MODELO DE TOMADA DE DECISÃO EM INVESTIMENTOS DE  EXPLORAÇÃO E PRODUÇÃO DE PETRÓLEO


Modelo de “Timing” de Investimento em E&P: Qualidades  e  Premissas


Características Desejadas em um Modelo de Opções Reais 


Para a adoção de um modelo de opções reais em uma empresa de petróleo, especialmente em aplicações em larga escala em análise econômica de timing de investimentos em E&P, algumas características são desejadas. As principais qualidades que deve ter esse modelo são a simplicidade, a confiabilidade, a adequabilidade e a flexibilidade. O modelo adotado nessa tese, baseado em Paddock & Siegel & Smith (1988, que será chamado de Paddock et al) preenche esses requisitos, e um dos objetivos da tese é mostrar que atualmente não existe nada melhor para a aplicação proposta, com essas qualidades, a seguir detalhadas.


A simplicidade faz um modelo ser fácil de entender, ser de fácil interpretação dos seus resultados, além de ser fácil de usar. O modelo aqui usado faz a analogia com uma opção americana de compra que paga dividendos�, muito popular� e estudada em cursos de MBA para executivos, beneficiando-se do desenvolvimento da didática do modelo financeiro. Além disso, para o caso particular de opção perpétua, existe uma solução analítica simples tanto para a regra de decisão como para o valor da opção de investimento. Essa solução, válida no caso de monopólio, é também uma solução assintótica para a regra de decisão (gatilho) para o caso de opção finita (não-perpétua), e em muitos casos já é uma solução aproximada no caso de opção finita (era pós-monopólio), quando o tempo dos direitos sobre o bloco for de 3 anos para cima  (ver Dixit & Pindyck, 1994, pg.401). Para tempos menores, pode-se usar aproximações analíticas simples (como a que é aqui usada). Além disso se verá que a interpretação do efeito da variação dos principais parâmetros é bastante lógica e intuitiva. A facilidade de uso se complementa com um programa interativo em planilha Excel, em que o usuário não precisa nem conhecer o Excel para usá-lo, e cujo resultado é obtido de forma praticamente instantânea em um microcomputador.


A confiabilidade trás segurança para uma utilização em larga escala, principalmente para aqueles não familiarizados com a teoria das opções. Nesse particular, o fato de o modelo ser análogo ao modelo de opções financeiras, estudados exaustivamente nas últimas décadas, implica em grande vantagem comparativa desse modelo em relação a outras alternativas�. O fato do modelo de Paddock et al ser o mais citado da literatura para a aplicação de timing em E&P de petróleo, aliado a ser recomendado pelos mais eminentes especialistas, como Dixit & Pindyck (1994, cap.12), faz desse modelo o mais confiável para essa aplicação.


A adequabilidade do modelo para a aplicação proposta, significa que ele dá uma resposta na direção correta e é suficientemente preciso, para a tomada de decisão, o que é o caso do modelo proposto. Como foi visto no capítulo 3 (itens 3.2, 3.4 e 3.6), a sofisticação do modelo incluindo outros processos estocásticos alternativos, interações entre várias opções, e outras complicações, pode resultar em ganhos desprezíveis em termos de precisão, mas em grande deterioração das qualidades aqui apontadas para um modelo a ser usado numa empresa. No entanto, para algumas aplicações menos freqüentes, complicações podem ser necessárias, até como um complemento de um estudo mais simples. O modelo também é adequado tanto numa conjuntura de monopólio como no caso de competição no setor, sendo o primeiro um caso particular do segundo, em que o tempo de expiração é infinito ou muito grande.


