivo habia dado sus frutos y la oferta local de gas natural
se recuperod a partir del 2015 luego de diez afios de caida consecutiva, con un crecimiento promedio
anual de 3,6% hasta el afio 2019. Esto se debid mayormente al volumen aportado por parte del
proyecto Fortin de Piedra, principal beneficiario del programa de incentivos mencionado
anteriormente.

3 Resolucién 74 E-2017 Secretaria de Gobierno de Energia.
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Lo anterior derivd en el hecho de contar con periodos de sobreoferta de gas en periodos estivales
por cuestiones de demanda estacional que llevaron a una reduccion de las cotizaciones locales a
partir de la implementacion del esquema de subastas desde mediados de 2018, que se profundizan
en el 2020, con precios de corte para el productor en PIST inferiores a los 2 USS/MMbtu en
determinadas cuencas y periodos, motivado ademds por el esquema de subastas en el mercado
eléctrico que llevaron a una situacién de mayor competencia.

Las subastas se implementan en el verano de 2019 en el mercado electrénico de gas (MEGSA),
siendo la primera abierta para la firma de contratos de compraventa entre proveedores
(productores y comercializadores) y compafiias de distribucidn. Previamente se habia lanzado una
subasta en agosto y diciembre de 2018 para la contratacién de volumenes interrumpibles para las
usinas eléctricas por parte de Compafila Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico
(CAMMESA) para el periodo septiembre-diciembre de 2018. En el aiio 2019, se realizd una subasta
de volimenes en firme en pesos para recontratar demanda de parte de las distribuidoras locales
hasta marzo de 2020.

Una mayor oferta de gas producto de los subsidios, por un lado, y las subastas por el otro, explicaron
las bajas en los precios hasta el momento inusuales en el mercado de gas anteriormente
mencionado. Por un lado, los subsidios a parte de la oferta, llevaron a incentivar a productores que
accedian a dicho beneficio a ofrecer precios mas bajos para asegurarse el ingreso en la subasta,
pero, por otro lado, estas bajas condicionaban al resto de los precios y al resto de los productores.
De esta forma, los precios en subastas se habian reducido tanto para el esquema de price cap
adoptado por CAMMESA como para el resto de la demanda.

Grafico 2 — Precios de subastas del mercado electrénico de gas natural -U$S/MMbtu
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Respecto al segmento de distribucion. En febrero de 2019, el ENARGAS convocd a audiencias
publicas, a los fines de avanzar en la actualizacidn de tarifas contemplando un conjunto de variables
gue constituyen el costo tarifario para lo que seria proximo periodo invernal.

Aunque los contratos de gas en boca de pozo pautados por las distribuidoras y productores fueron
establecidos en ddlares, debido al contexto macroecondmico y la elevada volatilidad del tipo de
cambio vivida desde el afio 2018, trasladar esos precios a las tarifas establecidas en pesos era una
dificultad mayuscula si se queria respetar los valores en ddlares pautados (Carta Energética
Montamat y Asociados N° 43). En consecuencia, hacia fines del mencionado afio, se apuntd a
implementar medidas orientadas a subsanar este descalce, como la implementacién del esquema
de subastas apuntando hacia una mayor competencia en el mercado de produccidon de gas —
mencionado anteriormente- y se establecieron, entre otras cuestiones, las condiciones respecto al
tipo de cambio a tomar de referencia.

En ese sentido, el Decreto 1053/18 determind que las diferencias del tipo de cambio no podran
trasladarse automaticamente a las tarifas domésticas. En dicho decreto, el Estado Nacional asume,
con cardcter excepcional, el pago de las diferencias diarias acumuladas mensualmente entre el valor
del gas comprado por las prestadoras del servicio de distribucion de gas natural por redes y el valor
del gas natural incluido en los cuadros tarifarios vigentes entre el 12 de abril de 2018 y el 31 de
marzo de 2019, generadas exclusivamente por variaciones del tipo de cambio y correspondientes a
volumenes de gas natural entregados en ese mismo periodo. Debido a las diferencias del tipo de
cambio (dado que, en los cuadros tarifarios los precios habian sido fijados a valor del délar de
$20,18, y ese afio habia saltado a $37,40), el ENARGAS dispuso una compensacién de $24.500
millones en 30 cuotas. “El Estado Nacional asumié, con caracter excepcional el pago de las
diferencias diarias acumuladas mensualmente entre el valor del gas comprado por las prestadoras
del servicio de distribucion de gas natural por redes y el valor del gas natural incluido en los cuadros
tarifarios vigentes entre el 12 de abril de 2018 y el 31 de marzo de 2019, generadas exclusivamente
por variaciones del tipo de cambio y correspondientes a volimenes de gas natural entregados en

ese mismo periodo”.

Los elementos que se evaluaron en las tarifas fueron la variacidon de los componentes regulados
conforme a la evolucidn de indicadores locales; el valor y los ajustes del costo del gas natural; y la
nueva tarifa de transporte ajustada (Carta Energética M&A N° 43).

En este proceso de ajuste de los componentes regulados de las tarifas se consideraron las de
transporte y margenes y cargos fijos de distribucidén por un incremento del 26% correspondiente a
la variacién del IPIM (indice de Precios Mayoristas), aunque la cifra pretendida por la principal
distribuidora era de 35,6%.

En este marco, el ENARGAS definié para ser considerado en las tarifas un precio de gas en boca de
pozo que, considerado al tipo de cambio de 41 $/USS, ascendia a los USD 4,02 MMBTU para usuarios
de servicio completo en el periodo invernal de 2019.

4 Articulo 7°. Decreto 1057/2018
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Nuevo escenario

Luego de las elecciones Primarias Abiertas Simultaneas y Obligatorias (PASO) del dia 11 de agosto
de 2019, cuyo resultado implicaba una elevada posibilidad de cambio de Gobierno y, por lo tanto,
en las politicas tanto sectoriales como macroecondédmicas, se produjo un nuevo salto del tipo de
cambio de referencia del 30% entre el viernes anterior a dicha eleccidon y tres dias habiles
posteriores —pasando de 45,40 pesos por ddlar a 58,83°.

Con el salto del tipo de cambio, el valor en ddlares percibido por el productor se vio seriamente
afectado. El valor promedio del gas para aquellas categorias abastecidas por las Distribuidoras
resultaba en los 4,62 por USS/MMbtu, con una relacién cambiaria de 41 pesos por délar S/USS.

Considerando el nuevo escenario del tipo de cambio, la valorizacion del gas natural pasd a unos 3,32
USS/mmbtu, a un valor de la divisa de 57 $/USS. Si se tiene en cuenta que en la actualidad, estos
valores siguen fijos en pesos, el precio de gas en boca de pozo pagado por el segmento de
distribucion llega en el momento de redactar estas paginas a USD 2,49 por MMBTU (Carta
Energética N° 43 — Montamat y Asociados).

Mientras tanto, mediante la Resolucidn de la Secretaria de Energia 521/2019, se definio aplazar el
ajuste semestral que debia implementarse en octubre de 2019, sobre los margenes de distribucién
y las tarifas de transporte. Su postergacion se preveia en principio hasta enero de 2020, aunque a la
fecha no se han ajustado.

La Secretaria de Energia habia decidido compensar a las operadoras del darea mediante la
postergacién de las inversiones comprometidas en la pasada Revisién Tarifaria Integral,
“disponiendo la revisién y adecuacidn en su exacta incidencia de las inversiones obligatorias”®.

Bajo el nuevo escenario, y sin actualizacién de tipo de cambio a la vista reconocida por el ENARGAS,
el costo del gas reconocido se deteriora al ritmo de la devaluacion. También se han diferido las
actualizaciones de tarifas de transporte y distribucidn por indice de precios mayoristas.

Es entendible que una actualizacidn de tarifas en pos de sostener precios en boca de pozo en ddlares
mediante su net-back, considerando la elevada volatilidad y sucesivas devaluaciones de la moneda
local, resulta de dificil aplicacion en un contexto de fuerte crisis econémica, pero la falta de
perspectivas sobre su sinceramiento pone interrogantes en cuanto a la continuidad de los
compromisos de inversidn, cuya postergacion se encuentra avalada en una Resolucion oficial.
También pone un techo en los precios del gas negociados entre privados. Esto ultimo, achica el
espectro de proyectos viables de gas no convencional.

5> Comunicacién A 3500 Tipo de Cambio Mayorista del Banco Central de la Republica Argentina
6 Articulo 2° Resolucién 521/2019 Secretaria de Gobierno de Energia.
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Nuevas reglas para el mercado de gas

El nuevo Gobierno asumido en diciembre de 2019 en principio, congelé las tarifas de distribucién y
redujo los precios tope (price cap) en las subastas de CAMMESA, lo que impactd fuertemente en los
productores. Adicionalmente, los efectos causados por la pandemia del COVID-19 declarada por
parte de la Organizacién Mundial de la Salud el 11 de marzo del corriente y las medidas de
Aislamiento Social Preventivo Obligatorio impuestas mediante el Decreto N2 297/20 desde el 20 de
marzo de 2020 (y extendida durante el afio mediante los sucesivos Decretos’) generaron un retraso
en los pagos por parte de los usuarios a las distribuidoras, pagando estas en abril solo el 15% del gas
comprado a los productores?.

Previamente, mediante la sancién de la ley 27.541 Ley de solidaridad social y reactivacion se dispuso
el congelamiento tarifario por 180 dias a los usuarios finales de gas natural y electricidad. También
se dispuso la intervencion de los entes reguladores ENARGAS y el ENRE.

Asimismo, mediante el Decreto de Necesidad y Urgencia 311/2020, el Gobierno nacional prohibié
los cortes a los servicios declarados como esenciales para usuarios denominados vulnerables, lo que
incluye al sector de gas natural, en caso de no pago de facturas por mds de tres meses, considerando
la pérdida de capacidad de pago a raiz del COVID-19.

Luego de esta medida, y considerando el fuerte confinamiento de la poblacién en el mes de abril,
se registré en dicho mes una caida del 60% en los ingresos de las distribuidoras, lo cual afectd la
cadena de pagos de estas a los productores, agregando otra dificultad e incertidumbre al mercado
de gas natural como se mencioné anteriormente.

Rol de CAMMESA

Ni bien asumid la nueva administracion, en diciembre de 2019 derogd la Resolucion 70/2018 de la
ex SECRETARIA DE GOBIERNO DE ENERGIA del ex MINISTERIO DE HACIENDA?, gue habia facultado
a los Agentes Generadores, Cogeneradores y Autogeneradores del Mercado Mayorista Eléctrico
(MEM) a procurarse el abastecimiento de combustible adquirido para la generacion de energia
eléctrica, valorizando los costos de generacién con combustible propio de acuerdo al mecanismo de
reconocimiento de los costos variables de produccién reconocidos por CAMMESA (que permitia a

7 Decreto N2 325/20 hasta el dia 12 de abril; Decreto 335/20 hasta el 26 de abril de 2020; Decreto 408 hasta
el 10 de mayo de 2020; Decreto 459 hasta el 24 de mayo; Decreto 493 hasta el 7 de junio; Decreto 520 hasta
el 28 de junio y Decreto 576 hasta el 17 de julio; Decreto 605/20 hasta el 2 de agosto; Decreto 641/20 hasta
el 16 de agosto de 2020; Decreto 677/20 hasta el 30 de agosto; Decreto 714/20 hasta el 20 de septiembre;
Decreto 754/20 hasta el 11 de octubre; Decreto 792/2020 hasta el 25 de octubre; Decreto 814/2020 hasta el
8 de noviembre inclusive.

& Econojournal. Edicidén 15-4-2020. Distribuidoras solo pagaron el 15% del gas.

® Mediante Resolucién 12/2019 Secretaria de Energia.
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las generadoras eléctricas a contratar el gas natural). Como medida, instruyé a esa compaiiia a
comprar todo el gas natural para abastecimiento del mercado generador eléctrico.

Asimismo, CAMMESA emitié una subasta para voliumenes interrumpibles bajo clausula de deliver or
pay y take or pay, para enero de 2020 con precios tope a 2,67 USD/MMBTU. Para el mes de febrero,
se lanzd otra subasta con precio entre 2,10y 2,67 USD/MMBTU con una cldusula del 30% de deliver
or pay, que repitié para los sucesivos meses durante el 2020.

De esta manera, el mercado pasé a tener una ldgica dominada por las transacciones o precios de
corto plazo, conviviendo con una oferta subsidiada, pasando de un esquema contractual a uno spot
en donde los precios se ven afectados por la sobreoferta estacional de verano.

Grafico 3 — Precios de subastas del mercado electrénico de gas natural — Délares por millén de
BTU (USS/MMbtu)
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Fuente: elaboracion en base a MEGSA, y Secretaria de Energia

Posteriormente, se instrumentd la intervencidn del Ente Nacional de Regulacion del Gas
(ENARGAS)Y y se anuncié el revocamiento de la Revision Tarifaria Integral para las compafiias de
transporte y distribuciéon que se realizaba cada seis meses basada en el indice de Precios
Mayoristas!!. Las Compafias distribuidoras habian reclamado unos $75.000 millones debido al
congelamiento de tarifas entre octubre de 2019 y abril de 2020.

10 E| 17 de marzo de 2020, a través del Decreto 278/2020.
11 Decreto 278/2020.
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Durante el mes de julio de 2020, el Gobierno anula el Decreto 1057/18 por el cual se le habia
reconocido una deuda del Estado Nacional a las empresas productoras por el salto del tipo de
cambio, dado que las tarifas estaban fijadas en pesos. De esta manera, se desconoce por parte del
Estado Nacional, incluso luego de haberse pagado una cuota, una deuda ya reconocida,
confirmando la pesificacion de hecho®.

Situacion actual de abastecimiento de la demanda

Los hechos descriptos anteriormente revelan una elevada incertidumbre generada por medidas
sectoriales, a lo que se agrega la falta de cumplimiento de las deudas reconocidas por el Estado en
una norma, lo cual dificulta la implementacion y adhesién de nuevos mecanismos de incentivo,
sumada a la fragilidad del esquema macroecondémico. En este uUltimo sentido, las restricciones al
mercado de divisas debido a la baja en los niveles de Reservas del Banco Central generaron una
brecha entre la cotizacion oficial y los mercados paralelos de divisa norteamericana en el pais,
provocando a su vez un arbitraje en perjuicio de dichas Reservas. Esto llevé a la administraciéon
gubernamental a implementar mayores restricciones de acceso a divisas tanto para las
importaciones (implementando Licencias No Automadticas), como también para la cancelacién de
deuda de empresas en moneda extranjera®3, lo que llevd a productores de gas a postergar pagos de
vencimiento de deuda debido a dicha restriccion®.