A flexibilidade permite que se ofereça alternativas para o estabelecimento dos parâmetros do modelo, para os métodos de solução, para a análise e o ajuste de carteira de projetos, e até para ampliação do modelo, considerando o custo estocástico ou interações entre opções. Tudo isso o modelo dessa tese oferece: (a)  o valor unitário do projeto V, isto é, das reservas desenvolvidas, pode ser estabelecido pelo valor de mercado, ou na falta deste, pelo valor presente esperado do projeto implantado (receitas menos custos operacionais)�; (b) se verá que o modelo aqui apresentado tem várias aproximações analíticas disponíveis na literatura, o que não ocorre com a maioria dos modelos de opções reais, evitando o uso de métodos numéricos, que são mais problemáticos e/ou computacionalmente intensivos, como o método de diferenças finitas e o método binomial; (c) o modelo permite fácil interação numa carteira de projetos, com o ajuste sendo feito no parâmetro de incerteza (ver item 4.5); (d) a ampliação do modelo para considerar o custo estocástico é muito fácil, especialmente com a aproximação analítica aqui usada (ver final do item 3.4.1), e pode ser considerado um dos destaques do modelo em termos de flexibilidade. Além disso, a incorporação de opções operacionais pode ser feita numa analogia com opções compostas, em que o exercício de uma opção F(V) dá direito a um ativo (projeto) que tem outras opções embutidas, ou seja, o valor do projeto é calculado considerando as outras opções operacionais (como parada temporária e abandono).


A Figura 4.1 a seguir, ilustra os elementos de um modelo geral de opções reais em um projeto de produção, que ajudará a entender as características do modelo.
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Figura � STYLEREF 1 \n �4�-� SEQ Figura \* ARABIC \r 1 �1�  Elementos de um Modelo de Opções Reais em um Projeto de Produção


A coleta de dados de valores esperados para a produção e os custos é uma atividade rotineira em uma empresa de petróleo. Obviamente que a qualidade desses dados de entrada é importante para a qualidade dos valores de saída do modelo. 


Dentro do modelo de opções, a presente aplicação tem como opção relevante o timing de investimentos, sendo geralmente adequado ignorar outras opções (ver item 3.4.2). 


Como variável estocástica será adotado o valor unitário do projeto, isto é, o valor das reservas desenvolvidas, que será uma proporção do valor do preço do petróleo, proporção esta estimada observando o mercado, ou estimada pelo fluxo de caixa. Além disso o tempo de expiração (t) dos direitos sobre o bloco é uma variável de estado, assim a opção de investimento é F (V, t). A inclusão do custo como variável estocástica é uma extensão fácil de ser feita no modelo, graças inclusive a homogeneidade das equações do modelo (ver item 3.4.1).


O processo estocástico usado é o movimento geométrico Browniano (MGB), o uso de outros processos geralmente não leva a melhorias significativas nos resultados, mas tem um custo elevado de complexidade matemática (ver item 3.2).


O método de otimização dinâmica sob incerteza usado é o dos ativos contingentes, facilitado pela existência de um mercado que permite a sua validade. O mesmo resultado se obteria com a programação dinâmica aliado ao argumento da neutralidade ao risco (ver item 3.3).


A equação diferencial parcial (EDP) resultante (ver item 4.2) é estabelecida pelo processo de otimização sujeito a um processo estocástico, e as condições de contorno dessa EDP são condições de ótimo e contornos econômicos do projeto, que serão vistos mais adiante.  O método de solução usado é uma aproximação analítica devido a Barone-Adesi & Whaley (1987), que será visto nesse capítulo. Como programa para microcomputador, será usada uma planilha Excel interativa.


A saída do modelo consta basicamente de dois valores, o valor da opção de investimento (que serve de base para fazer uma proposta numa licitação de um bloco) e a regra de decisão, isto é o valor do gatilho V* (que corresponde a um P*), que serve para determinar o momento ótimo de realizar o investimento no desenvolvimento do campo. Esses resultados estão baseadas em premissas gerais, que a seguir são detalhadas.