Mientras tanto, se destaca que la actual administracion gubernamental tiene en desarrollo una
nueva version del plan de estimulo a la produccién de gas natural denominado Plan Gas IV. Esta vez
llamado Plan de Promocidon de la Produccion de Gas Argentino cuyo objetivo es sustituir
importaciones con gas nacional, garantizando a los productores un precio promedio tope de 3,70
USS/MMbtu. El programa se organizaria a partir de subastas en las que los productores compiten
para colocar su produccién sobre una base de 70 MMm3d. Esa produccién seria tomada en la forma
de contratos tanto por CAMMESA para proveer al mercado eléctrico, como por las distribuidoras
para abastecer la demanda prioritaria.

La diferencia entre el precio de las subastas y el precio tope de 3,70 es lo que sera aportado por el
Estado Nacional.

Pero mientras tanto, la paralisis del programa de incentivo Plan Gas Resolucion 46-E/2017 que vence
el afo préximo, con la promesa del relanzamiento en su versién Plan Gas IV, que se ha dilatado en
el tiempo, generd la cautela en las empresas a la hora de llevar a delante sus proyectos, lo que se
noto con el freno de la produccidn en el afio 2020.

12 Esta anulacién no se produjo en forma oficial al dia de la edicidn del presente documento, sino que se
elimina del proyecto de Presupuesto Nacional (Art. 92) por parte del Senado de la Nacion.

13 Comunicaciones “A” 7030, 7052 y 7079 del BCRA.

14 https://www.baenegocios.com/finanzas/Por-restricciones-al-dolar-empresas-no-pueden-pagar-deuda-
20200812-0009.html
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Los datos productivos desde el afio 2019 anterior a las PASO y a la Pandemia, alin con crecimiento,
anticipaban cierta fragilidad en la consistencia de dicho aumento. Hasta ese entonces, los mayores
volumenes en el agregado eran explicados por Fortin de Piedra y alguna otra area de menor escala,
aunque con una cautela en el resto de los productores, en especial de aquellos fuera de los
esquemas de estimulo.

Durante el afio 2019, la produccidn bruta de gas natural alcanzé los 135,2 millones de metros
cubicos diarios (MMm3d) en promedio de acuerdo a datos de la Secretaria de Energia, con una
inyeccion al sistema de trasporte de 104,2 MMm3d, siendo el mayor volumen de crecimiento
registrado desde el afio 2008 (137,7 MMm3d). Para el afo 2020, afectado por los factores
anteriormente explicitados, se estima una caida superior al 7%, lo que implicaria un volumen de
produccién bruto de 125,3 MMm3d, interrumpiendo un periodo de expansién de cinco afios.

Grafico 4 - Produccion de gas natural convencional y no convencional en MMm3d
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Fuente: Elaboracion en base a Secretaria de Energia. Tablas SESCOWEB. Incluye produccién bruta de gas de baja, media
y alta presion.

La recuperacion de la produccidn local a través de los planes de estimulo que impulsaron los
desarrollos no convencionales, permiti6 mejorar la inyeccién al sistema de transporte y el
abastecimiento de la demanda local. En el afio 2014 se alcanzé el pico de inyeccién proveniente de
fuentes de importacidon con el 27% de la inyeccion total. A partir de entonces se verifica un
crecimiento en la participacion de la inyeccién de gas proveniente de cuencas locales, por lo cual las
importaciones se redujeron a un 14% en el 2019, el nivel mas bajo desde el afio 2010. Para el afio
2020 se espera un leve crecimiento al 15% en la participacidn de las importaciones debido a la caida
de la produccion local, aunque debe considerarse una caida importante de la demanda, con una
caida de entregas totales al sistema cercana al 7%.
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Grafico 5 -Inyeccion de gas por fuente de origen y gas entregado a la demanda incluyendo
pérdidas (consumo en yacimiento, venteo, otras pérdidas). MMm3d
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Fuente: Elaboracidn en base a Secretaria de Energia y ENARGAS. Tablas SESCOWEB. Incluye produccién bruta de gas de
baja, media y alta presion e importaciones de gas en estados liquido y gaseoso y pérdidas del sistema.

Si bien el mercado de gas en el upstream es libre, la situacion actual de congelamiento y cierre del
mercado de divisas condiciona fuertemente a las subastas y las negociaciones entre distribuidores
y productores ante la falta de garantias de poder realizar el pass through a las tarifas finales. Justo
cuando los mecanismos de subasta adoptados llevaban hacia un mercado con mayor transparencia,
pero que también implicaba una mayor competencia, que, combinada con una oferta subsidiada,
arrastraba cierta distorsidn que se vio reflejada en la baja de los precios de gas.

Claro esta que los proyectos en marcha dificilmente dejen de producir, aunque dependera también
de que la estabilidad se mantenga y que el congelamiento no se prolongue mas alla de lo previsto.
Los proyectos a ejecutar, en este caso deberan volver a evaluarse bajo los nuevos parametros.

16



Maestria Interdisciplinaria de Energia — Universidad de Buenos Aires — A. Horacio Lazarte

Parte 2. Precios de corte minimos de cobertura de costos operativos
y de capital por tipo de explotacion gasifera para Argentina

Objetivos:
1. Construccion de perfiles productivos de areas representativas por tipo de explotacién

2. Construccion de flujos de fondos a partir de perfiles productivos y el uso de estimacion de
precios del mercado internacional e interno, y de costos.

3. Definicidon de metodologia y obtencidn de un precio de corte minimo break even que cubra
los costos operativos y de capital e impuestos por cada drea representativa.

4. Estimacion de un precio de corte break even promedio ponderado por tipo de explotacién

Pardmetros de estimacion utilizados

Para la estimacion de los costos por area de explotacidn se construyeron perfiles productivos de
areas representativas de cada tipo de explotacién, y, mediante los precios de referencias
internacionales y locales proyectados para los escenarios utilizados en la parte 3 — Proyecciones de
variables de interés — se obtienen los flujos de fondos de cada 4rea.

Para la construccion de flujos de ingresos se utiliza la produccién de las areas, y para aquellos afos
aun no transcurridos, la informada por Wood Mackenzie®® a partir del modelo Asset - Valuations -
Upstream contrastada con datos de la Secretaria de Energia en las Tablas SESCO-WEB y Produccidn
por Pozo, Yacimiento y Concesién (Capitulo 1V).

Se tuvieron en cuenta unas 47 areas concesionadas de las cuales 22 de ellas son convencionales y
25 no convencionales. En el primer grupo estdn también 7 dreas de campo off shore, mientras que,
del segundo grupo, 13 fueron identificadas como de shale gas, 11 de tight gas y una de shale oil con
gas asociado. En cuanto a la pertenencia de las areas por cuenca, la mayor parte de ellas son de la
cuenca Neuquina (34), luego de la cuenca Austral (9), NOA (3) y Golfo San Jorge (1).

Para considerarse como area de gas, se tuvo en cuenta que el flujo de ingresos acumulados
provenientes de la explotacién de gas natural, represente mas de un 50% del flujo de ingresos
acumulados totales (petrdleo y gas natural). De todas formas, aquellas que correspondieran a una
mayor proporcion de produccidon de liquidos (16 areas), se considerd el gas asociado a su
produccion.

Si se contempla el estado actual de las areas tenidas en cuenta para la muestra, 36 de ellas se
encuentran actualmente en produccion, algunas en etapa inicial, y en su conjunto representan el
79,9% del total del pais con 100,8 MMm3d, lo cual evidencia la importancia en cuanto a la
completitud y representatividad de las areas y proyectos considerados.

15 Wood Mackenzie — A Verisk Bussiness — Argentina Gas & Power — Long-Term Outlook junio 2020.
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Cuenca

Austral
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina

Austral

Austral
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina

NOA
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina

NOA

NOA
Neuquina
Neuquina
Neuquina

Austral

Austral

Austral
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina
Neuquina

Austral
Neuquina
Neuquina
Neuquina

Tabla 1 Cuadro con representatividad de dreas

Clasificacion Area

Conventional shelf
Tight gas
Shale gas
Conventional onshore
Conventional onshore
Tight gas
Conventional shelf
Shale gas
Tight gas
Conventional onshore
Shale gas
Conventional onshore
Conventional onshore
Conventional onshore
Tight gas
Tight gas
Conventional onshore
Shale gas
Conventional
Conventional
Conventional onshore
Shale gas
Conventional onshore
Conventional shelf
Conventional shelf
Conventional shelf
Shale Gas
Shale gas
Shale gas
Conventional onshore
Shale gas
Shale oil
Tight gas
Conventional shelf
Tight gas
Shale gas
Tight gas

CUENCA MARINA AUSTRAL
AGUADA PICHANA ESTE
FORTIN DE PIEDRA
LOMA LA LATA
EL MANGRULLO
CAMPO INDIO ESTE - EL CERRITO
Area Magallanes Poseidon
EL OREJANO
RINCON DEL MANGRULLO
RIO NEUQUEN
LA CALERA
ESTACION FERNANDEZ ORO
CENTENARIO
ACAMBUCO
LINDERO ATRAVESADO
AGUA DEL CAJON SENILLOSA ESTE
SIERRA CHATA
AGUADA PICHANA OESTE
AGUARAGUE
RAMOS
El Porton Salina
PAMPA DE LAS YEGUAS
Entre Lomas Area
Las Violetas
Austral TDF Otros
YPF Tierra del Fuego Assets
La Amarga Chica
AGUADA DE CASTRO
Rincon la Ceniza
El Trapial
Bajo del Choique La Invernada
Bajada de Anelo
PUNTA ROSADA
Estancia Agua Fresca
MULICHINCO HORIZONTAL
La Escalonada
LOS MOLLES

Produccién
ago-20
MM3d

20,47
11,65
11,50
10,38
4,43
4,12
3,87
3,60
3,51
2,91
2,64
2,63
2,51
2,13
1,81
1,69
1,60
1,27
1,20
1,19
1,18
0,75
0,66
0,47
0,47
0,47
0,37
0,34
0,31
0,22
0,17
0,13
0,08
0,03
0,01
0,01
0,00

Particip %

total

nacional

16,2%
9,2%
9,1%
8,2%
3,5%
3,3%
3,1%
2,9%
2,8%
2,3%
2,1%
2,1%
2,0%
1,7%
1,4%
1,3%
1,3%
1,0%
0,9%
0,9%
0,9%
0,6%
0,5%
0,4%
0,4%
0,4%
0,3%
0,3%
0,2%
0,2%
0,1%
0,1%
0,1%
0,0%
0,0%
0,0%
0,0%
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Produccion  Particip %

Cuenca Clasificacion Area ago-20 total
MM3d nacional
Neuquina Tight gas LAJAS 0,00 0,0%
Neuquina Tight gas Mulichingo Vertical 0,00 0,0%
Neuquina Shale gas AGUADA DE LOS LOROS 0,00 0,0%
Austral Conventional shelf Cafadon Seco - 0,0%
Golfo San Jorge Conventional Golfo San Jorge otro - 0,0%
Neuquina Tight gas Neuquen Otros Tight - 0,0%
Neuquina Conventional onshore Neuquen Otros Convenc - 0,0%
Neuquina Shale gas Neuquen Otros Shale Dry Gas - 0,0%
Austral Conventional onshore Santa Cruz - 0,0%
Neuquina Shale gas Neuquen Otros Shale Wet Gas - 0,0%
Total Seleccion 100,77 79,9%
Total pais 126,06 100,0%

Consideraciones metodoldgicas

Para cada drea considerada se tuvo en cuenta el flujo de ingresos provenientes de su produccion
actual y futura estimada como también los egresos e inversiones necesarios para la operacion,
incluyendo costos operativos, de capital e impuestos.

Entre los costos operativos se distinguen los de transporte, mano de obra, seguros, administracion
y mantenimiento entre otros. En los costos de capital, se incluyen los costos de instalaciones,
manejo de agua, equipamiento, desarrollo de perforaciones, construcciéon del pad, terminacidn,
costos de abandono, y, segln el caso, gasoductos e instalaciones off shore, como se detalla
seguidamente.

Estructura de costos CAPEX/OPEX

Los costos de explotacidn de un area o proyecto pueden estructurarse distinguiendo entre los costos
operativos (OPEX) y de capital (CAPEX), los que a su vez presentan subdivisiones.

Costos de capital (CAPEX): incluyen los costos para la produccién de instalaciones, equipos de
procesamiento, manejo de agua, infraestructura incluyendo gasoducto/oleoductos, construccion
del pad, desarrollo de las perforaciones, terminacidn de pozos, en el caso de las areas off-shore las
instalaciones de plataformas, los costos de abandono y cualquier otro costo capitalizado.

Cabe destacar que en los flujos de fondos elaborados no se incluye el costo de exploracién y
evaluacion (E&A), por lo cual los resultados aqui evaluados no representan el ciclo completo de las
areas, considerando que previo a la inversién en desarrollo, se realizaron gastos de descubrimiento,
aunque si se considera el costo de capital para el desarrollo.

Costos operativos (OPEX): incluyen aquellos denominados variables (los costos relacionados con
mano de obra, mantenimiento, combustibles, productos quimicos), y los fijos (los que no cambian
con la produccién como servicios publicos, cdnones de explotacion (no es el caso de las regalias),
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alquiler de equipamiento, seguros, gastos generales y administrativos). A estos se agregan los de
transportey logistica, de personal y materiales y otros costos operativos no incluidos anteriormente.

Dada la cantidad de &areas analizadas y la heterogeneidad de los resultados, se realizaron
agrupamientos incluyendo los siguientes tipos, que, a su vez, se clasifican en fijos o variables:

Tabla 2 - Cuadro de costos fijos variables OPEX CAPEX

Rama Tipo Fijo/Variable
Instalaciones Fijos
Equipamiento Fijos/Variables
CAPEX Perforaciones V_f?mables
Gasoducto/oleoductos  Fijos
Abandono Fijos
Otros CAPEX Fijos/variables
Campos fijos Fijos
OPEX Campos variables Variables
Transporte Variables
Otros OPEX Variables
Regalias Variables
A las ventas Variables
IMPUESTOS .
A la renta Variables
Otros Variables

Notas: Otros CAPEX: incluye cualquier costo no cubierto directamente por las siguientes subcategorias de
costos: costos de E&A, instalaciones de produccidn, equipos de procesamiento, submarinos, perforacion de
desarrollo, tuberias, carga y terminal en alta mar, mds gasto de capital no asignado.

Campos fijos: son aquellos que se deben afrontar independientemente de la produccion/output. incluye los
costos fijos de operacidn, de administracion, comercializacidon, como salarios y prestaciones de personal fijos,
direccién, ingenieria, ventas, administracion, compromisos adquiridos en la compra de los bienes muebles e
inmuebles, etc.

Campos variables: Se relaciona con el costo incremental de la produccién de gas natural, incluido el lavado,
los costos de combustible y el equipo. Incluye todos los costos relacionados con mano de obra, logistica
(transporte de personal y materiales), mantenimiento, consumibles para pozos y equipos, productos
quimicos, filtros, agua, lubricantes, accesorios, herramientas, fluidos de perforacion, licencias, materiales de
mantenimiento, etc.

Costos fijos y variables

Ndtese que los costos variables pueden abarcar tanto aquellos costos operativos como de capital,
como también los costos fijos. Se realiza esta distincidn entre costos fijos y variables a los efectos
de poder calcular el break-even como se vera en el apartado siguiente ‘Punto de equilibrio’.

En el caso de los costos fijos se sumaron instalaciones, equipamiento, gasoductos, costos de
abandono, y otros gastos fijos operativos de campo.
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Para los costos variables unitarios se consideran los de desarrollo y perforacion, transporte, mano
de obra, seguros, administracidn.

Debido a la elevada importancia del denominado government take (apropiacion de renta por parte
del Estado en sus diferentes niveles), se agregaron a los costos variables tanto los aportes tributarios
como no tributarios, entre los cuales se encuentran las regalias, impuesto a la renta, ingresos brutos,
e impuestos aduaneros.

Los impuestos incluyen también componentes no tributarios como regalias. Se consideran los
aportes a los Estados Nacional y Provinciales. Se tiene en cuenta tanto aquellos aportes tributarios
como impuesto a las ganancias, a las ventas (Ingresos Brutos) y aduaneros (derechos de
exportacion), como los de caracter no tributario como regalias.

Se observa una mayor incidencia de los impuestos para el caso de las explotaciones no
convencionales. Esto se debe en parte a los diferentes acuerdos en las concesiones en su mayoria
mas recientes, con mayor participacién de la Provincia a través de una mayor alicuota de regalias o
de ingresos brutos respecto a los convencionales que en su mayoria vienen con esquemas anteriores
en produccion. Respecto de los derechos de exportacién, son tenidos en cuenta para los proyectos
mayormente de tipo convencional, en tanto que para los de no convencional, considerando que el
Decreto 793/2018, que habia fijado una retencién de $4 por délar exportado, fue derogado por el
Decreto 37 del 14 de diciembre de 2019, y que por otra parte, el Decreto 929/2013 permite a las
empresas que inviertan mas de USS 1.000 millones exportar sin derechos de exportacion el 20% de
su produccion, este impuesto no es considerado para los flujos mas alld de 2020.

A partir de la produccién anual de gas natural y liquidos efectiva para los afios transcurridos en caso
de areas en explotacién, o estimada para aquellos afios aln no transcurridos o areas aun no
iniciadas, se obtuvo un flujo de ingresos, de los cuales se deducen los costos anteriormente
mencionados para obtener un flujo anual neto de ingresos descontados a una tasa del 15% anual.

Se considera el valor presente neto paratoda la vida util del drea, incluyendo los costos de abandono
de pozos.

De esta manera, el punto de equilibrio obtenido para cada area es aquel donde los ingresos
acumulados a lo largo de su vida util resultan representativos de los costos de produccidn
incluyendo impuestos necesarios para realizar la operacién.

Punto de equilibrio - Break-even

El precio break-even (Pbe) es el minimo necesario para cubrir los costos operativos y de capital. En
general, aquel donde el punto de venta permite igualar los costos y los ingresos, donde no hay una
pérdida o una ganancia, o en caso de un flujo de ingresos, donde el valor presente es igual a cero.

Desarrollo:

Para beneficios =0=>Y-C=0
Dénde:

Y=ingresos totales

Y=P*Q

C: Costos totales
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C=CF+CVT
CVT = CVu *Q
C=CF+CVu*Q

Donde:

CF: Costos fijos incluyendo impuestos y tasas;

CVT: Costos variables totales incluyendo impuestos y tasas
CVu: Costo variable unitario incluyendo impuestos y tasas;
P: precio de venta unitario;

Q: Cantidades producidas o venidas;

Y-C=P*Q-(CF+CVu*Q) =0

La variable de incégnita es el precio, dado que las cantidades vienen dadas por los flujos de cada
area. Por lo tanto, seria el precio minimo que cubre los costos unitarios variables y el costo fijo.
Por deduccidn de la ecuacién anterior:

P*Q-CF-CVu*Q=0
P*Q=CF+CVu*Q=20
=

Pb CF+CV
e=— u
Q

Pbe: Precio unitario de venta donde el beneficio es cero. Aquel que cubre minimamente los costos
fijos, variables e impuestos. En otras palabras, los OPEX, CAPEX e impuestos, contemplado el flujo
neto a lo largo de la vida util del proyecto

Expresado en cantidades:
CF

Qbe = P — CVu

Qbe: Cantidades vendidas donde el beneficio es cero;

Break-even Neto de subproductos. Debido a la importancia en el flujo de ingresos de los productos
asociados en la produccién del producto principal, que en el caso de las areas gasiferas serian los
hidrocarburos liquidos, son considerados como un subproducto. Como resultado, estos ingresos
asociados a los subproductos derivados de la explotacidon del output principal permiten reducir
costos de explotacion, por lo cual son restados a los costos variables.

Break-even 15%: es el concepto anterior pero donde los flujos netos fueron descontados a una tasa
del 15% anual.

Considerando lo anterior, se determina el flujo neto de ingresos de cada proyecto en base a la
inversion por afio, la cantidad producida (teniendo en cuenta las curvas de declinacién de acuerdo
al tipo de proyecto convencional, shale, tight), los precios vigentes y las estimaciones realizadas de
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los mismos, los costos de produccion de capital incluidos los de perforacion, como los operativos
segun se describié anteriormente.

Una vez obtenidos estos parametros, dadas las cantidades, se considera la variable precios como
incoégnita en el valor presente neto, en donde los ingresos obtenidos se igualan con los costos de
produccién a una tasa de descuento determinada.

Se calcula el valor presente neto (VPN) descontado basado en cada plan de produccién especifico
para toda la vida atil del area correspondiente de acuerdo a la férmula de VPN.

N
Ve
VPNX = ZW =0
t=1

Dénde:
ye =Y —C;

y; es el flujo de ingresos neto de costos fijos y variables (de capital y operativos e impuestos del afio
1).

Yo =P x Q¢

Y; = es el ingreso obtenido para cada periodo
C; = CF; + CVT;

Donde la variable a calcular para el valor presente neto del drea x (VPN,.) =0 es p;, ya que g es fija,
de esta forma se obtuvo para cada proyecto/area, el precio por el cual el VPN se vuelve cero?.

Por deduccién de la ecuaciéon anterior, el precio para el cual el beneficio es cero es,

Pb CF+CV
e=— u
Q

Para el factor r se considerd un pardametro fijo del 15%, teniendo en cuenta el factor de riesgo
estructural, donde los proyectos para Argentina eran descontados tipicamente a una tasa de 12%,
aunque bajo la coyuntura actual, este descuento resulta superior considerando los factores de
riesgo e incertidumbre mencionados en la Parte 1 del presente documento. Es el denominado WACC
del proyecto, para el cual se utiliza el mismo pardmetro para todos ellos. Si se consideran

16 El modelo determina el valor de p para el cual el VPN=0. A una tasa r de descuento superior, se requiere
un p mayor para obtener un VPN=0

17 E|l costo de capital promedio ponderado (WACC) es la tasa que se espera que una empresa pague en
promedio a todos sus tenedores de valores para financiar sus activos. El WACC se conoce como el costo de
capital de la empresa.
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pardmetros actuales, el WACC por ejemplo para YPF se encuentra en 20,9% de acuerdo con calculos
del mercado®®,

De todas formas, considerando las diferentes estructuras de financiamiento del resto de las
empresas del sector, y que la situacidén actual de elevado riesgo no es sostenible en el largo plazo,
se considera una tasa del 15% utilizada actualmente por consultoras internacionales.

Asimismo, las caracteristicas propias de cada &area/proyecto afectan estos parametros como
también el break-even calculado, ya que depende de numerosos factores tales como la geologia,
localizacién geografica, el tamafio y profundidad del reservorio, porosidad, permeabilidad, tasa de
produccién inicial, curva de declinacién, el acceso a agua, infraestructura e instalaciones y de la
tecnologia a emplear.

Estimacion de costos de produccion de gas natural a partir de precios break-even

Esquema de célculo de precio break-even para el total del pais en USS/MMBTU

A continuacién, se exhiben la estructura de cédlculo de precios break-even y los resultados en
promedio ponderado por volumen de produccidn, utilizando un caso extremo de una tasa de
descuento de 0%, en principio, y luego el cdlculo para los flujos descontados a tasas del 12% y 15%.
Esto, a los efectos de dimensionar la sensibilidad de los proyectos y de los resultados para el total
del pais, a la tasa de descuento aplicada.

El esquema queda de la siguiente manera, como resultado el promedio ponderado por volumen de
produccién para el total del pais incluyendo tanto convencionales como no convencionales:

Para el caso del costo break-even promedio ponderado del total del pais con una tasa de descuento
del 0% es de 2,16 USS/MMBTU, pero si se utiliza una tasa del 12%, el promedio pasa a ser 3,06
USS/MMBTU mientras que a una tasa de 15% es de 3,38 USS/MMBTU.

18 No es el objetivo de este trabajo calcular el WACC de una empresa o sector, sino que se refleja el calculo a
los fines de dar al lector un parametro de comparacidn de la tasa utilizada del 15%. Ver Anexo Il de réplica
de resultado del WACC YPF para principios de noviembre de 2020.
https://www.gurufocus.com/term/wacc/YPF/WACC/YPF%2BSA
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Tabla 3 - Esquema de calculo de Break-even total pais

Concepto USS/MMBTU
Break-Even 0%
a CAPEX 1,17
OPEX 1,15
Impuestos 0,90
d=a+b+c Costo Sin subproductos 3,21
e Subproductos -1,05
f= d+e Break-Even 2,16
Break-Even 12% 3,06
Break-Even 15% 3,38

De acuerdo a los resultados obtenidos, agregando por tipo de explotacidn en cuanto al costo de
capital se observa una mayor incidencia en los no convencionales, aunque para el caso de los
convencionales, el elevado costo de capital evidenciado en los promedios totales esta influenciado
por las inversiones incurridas en areas de larga vida Gtil como Loma la Lata, Centenario, u otras.

Respecto a las denominadas areas off-shore, en este caso identificadas como ‘Convetional shelf se
evaluaron areas que se encuentran dentro de la plataforma continental costa afuera, se verifica una
elevada incidencia de los costos operativos debido a los mayores costos de explotacién off shore.
Entre ellos puede mencionarse la logistica, donde existen elevados costos tanto en concepto de
alquiler de buques sismicos, plataformas de perforacién o buques mutipropdsito a los que se
agregan los buques de apoyo, por lo que se requiere una maxima precisién y velocidad de
operaciones debido a estos elevados costos.

Como factor comun a todos los tipos de explotacidn, se verifica una elevada carga del denominado
government take a través de impuestos y regalias.

Grafico 6 - Estructura de costos por tipo de explotacion. Participacion en costo total
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Fuente: elaboracion en base a resultados consolidados. Promedio ponderado por area y volumen de
produccion.

Cuando se obtiene una apertura mas desagregada, pero considerando los costos operativos y de
capital, se observa que para el caso de aquellas explotaciones de tipo tight y shale, hay una mayor
incidencia del CAPEX de perforaciones. Para el caso de las explotaciones no convencionales, los
costos de perforacion se llevan una importante participacion frente al resto. Estos costos incluyen
mayormente fluidos de perforacién, equipos de fractura, arenas de fractura, agua. En la terminacion
se incluyen aquellos costos para completar el pozo para su funcionamiento como tuberias,
revestimientos, bombeo, entre otros.

Para el caso de las instalaciones, tienen una menor incidencia en los costos de capital, e incluye el
equipamiento necesario para conducir el producto final hacia las lineas de recoleccién como pueden
ser gasoductos, bombas o plantas de compresion.

Grafico 7- Estructura de participacion de costos operativos y de capital (OPEX, CAPEX).
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Fuente: elaboracion en base a resultados consolidados. Promedio ponderado por area y volumen de
produccion.

Esto obedece a que para el caso de las explotaciones no convencionales en especial de shale, con
practicas de perforacion horizontal, se considera un mayor niumero de fracturas por pozo respecto
a las practicas realizadas en los inicios de explotacion no convencional en Argentina con pozos
verticales. Pero al mismo tiempo, la practica de perforacidon horizontal permite una mayor
productividad por pozo ya que es capaz de producir entre 3 y 5 veces mas que los pozos verticales
en la misma area®®.

Los pozos no convencionales poseen la propiedad de alcanzar rapidamente el pico de produccidn,
o en términos relativos, mucho mas rapido que para el caso de los convencionales. De acuerdo al

19 YPF. Vaca Muerta. Field Trip. Junio 2019.
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comportamiento observado alcanzan el pico de produccion entre el segundo y tercer ano de
explotacién masiva, aunque posteriormente verifican una fuerte declinacién, obteniendo los pozos
perforados un alto flujo inicial, aunque una menor esperanza de vida util respecto a los
convencionales.

Por el contrario, los convencionales poseen la propiedad de tener un flujo inicial menor, aunque
mds continuo, y una moderada tasa de declinacién, por lo cual dichas areas poseen una mayor
esperanza de vida.

Esta caracteristica de los no convencionales obliga una mayor inversiéon a los fines de obtener una
menor tasa de declinacion y un flujo mas continuo del producto a extraer, y por lo tanto a aumentar
el costo de capital en perforaciones. Como resultado, la cantidad de pozos perforados promedio
para el caso de las dreas de shale y tight resultan muy superiores a las convencionales. La
implementacién de practicas de perforacion horizontal, si bien resultan mas costosas al principio,
aumentan la mayor produccién por pozo, lo que permite reducir la cantidad de pozos necesarios
para mantener la produccién respecto a las perforaciones verticales. De todas formas, la cantidad
de perforaciones resulta muy significativa.