Premissas Adotadas Sobre Produção, Custos Operacionais e Valor do Projeto


Uma das primeiras premissas aqui estabelecidas é que a vazão de produção é escolhida tecnicamente (o máximo tecnicamente factível ou zero). Outra premissa adotada é que o valor do projeto implantado, de desenvolvimento de um campo petrolífero, é proporcional ao preço da variável estocástica (preço do petróleo ou da reserva desenvolvida). Essas premissas são bem razoáveis, sendo freqüentemente usadas para jazidas de petróleo, ver por exemplo Oliveira (1990, pg.1). Ambas as premissas  implicam em uma certa abordagem para os custos operacionais, bastante realista para o caso de campos de petróleo, que será detalhada. Outra premissa é que o custo de investimento é não estocástico.


Escolha Técnica da Vazão Ótima de Produção


A premissa de escolha técnica da vazão pressupõe que a função lucro operacional (receita menos os custos operacionais) não seja côncava com a vazão de produção, senão haveria uma vazão ótima, a ser escolhida economicamente, que maximizaria o lucro. Isso não ocorre em projetos de campos de petróleo: a prática� tanto em análise econômica de projetos, quanto em operação de campos de petróleo mostra que os poços sempre� produzem na vazão máxima tecnicamente permitida ou são fechados. 


A explicação é simples: enquanto a receita é linear com a vazão, um aumento na vazão de produção só causa um aumento pequeno no custo operacional, já que aumenta apenas os custos de produtos químicos, que representam cerca de 0,5 % do total de custos operacionais (mesmo assim lineares com a vazão), os royalties� (que são lineares e representam menos de 5 % dos custos) e, em caso de campos isolados que não tem oleodutos, podem representar até cerca de 25 % dos custos�, mas também lineares com a vazão. Os custos mais significativos são os custos fixos, como o de operação de uma plataforma e de workover� (manutenção de poços). O caso de um projeto de E&P de petróleo é muito diferente do caso de uma fábrica que aumenta a produção com trabalho noturno ou através de horas extras, em que os custos operacionais são convexos com a produção (nesse caso o lucro seria côncavo).


Assim, a função lucro é convexa (em casos extremos poderia ser considerada linear) com a vazão de produção, nunca côncava, por isso que a produção sempre é escolhida tecnicamente�, dado o capital (investimento) realizado. Como indicado no item 3.6, existem modelos para determinar a produção ótima de um campo em função do investimento (e não do custo operacional) e que, adicionalmente, considera a natureza estocástica do preço do produto, como o modelo de intensidade de capital de Capozza & Li (1994) que pode ser adaptado para análise de malha ótima de poços, problema fundamental de estudos de reservatório, que geralmente é realizado antes do EVTE. Aqui se considera que o estudo da malha ótima já foi realizado, assim como o estudo de alternativas já foi feito, e o investimento é um dado do modelo dessa tese.


O Valor do Projeto Implantado é Proporcional ao Preço do Petróleo


A outra premissa adotada, de o valor do projeto implantado ser proporcional ao preço da variável estocástica, significa: (a) homogeneidade do problema, ou seja, a solução é a mesma para o valor do campo inteiro ou para o valor unitário (por barril de reserva desenvolvida), desde que o investimento e o valor da opção também sejam unitários (por barril); (b) assume-se também que o valor da reserva desenvolvida (V) é proporcional ao preço do petróleo, o que implica numa correlação entre o preço do petróleo e os custos operacionais igual a um (perfeitamente correlacionados). Assim, em última instância o valor do projeto é proporcional ao preço do petróleo. Essas considerações valem mesmo para o caso de projetos de vida finita, conforme será mostrado a seguir�. 


Suponha P’ como o preço do petróleo líquido do (proporcional) custo operacional. Suponha também que o projeto produz no início (t = 0) Q0 barris por dia, mas a produção da jazida declina exponencialmente a uma taxa w. O valor de um projeto de vida finita T é proporcional a P’: 
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Þ  V = � EMBED Equation.2  ���


Essa premissa (V proporcional a P) é verdade apenas como uma aproximação. Um modelo mais rigoroso poderia considerar dois processos estocásticos positivamente correlacionados (por exemplo, r = 0,8, ou ainda melhor, usando séries históricas para medir r) um para o preço do óleo e outro para o custo operacional. O modelo simplificado adotado é conservador para o caso do preço subir (pois estaria projetando um lucro menor do que seria obtido) e não necessariamente otimista para o caso do preço cair, devido à ação gerencial de redução de custos que pode compensar em parte a queda não proporcional nos preços dos insumos (flexibilidades operacionais que foram desprezadas, ver o item 3.4.2).