Tomando los valores promedio por area analizada, se observa que para el caso de aquellas de tipo
shaley tight |las perforaciones superan los 150 pozos frente a los convencionales on shore y off shore
que estan en menos de 100, a lo largo del proyecto.

Grafico 8 - Cantidad de perforaciones totales por proyecto para el promedio del pais y CAPEX de
perforaciones en millones de délares, por tipo de explotacion
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Fuente: elaboracion propia en base a los resultados obtenidos

Como se observa en el grafico anterior, el CAPEX promedio de perforaciones se encuentra por
encima de los USS 1.000 millones para los desarrollos de shale y tight gas para el total de las areas
debido a la importante cantidad de pozos a perforar requerida por este tipo de proyectos, por
encima de los convencionales. Bajo esta premisa y la intensidad de inversiones de capital, resulta
indispensable el acceso al financiamiento de los proyectos.

En ese sentido, la coyuntura actual no juega a favor. Las dificultades de acceso al mercado de divisas
obstaculizan tanto el repago de utilidades como el de los créditos obtenidos, garantias y bienes de
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capital a adquirir en la medida que no exista libre disponibilidad de divisas en el mercado de cambio.
Estos factores influyen fuertemente el desarrollo de los proyectos y el costo de capital, incluso
llegando a inviabilizar la mayor parte de los proyectos si el sobrecosto del capital se mantiene en
tasas elevadas como las actuales. Esto en el sentido de que la tasa de descuento para el cdlculo de
los flujos netos descontados, en este caso deberd pasar a 20%, de acuerdo con los pardmetros de
calculo sefialados anteriormente, dada esta situacidén que se supone coyuntural.

A modo de ejemplo de lo anterior, de acuerdo a los resultados el precio de equilibrio necesario para
un importante proyecto dependiendo del tipo, como Fortin de Piedra, pasaria de 4,6 a 5,3
USS/MMbtu, aunque el incremento puede resultar superior como en el caso de El Orejano que pasa
de 5,1 a 6 USS/MMbtu.

No obstante, el modelo para el calculo de los precios break-even considera una tasa de descuento
de 15%, bajo el supuesto de restablecer las condiciones de operatividad de los ultimos afios.

Resultados

Considerando los resultados obtenidos podemos en principio hacer una diferenciacién entre el
break-even sin considerar subproductos obtenidos, y el break-even a una tasa del 15% descontando
los ingresos por subproductos. En los resultados podemos observar lo siguiente:

El salto en los precios de equilibrio cuando se pasa de tasa de descuento de 12% a 15% refleja una
elevada incidencia del costo de financiamiento del capital, en especial para la de tipo no
convencional (shale y tight gas) Por otra parte, puede observarse también la posibilidad de reducir
dichos precios de equilibrio mediante la recuperacidon de costos a través de las ventas de la
produccién de liquidos asociados a la produccion de gas natural. Por ejemplo, para el caso de los
proyectos convencionales, la existencia de liquidos generalmente de gran volumen permite reducir
los costos unitarios reflejados en un menor break-even, esto también afecta a la produccién de no

convencionales.

Gréafico 9- Break-even — gas natural por tipo — USS/MMbtu
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Fuente: elaboracidon en base a resultados consolidados. Promedio ponderado por érea, tipo de explotacién y
volumen de produccion.
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Si consideramos los resultados para el calculo del break-even con una tasa de descuento del 15%
descontando los subproductos, puede notarse que especialmente para el caso de las areas de tipo
shale gas y off-shore, los ingresos obtenidos por subproductos permiten una importante reduccion
de costos para el promedio ponderado del pais. Como resultado, el precio break-even promedio
ponderado para el shale gas pasa de 6,63 a 4,39 USS/MMbtu considerando unas diez areas de las
cuales tres de ellas se encuentran en produccion.

Para el caso de tight gas, el costo promedio ponderado de produccién para el pais se estima en 4,57
USS/MMbtu para lo cual se evaluaron unas 10 areas de las cuales 5 estdan en produccién
actualmente mayormente en la cuenca neuquina.

Para la produccidn de tipo convencional, el costo promedio se encontré entre 2,4 y 3 USS/MMbtu,
dependiendo de la ubicacién, madurez y segun sea de tipo on-shore u off-shore. Para el caso on-
shore se consideraron unas 15 dreas de la cuenca Neuquina, NOA y Austral, con un promedio
ponderado de 2,65 USS/MMbtu. Para el caso off-shore, el resultado fue de 2,38 USS/MMbtu aunque
el promedio ponderado estd fuertemente influenciado por la magnitud del drea Cuenca Marina
Austral ya en desarrollo y con elevados volumenes de subproducto. El resto de las areas
corresponde a una menor escala y con un mayor costo, generalmente por encima de los 3
USS/MMbtu, siempre descontando los subproductos obtenidos.

Grafico 10 - Break-even con tasa de descuento del 15% por tipo — U$S/MMbtu
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Fuente: elaboracion en base a resultados consolidados. Promedio ponderado por drea y volumen de
produccion.
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Estimacion de costos de produccion de gas natural por diferentes cuencas y areas

Cuando se desagregan los resultados por cuenca sedimentaria y tipo de explotacion puede verse
con mayor claridad ordenando de izquierda a derecha por menor costo.

Para el caso de los convencionales, presentan resultados heterogéneos que van desde 1,20 a 3
USS/MMbtu. En el primer caso, para el NOA el resultado obedece a una elevada ponderaciéon del
area Ramos por su elevada produccion respecto del resto de las dreas consideradas en esta cuenca,
con bajo CAPEX y OPEX con relacion al resto. En cambio, si se observa el resultado de la cuenca
Austral on-shore convencional, el elevado costo responde solo a los resultados de una zona de la
provincia de Santa Cruz, con un proyecto de pequefia escala, elevando fuertemente los costos
unitarios por pozo, por lo que resulta poco representativo.

Para el caso de la explotacidn de tipo off-shore de la cuenca Austral denominada Conventional shelf,
el costo de produccién de 2,38 USS/MMbtu representa mayormente el del drea Cuenca Marina
Austral debido a la importancia en la ponderacidn por produccién, con un importante volumen de
subproductos liquidos que le permite reducir los costos, aunque existen otras dreas cuya incidencia
es menor, con un costo por encima de los 3 USS/MMbtu.

Por su parte, para la cuenca Neuquina de tipo convencional el resultado estuvo en los 2,80
USS/MMbtu en promedio para lo cual se ponderaron unas 9 areas, de las cuales Loma La Lata
representa una ponderacién importante debido al volumen de produccién. Sin embargo, los
resultados fueron heterogéneos oscilando entre 1,34 y 4 USS/MMbtu.

En cuanto a los no convencionales, para aquellos de tipo tight el costo promedio ponderado en la
cuenca Neuquina estuvo en 4,59 USS/MMbtu mientras que en la cuenca Austral fue de 4,49 segln
los resultados obtenidos. Sin embargo, en el primer caso responde a nueve areas analizadas, cuatro
de ellas actualmente en produccidn, aunque fuertemente influenciadas por el peso de Aguada
Pichana Este, a la que se agregan Lindero Atravesado, Rincdén del Mangrullo, Agua del Cajén,
Senillosa Este, con costos que fueron de 3,14 y 11 USS/MMBTU. Adicionalmente, para areas
marginales que no estan en produccion se vieron resultados por encima de esos valores. Respecto
a la cuenca Austral, el resultado responde a una sola area: Campo Indio Este — El Cerrito.

En cuanto al costo de produccion de tipo shale gas, en todas areas de la cuenca Neuquina, el
promedio ponderado que se desprende de los resultados de la evaluacion da un break-even con un
descuento del 15% de 4,39 USS/MMbtu, el cual representa unas diez dreas, aunque con una mayor
representatividad para Fortin de Piedra, Aguada Pichana Oeste, El Orejano y en menor medida
Aguada de Castro.
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Grafico 11 - Break-even con tasa de descuento 15% por cuenca sedimentaria y tipo de
explotacion — USS/MMbtu
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Fuente: elaboracidn en base a resultados consolidados. Promedio ponderado por drea y volumen de
produccion.

Si comparamos los resultados obtenidos en cuanto a los precios break-even que cubren los costos
totales de produccidn por tipo de explotacidén y cuenca, con el costo promedio por pozo de acuerdo
a la cantidad de pozos totales perforados para cada una de ellas y su gasto en perforacién y
terminacidon podemos verificar lo siguiente:

Hay una relacion positiva directa entre el costo por pozo en millones de ddlares y el break-even
minimo para cubrir los CAPEX, OPEX e impuestos que se verifica en la explotacion on-shore.

Para la produccion de tipo convencional on-shore el costo por pozo promedio fue para la cuenca del
Noroeste de USS 6 MM, en tanto que, para la Neuquina, ascendié a USS 7,25 MM. En este ultimo
caso los resultados oscilaron desde los USS 5 MM hasta el extremo de 10 USS MM para dos casos,
por lo cual estos provocaron un promedio ponderado mas elevado para los convencionales, ya que
comlnmente se encuentran en costos mds cercanos a los USS 5SMM.

Para el caso del tight gas de la cuenca Neuquina, el costo por pozo se ubica en un promedio
ponderado por encima de los USS 10 MM. Este se encuentra fuertemente influenciado por el 4rea
Aguada Pichana Este, que posee un EUR? considerablemente mas elevado que el resto, por lo que
posee mds peso y un elevado costo respecto del resto (mayor a USS 10 MM frente a un promedio
de USS 7,5 MM).

En cuanto a las explotaciones de tipo shale gas en la cuenca Neuquina, el promedio de costo por
pozo fue de USS 12 MM, lo que representa mayormente los datos obtenidos para las areas Fortin
de Piedra, El Orejano y Aguada Pichana Oeste.

20 EUR: Estimated Ultimate Recovery. Es la cantidad aproximada de producto que es potencialmente
recuperable o que ha sido recuperada de una reserva o pozo. Investopedia.com
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Para la estimacién de costos por pozos se tuvo en cuenta el CAPEX de perforacidn, terminacién, e
instalaciones del pozo.

Los costos para cada area van creciendo de acuerdo con la profundidad, tipo de pozo perforado y
set de fracturas utilizados. Por ejemplo, para pozos horizontales, los costos por pozos se encuentran
en torno a los 8 y 12 millones de ddlares, aunque se verificé un marcado descenso en los ultimos
afios. Por ejemplo, en Loma Campana y Amarga Chica, estaban en el orden de 18 y 20 millones de
ddlares en el afio 2016 respectivamente, dependiendo de la profundidad y tipo de pozo. Por su
parte, los pozos verticales se encuentran entre 4,5 y 7,5 millones de délares??.

Esta diferencia surge debido a la mayor profundidad de los pozos horizontales (hasta 4500 metros
versus 2000 metros en verticales), y a que la cantidad de set de fractura se incrementa segun la
profundidad pasando de 3 hasta 8 fracturas. Para el caso de los pozos de shale gas, la cantidad de
fracturas pasa a un promedio de 18 por pozo.

Para las explotaciones de tipo off-shore el costo por pozo aqui expresado no representa aquel que
se conoce como de aguas profundas sino mas bien aquellas de tipo “shelf”’, que es una porcién
continental sumergida bajo una zona relativamente superficial. Para el caso de Argentina, las dreas
consideradas corresponden a Magallanes-Poseidén, Cuenca Marina Austral 1, Las Violetas, Estancia
Agua Fresca. En su mayoria, con una profundidad relativamente baja, por ejemplo, para el caso de
Cuenca Marina Austral es de 15-75 metros, para el caso de Magallanes-Poseidon 55-90 metros,
excepto para el caso de Estancia Agua Fresca, donde la profundidad es superior a los 1400 metros.

Debido a la heterogeneidad dentro de los campos off shore, no puede establecerse un valor
promedio que sea representativo ya que cada una de ellas tiene caracteristicas y costos particulares.
Aungue el costo promedio por pozo para estas areas off-shore mencionadas fue de USS 61 MM,
depende de muchos factores desde la profundidad del reservorio y la presion, la geologia, la
proximidad con otras areas, la distancia a la infraestructura de superficie, la tecnologia e
infraestructura. Por ejemplo, para el caso de la Cuenca Marina Austral, se estima que con el costo
de perforacién y terminacién de pozos estd en el orden de mas de USS 70 MM, aunque en
determinados afios ha alcanzado los USS 140 MM por este concepto, y USS 20 MM para el caso de
Magallanes-Poseiddén. En definitiva, el costo de capital puede variar mucho de acuerdo a la
profundidad. Por ejemplo, para areas de aguas profundas en el Golfo de México, de 6.000 metros
de profundidad el costo de perforacién por pozo puede encontrarse entre los USS 120 MM y USS
200 MM%,

En el siguiente grafico, se muestra la relacién entre el precio de corte y el costo por pozo con
excepcion de la explotacion off-shore por lo anteriormente sefalado.

21 YPF — Vaca Muerta. Field Trip. Junio 2019.
22 Energy Information Administration & IHS. Oil and Gas Upstream Cost Study. Octubre 2015.
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Grafico 12 - Precio de corte en USS/MMbtu y costo por pozo en millones de délares por tipo y
cuenca
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Fuente: elaboracion en base a resultados consolidados. Promedio ponderado por area y volumen de
produccion.

El siguiente grafico ilustra por area el precio de corte break-even y el costo por pozo, dimensionando
mediante el tamafio de la burbuja para cada area de acuerdo con su EUR.

Como se observa, para dimensionar la importancia de las areas, varias de aquellas nuevas no
convencionales poseen un tamafo similar a laemblematica Loma La Lata de tipo convencional, tales
como Fortin de Piedra, Aguada Pichana Oeste, y en menor escala El Orejano, Aguada Pichana Este y
Campo Indio, aunque estas poseen un precio de corte superior a la tradicional drea convencional y
un costo por pozo en general por encima de los USS 10 MM.

No obstante, para las dreas de tipo tight el costo por pozo se encuentra en un rango de 5 a 10
millones de ddlares, con excepcion de Aguada Pichana Este.
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Grafico 13 - Precio de corte en USS/MMbtu, costo por pozo en millones de délares por tipo y
area. Tamaiio de burbuja EUR.
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Curva de oferta de gas natural de acuerdo a precios de corte break-even.

Luego de obtener para cada drea analizada el precio de corte con el cual se cubren los costos de
produccién operativos, de capital, y los impuestos a la produccién, descontados a una tasa del 15%
y se los ordena de acuerdo con el precio de corte obtenido de menor a mayor se puede aproximar
a una curva de oferta de gas natural. Su ingreso al mercado estaria condicionado en cuanto a que el
precio vigente en el mercado cubra el precio de corte mencionado precedentemente. Esto, de
acuerdo con los resultados obtenidos de precios break-even 15%, que consideran todo el ciclo del
proyecto (excluyendo la etapa exploratoria), y sin distorsiones regulatorias que modifiquen los
incentivos de ingreso.

Como puede observarse, con precios en el mercado oscilando entre los 3 y 4 USS/MMbtu de
acuerdo a los observados en los Ultimos afios y las perspectivas descriptas en los escenarios posibles,
existen numerosas aéreas de las analizadas, cuyos precios de corte se encuentran por encima de los
4 USS/MMbtu®,

23 Debe considerarse que no se trata del universo de dreas de produccion, sino de una muestra, por lo que
no refieren al total de produccion del pais.
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Grafico 14 - Precio de corte break-even en USS/MMbtu y areas de produccion 2020
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Nota: curva de oferta a partir del costo break-even 15% que cubre el ciclo del proyecto, excluyendo los
gastos de exploracién para una muestra de 47 areas por un total de 100 MMm3d de acuerdo con la
produccion del afio 2020.

A un precio de 3,7 USS/MMbtu, de 47 dreas consideradas por un total de 100 MMm3d, en teoria
unas 17 de ellas quedarian fuera de posibilidad de ingresar en el mercado en forma competitiva
cubriendo los costos de produccidn, lo que representan unos 42 MMm3d de la muestra considerada
de acuerdo con el EUR y la produccion de cada uno de ellos. En cambio, ingresarian a la oferta unas
30 de ellas, que representan el 58 MMm3d considerando la produccién de 2020.
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Grafico 15 - Precio de corte break-even en USS/MMbtu y areas de produccion 2020
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Nota: curva de oferta a partir del costo break-even 15% que cubre el ciclo del proyecto, excluyendo los
gastos de exploracién para una muestra de 47 dreas por un total de 100 MMm3d de acuerdo con la
produccién del afio 2020.

Sin embargo, debe tenerse en cuenta que este ejercicio se realiza en forma tedrica considerando un
mercado competitivo libre de distorsiones.

La adopcion de un nuevo esquema de precio de incentivo, luego del fin de la Resolucion 46-E/2017,
en este caso a un precio tope de 3,7 USS/MMbtu, brinda la posibilidad de ingresar un volumen por
70 MMm3d, ya que la diferencia entre los precios de subasta y el de estimulo seria aportada por el
Estado. De la experiencia de 2019 y 2020, es posible que productores mantengan la estrategia de
ofrecer precios minimos de subastas por debajo de sus costos, asegurandose el ingreso al programa,
aportando volimenes de dreas con precios de corte break-even mas elevados, que ya poseen costos
hundidos.

Sucede que el proyecto de Resolucion, dicha compensacidn es por la diferencia entre el precio
efectivo de mercado o subasta, y otro promedio a 3,70 USS/MMbtu. Todo el volumen adicional a
los 70 MMm3d que promueve el plan no ingresaria a dicha compensacidn. Debe considerarse que
del anterior esquema de incentivo (Resolucién 46) han quedado en estado de evaluacion o stand-
by unos 13 proyectos ingresados que solicitaron los beneficios, mientras que 8 proyectos aprobados
esperaban liquidacion de subsidios. No obstante, incluso aquellos aprobados hoy se encuentran con
compensaciones adeudadas esperando definicion.
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Tabla 4 - Estado de situacion de proyectos presentados Resolucién 46-E/2017

AREA
FORTIN DE PIEDRA
AGUADA PICHANA ESTE
RINCON LA CENIZA
CAMPO INDIO ESTE - EL CERRITO
ESTACION FERNANDEZ ORO
LA RIBERA I Y II
AGUADA PICHANA OESTE
AGUADA DE CASTRO
HUINCUL
EL OREJANO
AGUADA DE LA ARENA
RIO NEUQUEN
AGUA DEL CAJON SENILLOSA ESTE
CENTENARIO
LOMA NEGRA
LAS TACANAS
CERRO LAS MINAS
RINCON DEL MANGRULLO
LA CALERA
PUNTA SENILLOSA
SIERRA CHATA

OPERADOR
TECPETROL
TOTAL
TOTAL
CGC
YPF
YPF
YPF
PAE
YPF
YPF
YPF
YPF
CAPEX
PLUSPETROL
CAPEX
YPF
YPF
YPF
PLUSPETROL
TECPETROL
PAMPA

TIPO
SHALE
TIGHTY SHALE
SHALE
TIGHT
TIGHT
SHALE
SHALE
SHALE
TIGHT
SHALE
SHALE
TIGHT
TIGHT
TIGHT
TIGHT
SHALE
SHALE
TIGHTY SHALE
SHALE
TIGHT
TIGHT

ESTADO
APROBADO
APROBADO
APROBADO
APROBADO
APROBADO
APROBADO
APROBADO
APROBADO
EVALUACION
EVALUACION
EVALUACION
EVALUACION
EVALUACION
EVALUACION
STAND BY
STAND BY
STAND BY
STAND BY
EVALUACION
EVALUACION
EVALUACION
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Oportunidades de mejora de competitividad hacia adelante

De los resultados obtenidos, los posibles precios de mercado, y la inminente finalizacidon de los
programas de estimulo, a lo sumo en tres afios mads, en su nueva versién, a los que se sumo el
conflicto por la interpretacion de la forma de liquidacion que llevd a reducir el ritmo de explotacién
de algunas areas, se desprende que varias de las formaciones no serian comercialmente explotables
considerando su ciclo de produccién, por lo cual no podrdn incorporarse a la oferta. En especial
nuevas explotaciones y aquellas de mayor profundidad que requieren un mayor numero de
fracturas, o aquellas que poseen mayores costos operativos.

Considerando la perspectiva de precios de incentivo por debajo de los 4 USS/MMbtu, resulta
pertinente explorar sobre las posibilidades de reduccién de costos de produccion en boca de pozo
en una perspectiva de cinco afios vista, teniendo en cuenta que es el periodo en el cual los proyectos
no convencionales comienzan a declinar en forma pronunciada y se requiere el inicio de nuevos
proyectos hoy en etapa piloto o no iniciados.

Analizando la estructura de costos para todo tipo de explotacidon, se destaca una elevada
participacién del Government Take a través del componente impositivo y regalias, lo cual implica
gue seria propicia la busqueda de una reduccién en dicha carga para la mejora de la competitividad,
aunque depende de factores exdgenos como la politica econdmica o el esquema de regalias a
adoptar.

Otro camino para la reduccidn de costos de cara a 2025 es la mejora de la productividad que
redunda en una mayor tasa de recuperacion por pozo (EUR). Esto implicaria menores precios de
corte, manteniendo la inversién por pozo.

Los perfiles de produccién de los pozos por area arrojan una elevada variabilidad en los posibles
volumenes de recuperacién de los recursos de tight gas y shale gas de la cuenca Neuquina. Esto
implica que debe obtenerse mayores precisiones respecto a las posibilidades de recuperacién, en
especial en los proyectos en etapas piloto de manera tal de obtener mejores aproximaciones en
cuanto a qué volumen puede recuperarse mejorando practicas de productividad o tecnoldgicas.

El recorrido en cuanto a incorporar mas areas a los precios de mercado apuntando a obtener
mayores EUR, mas que apuntar a poner en valor el potencial de recursos, refleja la necesidad de
mejorar la productividad y reducir los costos para ser explotados de una manera rentable bajo los
pardmetros de mercado, sin contar con los precios incentivos de mandato.

De acuerdo con Meélodie Mistré-Morgan Crénes-Manfred Hafner, el desarrollo de gas no
convencional requiere la construccién de operaciones masivas equivalente al denominado pozo
factoria, y en especial para el caso de shale gas, basada en la estandarizacion y especializacion de
tareas, procesos confiables en orden de incrementar la producciéon y el uso de informacion
estadistica para mejorar la estrategia de produccidn. En la industria de desarrollo de recursos no
convencionales se recomiendan practicas para obtener reducciones de costos y mejorar la eficiencia
en la construccidn de pozos como economias de escala y bundling de servicios; eficiencia en manejo
de materiales; servicios de integracidn vertical, entre otros?*.

24 Mélodie Mistré-Morgan Crénes-Manfred Hafner. Shalegas production costs: historical developments and
Outlook. Insight_E European Commission
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Explorando en mejora en practicas de reduccién de costos

Acceso a un mercado competitivo en la industria de servicios.

El acceso a una apropiada oferta de servicios petroleros sin duda contribuye fuertemente a la
reduccion de costos. Los costos de perforacién y terminacion de pozos dependen mucho de aquellos
destinados al alquiler de equipos de perforacién, set de fracturas, tubing, entre otros. La
multiplicacidon de servicios calificados contribuye a reducir los costos. Por ejemplo, en Estados
Unidos, los costos de las plataformas de perforacion han experimentado un descenso tras la presion
de una mayor competencia en la oferta de dichos equipos alcanzando a unas 7000 compaiiias
activas en la produccion de gas (Mélodie Mistré-Morgan Crénes-Manfred Hafner)

Mejora de las técnicas a utilizar.

La tecnologia empleada ha sido un factor clave para la reduccién de costos en Estados Unidos. Un
ejemplo ha sido el cambio de técnicas de perforacion vertical a horizontal, lo cual permitié una
mayor recuperacién por pozo, y por lo tanto un menor costo unitario, aunque se haya incrementado
el costo de capital al inicio. Es asi como se ha logrado una mayor produccién por equipos activos en
Vaca Muerta. Pero también se requiere una mejora en los costos de perforacion de pozos, y para
ello las mejoras en las técnicas también son importantes. Por ejemplo, las perforaciones multi-pad
permite una considerable mejora en las economias de escala mediante la utilizacidon de las mismas
instalaciones por parte de varios pozos, de manera tal de que los costos puedan ser repartidos. En
Estados Unidos se han multiplicado este tipo de practicas pasando de 5% del total hasta llegar a mas
del 60% entre los afios 2006 y 2013 periodo de mayor expansidn del shale en dicho pais.

Costo de financiamiento del capital.

Otro factor clave para la reduccion de los costos es la necesidad de mejorar el costo de
financiamiento del capital. Como fue demostrado en este documento, la tasa de descuento o
financiamiento de los proyectos resulta altamente sensible a la hora de calcular el precio de corte
por el cual se evalla un area. La facilitacién de acceso al financiamiento o fondos propios para las
operaciones de shale resulta crucial, en donde a diferencia de la explotacién convencional la
continua inversién en perforacidn de pozos para sostener la produccidn es necesaria. Por lo tanto,
se requiere un fluido acceso al financiamiento como de disponibilidad de divisas para ingresar o
para el repago de los créditos obtenidos para la actividad.

De los resultados obtenidos, hay que considerar que existe una elevada incertidumbre respecto a
las técnicas de recuperacion de los recursos debido a que la produccién acumulada para cada drea
0 pozo varia ampliamente tanto para los pozos de shale como de tight gas.

Hasta el momento, los resultados de la explotacion de Vaca Muerta reflejan en gran parte el
denominado swet spot, donde el EUR es mads elevado y por lo tanto los costos unitarios son menores.
El desafio recae en que las mejoras de las técnicas como de las practicas productivas permitan
recuperar recursos desconocidos o considerados no rentables hasta el momento y asi poder
incorporarlos a la oferta.
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En cuanto al acceso a insumos claves como el propant (arena de fractura), la adquisicion local de
este insumo ha significado una reduccién de costos de terminacién evitando el costo de importar
este insumo.

En el ultimo afo, la industria ha tendido a la produccién de petréleo debido a una situacién de
sobreoferta debido a los incentivos del gas natural. Sin embargo, hay que prestar atencion en la
produccién de gas asociado a dicha produccidn de petréleo, lo que permite mediante un
subproducto reducir la curva de costos unitarios de gas.
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Parte 3. Potencialidad de incremento de |la oferta de gas natural
dados los costos actuales

Con el objetivo obtener un horizonte de produccién de hidrocarburos de gas natural para los
proximos diez ainos, en funcidn de la evidencia obtenida en la segunda parte se realizaron ejercicios
de prospectiva basados en simulaciones de la demanda de gas natural, oferta y balance de
abastecimiento a partir de diferentes variables explicativas como niveles de produccion, precios de
petrdleo y gas natural, horizonte de demanda, de acuerdo a diferentes hipdtesis sobre el
comportamiento de la economia en general, como también del horizonte de reacomodamiento de
precios tanto en los segmentos aguas abajo como aguas arriba.

Para la configuracion de las variables se consideraron dos escenarios, Escenario 1 base, y otro,
Escenario 2 alternativo.

Esto, en el marco de una elevada volatilidad de la coyuntura al momento de la edicién de este
documento en variables de interés que afectan el desenvolvimiento del sector energético local
como el tipo de cambio, el crecimiento econdmico, el acceso al mercado de cambios y giro de
utilidades, y los cambios en la implementacion de politicas sectoriales, los escenarios de prospectiva
y simulacién deben tomarse como un ejercicio dinamico.

Esto implica que los resultados deben ser analizados de acuerdo con el momento en el que se
realizan las proyecciones, por lo cual resulta éptimo efectuar revisiones periédicas de forma tal de
realizar un andlisis ajustado en funcién de los cambios que se producen en las variables explicativas.
En una coyuntura de elevada volatilidad, dichas variables son afectadas fuertemente, lo cual altera
las tendencias de largo plazo, y las decisiones sobre las hipdtesis a tomar en cuenta.

Supuestos utilizados para las estimaciones
Precios de referencia internacional

Para el caso de los precios de referencia internacional se utilizan las proyecciones de agencias
internacionales tanto para el petréleo crudo de tipo Brent, el gas natural como el Henry Hub, gas
natural licuado GNL de referencias en los mercados asiaticos, europeos y de Japdn. Particularmente,
se tuvieron en cuenta las series de proyecciones de parte de la Agencia de Informacidn de Energia
de los Estados Unidos (EIA), como también las del Banco Mundial tanto de corto plazo como de
mediano plazo. Para el corto plazo se tiene en cuenta el informe Short-Term Energy Outlook (STEQO)
de la EIA, de donde se consideran los afios 2020 y 2021, mientras que, para el mediano plazo se
utiliza el Annual Energy Outlook (AEO) del EIA del afio 2020 como referencia, aunque con un
empalme con el anterior, dada la diferencia entre las dos series de datos.

Se utilizan los precios del caso denominado “reference case” del AEO calculados por la EIA, aunque
ajustados por el empalme con las series STEO. Las series de mediano plazo a partir del afio 2021
fueron empalmadas con las STEO de corto plazo dado que no necesariamente coincidian unas de
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otras. Se tomaron en cuenta los precios del afio 2020 como cerrados en funcién de la estimacion
STEO, y a partir de alli, empalmadas con el mencionado escenario.

Hay que considerar que para el caso de reference case de EIA, este Organismo asume que las leyes
y regulaciones actuales del sector energético, permanecen inalteradas durante el periodo de
proyeccion, considerando aquellas conocidas hasta el momento.

Por otra parte, Estados Unidos se convierte en un exportador neto de energia en 2020 y lo sigue
siendo durante todo el periodo de proyeccidn como resultado de su incremento en la produccion
de petrdleo crudo, y en especial de gas natural y liquidos de plantas de gas natural (NGPL) al tiempo
gue se da un lento crecimiento en el consumo de energia de Estados Unidos. Continta desarrollando
recursos de tight y shale gas que soportan el crecimiento de las plantas NGPL. Estos volimenes
desde las formaciones de Estados Unidos mantienen cierta presion a la baja los precios mundiales.
De todas formas, estima que estos bajos precios del gas no condicionan los desarrollos de ese pais
ya que se relacionan con produccidn de gas seco de las formaciones petroleras que dependen mas
del precio del petrdleo que del gas natural®®. De esta forma, la exportacién del gas natural licuado
(LNG) se incrementa en forma significativa mediante instalaciones actualmente en construccion, y
permite el incremento de la capacidad exportadora luego de 2022 (EIA-AEO, 2019-2020).

Los precios de referencia internacional de acuerdo con el contexto actual y las perspectivas resultan
de un crecimiento moderado, ciertamente amesetado hasta el afio 2021 afectados en un valle entre
2020 y 2021 debido a los efectos del COVID-19, a partir de cuando comienza una tendencia
levemente creciente para el caso del Brent y para el gas natural de tipo Henry Hub.

Este débil desempefio en relacidon con anteriores estimaciones para los precios de referencia
internacional se relacionan con un magro crecimiento econdmico mundial inferior al 2% anual hasta
el 2030.

A continuacion, se grafican los precios considerados tenidos en cuenta para la construccion de
escenarios como el Reference Case, aunque también se visualiza el denominado Low Case elaborado
por EIA a modo de referencia. Se aclara que, para la construccién de flujos de fondos, se toma la
serie de precios de referencia Reference Case ajustadas.

25 Annual Energy Outlook 2020. U. S. Energy Information Administration. Office of Energy Analysis U.S.
Department of Energy Washington, DC 20585
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Grafico 16 -Precios proyectados 2030 de referencia internacional de petréleo crudo — Délares
por barril — Reference case ajustada
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Fuente: elaboracion en base a EIA

Grafico 17 -Proyeccion de precios 2030 de referencia internacional de gas natural — Délares por
millon de BTU

14
12

10

, J\/

2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

e Reference case Henry — ewmmms GNL Asia =~ ewsmm=Bolivia e GNL Japon

Fuente: elaboracion en base a EIA y Banco Mundial

En cuanto a los precios de referencia locales, para el petréleo se realizaron las siguientes
consideraciones:
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Se toma en cuenta el precio percibido por el productor del crudo de tipo Medanito, el que se obtiene
en el yacimiento Vaca Muerta. Este es relevante tanto para los pozos de gas asociado a la produccidn
petrolera como los de gas en los cuales se toma el petréleo como subproducto.

Si bien desde el afio 2017, el precio interno venia en un proceso de convergencia respecto de las
referencias internacionales, la implementacién de los derechos de exportacién (Decreto 793/2018)
con una suma fija en ese momento de 4$ por délar exportado implicé una diferencia cerca de un
10% del precio FOB. Con posterioridad, en el 2019 se sancionaron los Decretos 566/19 y 601/19 y
Resolucién SGE 557/19 que se implementaron luego del salto del ddlar tras los resultados de las
elecciones primarias (PASO) del 11 de agosto. En ella se establecen precios de referencia (59 ddlares
por barril para el mercado interno a un tipo de cambio de 49,30 pesos por ddlar, y con la dltima
modificacion quedé en $51,77/USS)%, lo cual implica un precio percibido de 44 USS. No obstante,
lo anterior, estas medidas de fijacion de precios y tipo de cambio fueron temporarias y finalizaron
el 13 de noviembre de 2019. Como resultado, el precio promedio del afio 2019 esta un 20% por
debajo de las referencias internacionales. Durante el afio 2020, se sanciond el Decreto 488/2020 el
cual establecié un precio de comercializacién local de 45 ddlares por barril para el Medanito,
mientras que el Brent durante el mes de abril (cuando se sanciond) promediaba apenas por encima
de los 20 ddlares a raiz de los efectos de la pandemia. Estas alteraciones locales se consideran
transitorias. Posteriormente, se espera una trayectoria similar a la de las referencias
internacionales.

Grafico 18 -Precios proyectados 2030 de referencia local de petréleo crudo — Délares por barril
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26 Resolucion SGE 688/2019 del 31 de octubre de 2019.
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Precios vy tarifas de gas natural

Para la construccidn de los escenarios tanto de produccién como del balance de gas natural se
considera que se encuentran condicionados por los posibles escenarios de precios en el upstreamy
en las tarifas de distribucién. Esto, teniendo en cuenta la actual coyuntura politica y econdmica del
pais en donde rigen medidas de emergencia y una fuerte volatilidad de variables que impactan
fuertemente las decisiones del sector energético, en especial el tipo de cambio.

A partir del congelamiento tarifario implementado durante el mes de agosto, que rige en la
actualidad, y bajo el supuesto de una considerable probabilidad de que la nueva administracion
gubernamental implemente cierta pesificaciéon de las tarifas, aumentaran las dificultades para
efectuar el denominado pass-through de precios desde el sector productor hacia el final de la
cadena. Esto condiciona los escenarios de precios y tarifas percibidos en ddlares, para los cuales se
evaluaron supuestos de actualizaciones de precios parciales en diferentes grados, segin el
escenario base o alternativo.

Para ambos escenarios se considera como altamente probable la continuidad del congelamiento en
la de 2020,
ocasionando una fuerte caida en el precio de gas pagado por la demanda en torno a 2,5 délares por

pesos de las tarifas residenciales, prolongandose en alguna medida incluso mas a

MMbtu, lo cual, en teoria seria financiado con subsidios a la demanda.

En cuanto al Escenario 1, para el aflo 2021 se establece un supuesto de ajuste de tarifas en pesos
en linea con la inflacidén, aunque por debajo de la depreciacién acumulada de la moneda entre 2020
y 2021, lo que implica una cierta mejora del precio pagado por la demanda respecto al afio 2020,
aunque se sostiene por debajo del costo de abastecimiento del sistema hasta el afio 2024.

A partir de dicho afio, los ajustes tarifarios se realizardn en linea con la inflacién y depreciacion del
tipo de cambio, sosteniendo en délares las tarifas con ajustes cada cuatro afios que, aunque no
totalmente, se acercan al costo de abastecimiento del sistema de gas natural, el cual contempla el
costo de cuencas locales mas el importado. Para el caso de los usuarios de usinas, industrias, y GNC,
el precio del gas converge al costo de adquisicion, lo cual ayuda a que el precio promedio ponderado
pagado por la demanda siga la trayectoria del costo de abastecimiento, aunque se mantiene por
debajo.
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Grafico 19 -Precios de gas natural Henry Hub, Bolivia y locales de abastecimiento y pagado por
la demanda ponderado por tipo de usuario en U$S/MMBTU?. Escenario 1.
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Como consecuencia de los supuestos anteriormente explicitados, en el Escenario 1, se sostiene una
diferencia entre el precio pagado por la demanda ponderado y el costo del sistema, por lo cual los
subsidios a la demanda son importantes hasta el 2023 (superiores a los 1.000 millones de ddlares),
aunque posteriormente se reducen con un promedio de 242 millones de ddélares tal como se
muestra en el grafico siguiente.

27Referencias: Costo de abastecimiento: promedio ponderado por precio de cuencas locales convencional,
no convencional, importaciones de Bolivia y de barcos GNL. Local demanda: precio promedio ponderado
pagado por la demanda total de gas natural (Residencial, Usinas, Industrias, GNC, Comercial). Bolivia: Precio
promedio anual de contratos de importacion por gasoducto.
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Grafico 20 -Precio de gas natural pagado por la demanda en escenario 1 — promedio ponderado
por tipo de usuario - y costo de abastecimiento del sistema en U$S/MMBTU. Subsidios a la
demanda de gas en millones de délares (eje derecho)

6,0 5.000
4.500
5,0 »n
4.000 &
(]
40 3.500 3
g 3.000 @
S 30 2.500 =
S =
A 2.000 o
) o
2,0 1.500 ©
3
1.000
: I I I I I ’
500
I I | [ | 0

2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

E Subsidio a la demanda M USS e=@==Costo del sistema «=@==Precio Demanda Pond

Para el Escenario 2 alternativo, se considera un ajuste parcial de las tarifas para el afio 2021 por
debajo de la inflacion y depreciacion esperada, por lo cual las tarifas, y el precio promedio
ponderado pagado por la demanda se reduce aun mds en ddlares respecto al 2020, y como
consecuencia por debajo del costo de adquisicién del gas, diferencia soportada por los subsidios.

En los afios posteriores, las tarifas se ajustan en linea con la inflacion local y depreciacion,
manteniéndose en ddlares, aunque arrastrando una diferencia contra el costo de adquisicién del
gas debido a que las actualizaciones a implementar se asumen en forma parcial. En este escenario,
cada cuatro afios se producen actualizaciones parciales que impactan el valor de las tarifas en
ddlares, aunque siempre por debajo de los costos de adquisicidn, lo que afecta el precio pagado por
la demanda.
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Grafico 21 -Precios de gas natural, Bolivia y locales de abastecimiento y pagado por la demanda
ponderado por tipo de usuario en USS/MMBTU. Escenario 2.
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A diferencia del Escenario 1, esta mecanica de ajuste parcial se replica para el resto de la demanda
(Usinas, GNC e industrias), por lo cual la diferencia entre el precio promedio ponderado pagado por
la demanda en ddlares y el costo de abastecimiento del sistema resulta mas significativa que en el
Escenario 1, con ajustes parciales cada cuatro afios, diferencia que es soportada por subsidios a la
demanda que en promedio se encuentran en los 1.800 millones de ddlares anuales para el periodo
proyectado (2021-2030).

Grafico 22 -Precio de gas natural pagado por la demanda en escenario 2 — promedio ponderado
por tipo de usuario - y costo de abastecimiento del sistema en U$S/MMBTU. Subsidios a la
demanda de gas en millones de délares (eje derecho)
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Esta dindmica de ajuste de precios y tarifas condicionan los escenarios de produccién de gas en el
upstream, situacion que sera detallada mads adelante.

Demanda de gas natural

Para la estimacidon de demanda de gas natural se tuvieron en cuenta para los diferentes segmentos,
variables de influencia, que en general estan relacionadas al nivel de actividad econémica, en
especial para los segmentos de demanda residencial, comercial, Entes Oficiales, e industria, en tanto
gue para la demanda de GNC se evaluaron las perspectivas de penetracion de este tipo de
combustibles en el parque automotor. En cuanto a la demanda de usinas, lo esperado respecto al
ingreso de centrales térmicas durante el periodo proyectado. En este Ultimo caso, para el parque de
generacion eléctrica se asume un mayor rol por parte de las provenientes de fuentes renovables en
el incremento de la capacidad de generacidén en los afios venideros, alcanzando un 20% de la
generacion provenientes de renovables hacia el final del periodo proyectado, frente a un 5% en
2019. Esto implica una caida de la participacién de la generacién de energia de fuentes térmicas de
gas natural a menos del 50% a mediados de la década actual, frente a un 62,5% en 2019, y por lo
tanto un amesetamiento de la demanda de gas natural por parte de usinas.

Por su parte, para el caso de la demanda residencial e industria se tomd en cuenta la siguiente
proyeccion para el Producto Bruto Interno para los diferentes escenarios:

Grafico 23 -Tasa de variacion anual del Producto Interno Bruto de Argentina a precios
constantes
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Debe considerarse la particular coyuntura del afio 2020 con una caida histdrica del PBl esperada del
11,8% de acuerdo con las proyecciones del Fondo Monetario Internacional y el consenso de
analistas del REM?. Para los préximos afios, se considerd el consenso de analistas del REM para el
Escenario 1, mientas que para el Escenario 2 alternativo, se considera un menor crecimiento debido
a las dificultades de recuperacién bajo el supuesto de extension de las dificultades en el mercado
de cambios y la recuperacion de Reservas Internacionales del BCRA, debido a los problemas de
restauracién de la confianza, lo que dilata los inconvenientes de normalizar el acceso a las divisas y
la reapertura hacia las fuentes de financiamiento externas.

A continuacidn se expresan los resultados para la estimacion de la demanda local de gas natural
entregado al sistema por tipo de usuario donde puede observarse una trayectoria decreciente para
el cierre de 2019 y el 2020 fuertemente afectada por la caida de la actividad debido a la baja de la
demanda de centrales térmicas ante una mayor participacidn de renovables e hidraulica, para el
periodo proyectado 2022-2030, condicionada al Escenario 1 de recuperacion de la demanda a partir
de una hipdtesis de recuperacién econdmica del afio 2022 y luego una tendencia estable.
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Grafico 24 -Gas entregado por tipo de usuario en millones de metros cubicos diarios
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En funcién del abastecimiento de la demanda y lo proyectado en cuanto a la oferta locales, se
consideran las posibilidades de exportacion de gas natural por parte de Argentina, lo que permitira
en definitiva generar un flujo de demanda de mayor estabilidad a lo largo del afio a través de una
mayor apertura al mercado externo.

En el Escenario 1, la viabilidad de exportacidon se genera en principio, por la utilizacién de la
infraestructura hacia el Pacifico a través de los gasoductos Gas Andes y Magallanes hacia Chile.

28 Relevamiento de Expectativas de Mercado. Banco Central de la Republica Argentina.
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Grafico 25 -Demanda total de gas natural local y de exportacion incluyendo pérdidas del
sistema (inyeccion en yacimiento, venteo, otros). Escenario 1 -MMm3d-.
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En el Escenario 2, las condiciones de explotacidn necesarias para el desarrollo de nuevos proyectos
no son alcanzadas como se describira mas adelante, por lo cual los saldos exportables generados
proveniente de los proyectos existentes se agotan, razéon por la cual disminuye el total de gas
entregado como se ve en el gréfico siguiente para el Escenario 2.

Grafico 26 -Demanda total de gas natural local y de exportacion incluyendo pérdidas del
sistema (inyeccion en yacimiento, venteo, otros). Escenario 2 -millones de metros cubicos
diarios-.
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Infraestructura: Plantas flotantes de regasificacion (FSRU??)

En cuanto a las necesidades de importacion, el Escenario 1 resulta en una cierta mejora en el
abastecimiento local recién en el afio 2023, y producto de la elevada estacionalidad de la demanda,
y de la baja esperada de la produccién de los afios 2020 y 2021, se considera la continuidad del uso
de la infraestructura destinada a la atencidn del peaking invernal del buque de regasificacion FSRU
de Escobar de GNL con una capacidad nominal de 22 MMm3d, la restitucion del buque FSRU Bahia
Blanca de 17 MMm3d de capacidad y la ampliacién del fluido del gasoducto de importacién de
Bolivia a 22 MMm3d. La caida de la produccién del afio 2020 y las demoras en la definicién de un
nuevo programa de estimulo a la produccion de gas natural, ante una recuperacién de la demanda
de gas natural posterior, aunque parcial, implicard un aumento de las fuentes de GNL importado,
por lo cual la FSRU de Escobar no seria suficiente.

Hay que considerar que las necesidades de abastecimiento e importacién aumentan ante una
eventual temporada fria en invierno en el pais, lo cual se complica alin mas ante un afo seco en
Brasil por la menor generacién hidraulica, lo que incrementa la demanda de generacién térmica y
de gas natural. Ante esta situacién, una eventual tercera terminal FSRU puede ser requerida.
Asimismo, como se explicarda mas adelante, en el Escenario 2 o alternativo, las necesidades de
importacién aumentan considerablemente hacia el final del periodo proyectado debido al
agotamiento de los proyectos existentes no convencionales y la falta de nuevos desarrollos.

En ese sentido, se considera en el Escenario 2 la existencia de una tercera planta FRSU, posiblemente
la concrecion del proyecto Sudestada. Este proyecto se encontré en carpeta en su momento,
aunque en la actualidad estd en estado stand-by. Seria una terminal flotante ubicada en el Rio de la
Plata a la altura del partido de Ensenada, sobre una plataforma flotante apoyada en cuatro pilotes
en el lecho del Rio de la Plata. Desde alli se conectaria a través de un gasoducto de 50 kilémetros
hasta un punto de inyeccién de Metrogas, en la costanera de Buenos Aires. Con una capacidad
nominal de 24 MMm3d, el proyecto apuntaba a abastecer a las tres mayores centrales térmicas
(Central Costanera, Central Puerto, Central Dock Sud) a los fines de sustituir el consumo de
combustibles liquidos (gasoil y fueloil) de las centrales durante los meses de invierno. El tipo de
planta seria una unidad de regasificacion de almacenamiento por gravedad (GSRU) con un pico de
capacidad de 30 MMm3d. El monto de inversion requerido es de USS 600 millones.

Produccion

Para la elaboracidn de la prospectiva de la producciéon de gas natural se realizan las siguientes
consideraciones respecto de la tendencia de los ultimos afios como de la coyuntura actual.

2 Por sus siglas en inglés Floating Storage Regasification Unit
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En cuanto a la produccion no convencional de Vaca Muerta, una expansién mas alla de los resultados
de este modelo, como el desarrollo masivo de nuevas areas de explotacidn, se encuentran
condicionadas por la construccién de un gasoducto conforme el requerimiento de transporte en
firme de sus demandantes, entre ellos CAMMESA, o interrumpible en el caso de la exportacién.
Asimismo, esto requerira del aumento de la capacidad de transporte que permita materializar la
potencialidad de la produccidon no convencional.

En consecuencia, el crecimiento de la oferta proveniente de nuevos desarrollos que expandan la
frontera de posibilidades de produccién de este modelo se encuentra ciertamente sujeto a la
expansion de la capacidad de exportacion tanto via transporte por gasoductos como GNL, que
lideraria un consumo estable para dicha produccién, como también a la posibilidad de avanzar a
largo plazo en el desarrollo de un polo de valor agregado sobre el gas, ya fuere en su variante de
LNG o en la industria petroquimica.

En este marco, se han proyectado los balances de produccion e inyeccion de gas natural, que fueran
elaborados para la produccién local, teniendo en cuenta los esfuerzos realizados en el upstream y
las medidas dictadas recientemente a los fines de promover la produccién de gas local, como
también la demanda proyectada.

Prospectiva de produccién de gas 2030

Para la prospectiva de produccién se establecieron dos escenarios: Escenario 1 (optimista) y
Escenario 2 (pesimista), considerando ademas de las condiciones sobre los precios anteriormente
descriptas en cada uno de ellos, algunas hipdtesis adicionales que refieren a la produccién
propiamente dicha.

Escenario 1

De manera general para el sector de hidrocarburos se establece un primer escenario considerado
de base el cual se elabora bajo el supuesto de que se restauran las condiciones de inversion, como
la convergencia hacia un nivel de precios mas acorde con la realidad del mercado internacional, para
retomar los planes de produccidn interrumpidos desde fines de 2019, entre ellas, la normalizacidn
del mercado de divisas y acceso a las mismas tanto para el financiamiento como para la devolucién
de préstamos y giro de utilidades. Por otra parte, desde el sector productor se producen mejoras de
la eficiencia y practicas de recuperacion en yacimientos maduros, se da una mejora de la
productividad de pozos no convencionales de acuerdo a las curvas de aprendizaje impulsadas por
operadores de experiencia internacional y la obtenida en los desarrollos existentes, al tiempo que
se desarrolla la logistica necesaria para dar continuidad a los proyectos existentes.

Desarrollo de dreas no convencionales, continuidad de incentivos y convergencia

Este escenario se plantea bajo el supuesto de que retoman los planes de produccidn y desarrollo de
las areas no convencionales iniciada. Esto surge de los ajustes en las condiciones internas, donde
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pese a que el sector contd con precios sostén por encima de las referencias internacionales para
proyectos no convencionales aprobados, no es suficiente para brindar sefiales contundentes de
sostenimiento de las condiciones de explotacion en el horizonte de planeamiento necesario. Esto
se did en especial en el Ultimo afio, cuando se establecieron diferentes medidas que afectan el
modelo de negocios del sector en lo relativo a precios percibidos tanto para el segmento de
distribucién como en el de produccién.

Entonces las modificaciones en las condiciones de precio percibido en la actualidad como la de
fijacion de precio interno y restricciones cambiarias, para el petréleo y el congelamiento para el gas
natural, se consideran transitorias.

Por otra parte, se plantea la hipdtesis de continuidad de los programas de incentivo a la produccion
del sector con precios estimulo o en su defecto, la elaboracién de un nuevo programa o instrumento
legal que garantiza el sostenimiento de las condiciones de explotacidon que permitan un adecuado
desenvolvimiento del sector. A saber: la movilidad de capitales tanto de ingreso como de salida; la
libre disponibilidad de divisas provenientes de la explotacidn que permitan tanto el repago de
compromisos financieros y/o a accionistas; el acceso a los bienes de capital desde el exterior; la
disponibilidad de los hidrocarburos producto de la explotacién; la eliminacion de las restricciones
de acceso al mercado de divisas y al comercio de bienes y servicios; el retorno a las condiciones de
financiamiento que reducen la tasa de sobreriesgo argentino a niveles razonables. En ese ultimo
sentido, en la Parte 2 de este documento se trabajé para el calculo del break-even con una tasa de
descuento del 15%, nivel muy por debajo de los actuales.

Bajo estos supuestos, se desarrollan los proyectos existentes iniciados —muchos de ellos
interrumpidos en la actualidad- y en etapa piloto. Sin embargo, en el presente modelo, los nuevos
proyectos no desarrollados, sin capital hundido, con precios de corte por encima de los 3,7
USS/MMbtu segun el andlisis realizado en la segunda parte, no se inician en el periodo considerado.
Esto, debido a las distorsiones generadas por la existencia de subsidios a la produccién, y subastas,
gue orientan al productor a focalizarse en la explotacion de las dreas existentes, incluso ofreciendo
precios por debajo de sus costos de ciclo total, y no al desarrollo de nuevas areas, considerando
ademas que el programa estimulo mencionado se prevé a tres afios.

Teniendo en cuenta dicho precio de corte, la oferta proyectada surge de las dreas que ingresarian
en produccién, tomando el volumen proyectado de dreas de Wood Mackenzie®, corregidos con
datos de Secretaria de Energia de los flujos de fondos ajustados mencionados en la Parte 2 del
presente documento.

De acuerdo a los resultados, se espera que los proyectos existentes en marcha rindan sus frutos que
permitan alcanzar un pico en la produccion agregada en la segunda mitad de la década 2020, pero
con una declinacion hacia el final. Al inicio del periodo 2018-2019 los incrementales son aportados
por Fortin de Piedra, El Orejano, Loma Campana y Aguada Pichana Este; en el segundo periodo de
expansion 2021-2023 el volumen incremental seria aportado por Aguada Pichana Oeste, Rincdn del
Mangrullo, Rincdn La Ceniza, Aguada de Castro, La Calera, Aguada de los Loros y La Escalonada.
Estas dreas permitiran el pico de produccién de los proyectos existentes, pero, considerando que se
cumplen los condicionantes descriptos para este escenario, a partir de la segunda mitad de Ia

30 de acuerdo al modelo Upstream-Asset-Valuation
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década, la produccidn incremental podria venir de desarrollos a partir de la extensién de proyectos
existentes como Aguada Pichana Este, Aguada Pichana Oeste y La Calera, 6 con dreas multizonas en
nuevos bloques de produccion que actualmente no se encuentran desarrollados. Estos bloques
contribuyen a sostener la produccion de la cuenca Neuquina. Estos nuevos bloques cubren casi 4
millones de acres, lo que representa el 35% del total de la superficie de acres de Vaca Muerta
adjudicado a compainias.

Si se tienen en cuenta la cantidad de proyectos existentes en Vaca Muerta, 10 se encuentran en
produccién de los cuales 5 estan desarrollados (Loma Campana, El Orejano, Aguada Pichana Estey
Fortin de Piedra), los cinco restantes se encuentran en etapa de iniciacién. Por otra parte, existen
otros 16 proyectos en etapa piloto.

Grafico 27 -Produccion de gas natural total pais por tipo (convencional y no convencional).
Escenario 1 en MMm3d
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Fuente: elaboracion en base a Wood Mackenzie y Secretaria de Energia

En cuanto a la inyeccidon de gas al sistema, el desarrollo de los proyectos no convencionales
existentes logran un aporte de importancia hacia el afio 2023, afio a partir del cual se empiezan a
reducir las importaciones de GNL limitando éstas a las compras estacionales de invierno, con una
trayectoria descendente hasta el afio 2026, a partir del cual los proyectos existentes comienzan una
etapa de declinacién, por lo cual se requiere volver a incrementar las impotaciones de GNL.

Mientras tanto, durante los afios 2021 y 2022 se esperan un promedio en torno a los 10 MMm3d
de gas provenientes de fuentes de GNL ante una leve recuperacion de la demanda y la caida de las
fuentes locales de abastecimiento. Para ello, tal como se explicé en el apartado de infraestructura,
hay que considerar que ante una eventual temporada fria invernal en Argentina o un afio seco en

55



Maestria Interdisciplinaria de Energia — Universidad de Buenos Aires — A. Horacio Lazarte

Brasil se pueden requerir mayores necesidades de importacion de gas por esta via para los picos de
demanda. En ese caso, una nueva terminal FSRU puede ser requerida.

Por otro lado, las importaciones de Bolivia alcanzan un pico de 18 MMm3d entre 2021 y 2022 en
promedio anual, y luego se estabilizan por debajo de los 15 MMm3d hacia el final del periodo
proyectado, ya que a pesar del escenario de desarrollo de Vaca Muerta, esta fuente sigue siendo
necesaria para el abastecimiento de las regiones NOA, Centro y NEA bajo la hipétesis de que Bolivia
seguird priorizando las necesidades del invierno argentino, mientras que en verano, priorizara el
abastecimiento de Brasil.

De los resultados obtenidos, las importaciones de gas natural alcanzan un promedio anual del 20%
para el periodo 2021-2022 (con picos en los meses de invierno superior al 35%), reduciendose en
forma transitoria a cerca del 10% hacia 2026, y luego aumentando nuevamente su participacion
hacia fines de la década ante el agotamiento de las areas de explotacidon no convencional existentes,
y la recuperacién de la demanda.

Grafico 28 -Inyeccion local de gas natural, por origen local e importado. MMm3d
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Fuente: elaboracion en base a resultados obtenidos
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Grafico 29 —Participacion de la inyeccion de gas por fuente de origen. MMm3d

100% m ﬁmmmﬁmmm—mmm

90%
80%
70%
60%

50%

40%
30%
20%
10%
0%
2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030
% Inyeccion Local Importaciones de Bolivia ® Importaciones de GNL
Fuente: elaboracion en base a resultados obtenidos
Escenario 2

En el escenario alternativo, a diferencia del anterior, existen mayores dificultades para alcanzar las
condiciones de inversién necesarias para llevar a cabo el desarrollo de nuevos proyectos, dado el
congelamiento de precios y tarifas que impiden que converjan a valores internacionales o sean
acordes con los costos de produccidon en forma sustentable. Esto se da en una situacién en donde
las condiciones macroecondmicas no resultan propicias para el desarrollo de negocios de magnitud,
bajo el supuesto de falta de divisas para el cumplimiento de compromisos de los vencimientos
financieros, lo que conlleva a dificultades para la reapertura del mercado cambiario y salida de las
restricciones de acceso a las divisas, lo cual deriva en la continuidad de las restricciones de acceso
para productores tanto para devolucién de deudas como acceso a crédito internacional.

Estos factores impiden el desarrollo de areas que requieren financiamiento, y, en general, por sus
caracteristicas, de las no convencionales. Bajo este escenario, la oferta local sélo cuenta con el
desarrollo de los proyectos existentes convencionales y aquellos de tipo no convencional iniciados,
sin el desarrollo de nuevas areas o en etapa piloto.
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Grafico 30 -Produccion de gas natural total pais por tipo (convencional y no convencional).
Escenario 2 en MMm3d
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Fuente: elaboracion en base a estimaciones de produccion de areas Wood Mackenzie, Secretaria de Energia

Menos inyeccion local, mayores importaciones.

En ese escenario, considerando el aporte de los proyectos que ingresan o retoman la produccion
bajo las condiciones descriptas, en el agregado la produccion local de cabecera logra cierta
recuperacion a partir del aflo 2023, aunque con niveles apenas superiores a los del afio 2019.

En consecuencia, las importaciones de gas natural pasarian a representar en el periodo 2021-2022
un promedio anual en la inyeccién total de 24%, para lo cual se requiere la rdpida restitucién del
barco regasificador de Bahia Blanca. Hacia mediados de la década, la proporcién de importaciones
se reduce al 20%, aunque posteriormente vuelven a incrementarse alcanzando un promedio anual
para el caso de las provenientes de GNL de 15 MMm3d, para lo cual se requerird la instalacién de
una nueva terminal de regasificacion, tal como se lo ha explicitado en el apartado de infraestructura.

Este escenario, dificulta las posibilidades de autoabastecimiento y aumenta fuertemente la
dependencia de las importaciones de GNL, en especial en los meses pico de consumo, dado el
amesetamiento de la inyeccidn proveniente de fuentes locales, bajo el supuesto de aumento de la
provision desde Bolivia a un promedio anual de 19 MMm3d, lo que implica alcanzar en los meses
pico el maximo de la capacidad de transporte en 22 MMm3d.
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Grafico 31 -Inyeccion local de gas natural. Escenario 2 por origen local e importado.
MMm3d
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CONCLUSIONES

El sector de petrdleo y gas en Argentina se desenvuelve en la actualidad en una dificil coyuntura con
las variables macroeconémicas que afectan el desarrollo de los negocios en general, y con
restricciones microecondémicas para llevar adelante la ejecucion de los proyectos considerados para
las estimaciones de costos y produccidn de este trabajo. El ordenamiento de estas variables, y en
especial de las condiciones de acceso a los mercados de libre disponibilidad tanto de los bienes
producidos como de las divisas, son condiciones necesarias para poder operar y poner en valor los
recursos aqui analizados. Por otro lado, deben superarse desafios desde lo micro para lograr una
mejora de la competitividad (reduccidon de costos y aumento de productividad) y lograr de esta
forma una mayor atraccién de inversiones para el desarrollo.

Considerando la perspectiva de reduccidén de los precios de incentivo a 3,7 USS/MMbtu segin
informacidn disponible de pardmetros del Plan Gas IV, resulta adecuado explorar sobre las
posibilidades de reduccién de costos de produccién en boca de pozo en una perspectiva de cinco
afios vista, teniendo en cuenta que es el periodo en el cual los proyectos no convencionales
comienzan a declinar en forma muy pronunciada y se requiere el inicio de nuevos proyectos hoy en
etapa piloto o no iniciados pero que poseen potencial.

En este sentido, una experiencia positiva fue la del afno 2017 cuando los sectores involucrados han
logrado establecer acuerdos que permitieron encontrar un diagndstico comun del problema, para
luego llevar a cabo la implementacién de un plan de accidon que contribuydé a una mejora de la
productividad y de la competitividad en los costos locales. Todas las partes se encontraron
involucrados en ese desafio, sector productor, la demanda, los Gobiernos involucrados Nacional y
Provinciales y las organizaciones gremiales de petroleros. No obstante, considerando los resultados
obtenidos, se observa aun una elevada incidencia en el government take por el lado de los
impuestos y regalias, por lo cual resulta un desafio hacia adelante apuntar a una mejora competitiva
reduciendo la carga desde los Gobiernos. También es un desafio para el sector, la reduccién de
costos a través de mejoras de las practicas de desarrollo analizadas en este documento.

En la actualidad, también resulta relevante poder organizar al sector de acuerdo a las nuevas reglas
por definir por parte de la nueva administracion gubernamental, por lo cual se deberd evaluar
nuevamente los proyectos de acuerdo a las condiciones conocidas, considerando la necesidad de
sustituir el gas importado, ya que éste resulta mds oneroso respecto al local. Una salida podria ser
garantizar cierto precio minimo de gas en boca de pozo bajo el actual o un nuevo programa estimulo,
considerando la posibilidad de que el pais vaya camino a ser exportador neto bajo la hipdtesis de
desarrollo de las condiciones, convalidando un precio de referencia export parity, para el largo plazo,
mas alla de los estimulos, de forma tal de dar sustentabilidad y evitar las distorsiones de corto plazo.

Pese a que se vio cierta mejora en el abastecimiento de la demanda desde fuentes locales en los
ultimos afios, no se ha prescindido de las importaciones de gas natural tanto por gasoducto como
por GNL. La definicion de la continuidad de los esquemas estimulo parece ser una variable necesaria
pero no suficiente, para continuar en el sendero de recuperacion del autoabastecimiento.
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Adicionalmente, la definicién de los mecanismos de pass through o su interrupcién condicionan
fuertemente la cadena de valor y el mercado de gas aguas arriba, por lo cual debe definirse la
continuidad o la definicién de un nuevo esquema de remuneracion.

En cuanto a los costos evaluados en este trabajo, de los resultados obtenidos se desprende que, del
total de areas evaluadas, varias de ellas en etapas piloto o a desarrollar, no serian comercialmente
explotables bajo los costos y precios actuales si se considera su ciclo completo (excluyendo la
exploracidn, teniendo en cuenta los CAPEX iniciales), lo cual evidencia las dificultades en desarrollar
nuevas areas. En especial aquellas de mayor profundidad que requieren un mayor nimero de
fracturas, o aquellas que poseen mayores costos operativos.

Incluso el limitado desarrollo de los proyectos existentes —sin considerar nuevos-, requieren un
elevado financiamiento para inversiones constantes en perforacion para lograr un output continuo.
La falta de normalizacion de los mercados, el acceso al financiamiento y divisas para el repago de
créditos y utilidades, como de acceso a bienes de capital importados, dificultan la continuidad del
trabajo exploratorio en las areas no convencionales existentes, el pase a desarrollo de aquellas que
estdn en etapa piloto, y la apertura de nuevas areas.

Resulta un desafio el acuerdo para lograr una nueva convergencia hacia al menos un precio que
pague los costos de produccién y que estos se encuentren en linea con las referencias que ofrecen
los principales competidores mundiales.
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Anexo | - Esquema de calculo para area no convencional

representativa

Variable Tipo U. Medida Valor
Ingresos totales MU$S 21.729
Operativos MUS$S 5.573
Costos .
Capital MU$S 7.987
MU$S 13.560
Royalty MU$S 2.078
A las ventas (IIBB) MUS$S 478
Taxes
Duty MUS$S -
GG MUS$S 1.888,7
. TOTALES MU$S 18.005
Costos totales + impuestos
Netos de subproductos MU$S 11.407
liquidos MUS$S 6.598
Ingresos
Gas natural MUS$S 15.131
Produccién Liquids BBL 52.519.850
a) Gas mmbtu 4.443.849
Afos 41
Tasa descuento 0%
b) Costo fijo MUS$S 2.315
Costo variable MU$S 9.092
Costos unitarios c) Costo fijo 0,52
d) Costo variable u$s/mmbtu 2,05
e) CAPEX u$s/mmbtu 1,80
f) OPEX u$s/mmbtu 1,25
g) Impuestos 1,00
h) Subproductos -1,48
Break Even puro 0% b*1000/a+d = c+d = e+f+g+h = u$s / mmbtu 2,57
Break Even con Desc. 10% u$s / mmbtu 3,88
Break Even con Desc. 12% u$s / mmbtu 4,16
Break Even con Desc. 15% u$s / mmbtu 4,58
Break Even con Desc. 18% u$s / mmbtu 4,99
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Anexo Il — Balances de gas natural proyectados por Escenario:

Escenario 1

Demanda
satisfecha
Inyeccién Importac'ic?nes Importaciones | Inyeccion | Demanda e .total
Local de Bolivia de GNL Total local (incluye
off -
system)
2010 100,9 6,2 4,6 111,8 103,6 1,1 111,8
2011 97,5 9,7 10,8 117,9 110,3 0,4 117,9
2012 94,4 16,0 12,6 122,9 113,8 0,2 122,9
2013 89,5 15,6 15,6 120,8 117,7 0,2 120,8
2014 93,0 16,4 18,1 127,5 117,1 0,1 127,5
2015 98,3 16,3 14,6 129,2 119,3 0,1 129,2
2016 100,1 17,0 12,7 129,9 122,4 0,1 129,9
2017 101,9 18,8 13,1 133,9 122,5 0,2 133,9
2018 107,2 16,9 10,0 134,1 123,5 1,2 134,1
2019 113,3 14,0 4,8 132,1 118,3 4,6 132,1
2020 104,2 14,4 4,6 123,2 113,8 3,0 123,2
2021 99,7 18,0 10,4 128,0 117,0 4,0 128,0
2022 102,9 18,0 9,8 130,8 118,8 4,0 130,8
2023 111,3 17,0 6,6 134,9 120,9 6,0 134,9
2024 118,2 14,0 4,1 136,3 122,3 6,0 136,3
2025 123,3 14,0 2,5 139,8 123,8 8,0 139,8
2026 126,6 14,0 1,0 141,6 125,6 8,0 141,6
2027 128,5 14,0 3,1 145,6 127,6 10,0 145,6
2028 126,8 14,0 6,9 147,6 129,6 10,0 147,6
2029 123,2 14,0 12,6 149,7 131,7 10,0 149,7
2030 121,1 14,0 16,6 151,7 133,7 10,0 151,7
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Escenario 2

Demanda
satisfecha
Inyeccion Importac_io_nes Importaciones | Inyeccidon | Demanda S ERETETES .total
Local de Bolivia de GNL Total local (incluye
off -
system)
2010 100,9 6,2 4,6 111,8 103,6 1,1 111,8
2011 97,5 9,7 10,8 117,9 110,3 0,4 117,9
2012 94,4 16,0 12,6 122,9 113,8 0,2 122,9
2013 89,5 15,6 15,6 120,8 117,7 0,2 120,8
2014 93,0 16,4 18,1 127,5 117,1 0,1 127,5
2015 98,3 16,3 14,6 129,2 119,3 0,1 129,2
2016 100,1 17,0 12,7 129,9 122,4 0,1 129,9
2017 101,9 18,8 13,1 133,9 122,5 0,2 133,9
2018 107,2 16,9 10,0 134,1 123,5 1,2 134,1
2019 113,3 14,0 4,8 132,1 118,3 4,6 132,1
2020 104,2 14,4 4,6 123,2 113,8 3,0 123,2
2021 95,3 19,0 12,6 126,9 115,9 4,0 126,9
2022 97,4 19,0 12,5 128,9 116,9 4,0 1289
2023 103,3 19,0 10,7 133,0 119,0 6,0 133,0
2024 107,7 18,0 8,6 134,4 120,4 6,0 134,4
2025 111,3 18,0 8,6 137,9 121,9 8,0 137,9
2026 112,5 18,0 9,1 139,7 123,7 8,0 139,7
2027 113,5 16,0 12,2 141,6 125,6 8,0 141,6
2028 115,1 16,0 12,5 143,6 127,6 8,0 143,6
2029 116,6 16,0 13,1 145,7 129,7 8,0 145,7
2030 115,6 16,0 15,3 146,9 130,9 8,0 146,9
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Anexo Il - Calculo de costo promedio ponderado de capital actual
para YPF:

De acuerdo a la siguiente formula del WACC

WACC =

D
E D(1-t
*Q +E+D*a ( )

E+D

Donde, E es el valor Equity de la Compaiiia, D es la deuda,

aE': es el costo de Equity o rendimiento exigido de accionistas; aD: es el costo de deuda; teslatasa
impositiva sobre accionistas.

para el caso de YPF3L, tomando como pardmetros los valores utilizados por sitios web especializados:
E: Capitalizacién de Mercado = 1.321 MMUSD

D: Deuda total =9.366 MMUSD

Deuda de corto plazo (a junio de 2020 prom. Ultimos dos afios) = 1.934,5 MMUSD

Deuda de largo plazo =7.433

weight of equity =E / (E+ D) =0,1236
weight of debt =D/ (E + D) = 0,8764

Costo de Equity:

Modelo CAPM para calculo de tasa de retorno requerido= Risk-Free + Beta of Asset * (Prima de
Mercado sobre Risk-Free)

Donde: Risk-Free la Tasa de Vencimiento Constante del Tesoro a 10 afios de los Estados Unidos
como predeterminada = 0,88%

Beta es la sensibilidad del exceso de rendimiento esperado de los activos al exceso de rendimiento
esperado del mercado. La beta de YPF es 1.72

Prima de mercado. GuruFocus requiere que la prima de mercado sea del 6%

Total costo de Equity = 0,88% + 1,72 * 6% = 11,2%

Costo de deuda:

Considerando los gastos por intereses del Ultimo afio fiscal dividido por la deuda total promedio de
los ultimos dos afios para obtener el costo simplificado de la deuda.

A diciembre de 2019, el gasto por intereses de YPF (niUmero positivo) fue de 805,3 MMUSD
Costo de la deuda = 805,30 / 9366,49 = 8,5977%.

Se toman los ultimos dos afios la tasa promedio de impuesto de 159,495% sobre el accionista de
acuerdo a parametros de Gurufocus.

67



Maestria Interdisciplinaria de Energia — Universidad de Buenos Aires — A. Horacio Lazarte

WACC = E/(E+D) x CostofEquity + D/(E+D) x CostofDebt x (1-TaxRate)

20,9% 0,1236 11,20% 0,8764 8,60% 259,50%
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Anexo IV — Flujos de fondos

Flujos de fondos de areas representativas. Millones de ddlares por afo de explotacion.
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Aguada Pichana Oeste
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El Orejano
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