A premissa alternativa de correlação zero entre preços de petróleo e custos operacionais, por outro lado, seria muito mais distante da realidade. Isso devido a que os parâmetros de custos mais importantes, como diárias de sondas de workover, diárias de barcos de inspeção submarinas, e até de serviços contratados, serem fortemente correlacionados com o preço do petróleo, especialmente num horizonte temporal da vida de um campo (20 a 30 anos)�. Isso por que a demanda desses insumos aumenta com o aumento do preço do petróleo e vice-versa�. Um exemplo contundente disso é o gráfico de demanda de sondas nos EUA no período 1970-1990 (ver Anexo 1)�, em que os choques que elevaram os preços do petróleo também elevaram dramaticamente a demanda de sondas, inclusive coincidindo os picos de preços do óleo e de demanda de sonda� em 1981.


Correlações Positivas Entre os Custos e o Preço do Petróleo


A intuição de que a correlação entre custos (operacionais e de investimento) e o preço do petróleo é positiva, pode ser comprovada com dados e análises em inúmeros artigos. 


No recente artigo de Beike & Holtz (1995), isso é mostrado analisando custos relacionados a poços (perfuração e completação), custos de arrendamento de equipamentos, e custos operacionais em geral, para várias regiões no Texas e para tipos diferentes de jazida, com dados do período 1977-1989. Eles elaboraram modelos de regressão (dois lineares e um log-log), para comprovar a viabilidade de se estabelecer funções de custo onde o preço do petróleo é a única variável independente, ou seja, a principal motivação (correlacionada positivamente) de oscilações de custos é a variação nos preços do petróleo (ver abstract e pg.310). Eles lembram (ver pg.311) também que a linearidade entre custos e preço do óleo para o petróleo de West Texas, foi mostrado por eles em um artigo anterior (Holtz & Beike, 1991). Os autores concluem que os resultados obtidos confirmam que o preço do óleo é a maior força que dirige os custos. Além disso, eles mostraram que as melhores correlações (coeficiente r2 e F-estatístico) são para os custos operacionais e para custos de investimento em poços que demandam intensamente bens de capital como sondas�. Para investimentos que demandam menos bens de capital (onde o “overhead” passa a ser importante), como nas jazidas mais rasas, a correlação embora válida, é mais fraca (em termos de coeficiente r2 e F-estatístico). Deve-se ressaltar que eles só analisaram jazidas terrestres, e como as jazidas offshore são mais intensivas em termos de bens de capital (peso maior), deve-se esperar resultados mais favoráveis a suas conclusões para o caso offshore. Essas conclusões reforçam as premissas dessa tese, em termos de correlação positiva do custo operacional e do investimento com o preço do óleo, sendo mais forte para o caso de custo operacional.


Outro artigo de interesse e com conclusões de forma geral coerentes com o artigo analisado no parágrafo anterior, é de Kuuskraa & Godec & Morra Jr. (1986), onde eles mostram (pg.3) que o custo de perfuração/completação de um poço terrestre médio em 1973 era de US$ 75.000, quando o preço do petróleo era de US$ 3,89/bbl; salta para US$ 293.000 em 1981, quando o preço do petróleo atinge US$ 33,71/bbl; e despenca para US$ 150.000 em 1986, quando o preço era estimado em US$ 15,00/bbl. Ele afirma (pg.4) que os custos de uma jazida são “intimamente ligados” ao preço do petróleo (ver gráficos das figuras 7 e 8, que mostram correlações claramente positivas entre custos de perfuração e preços do óleo). Mas eles mostram também um outro efeito que afeta os custos, que é o efeito de histerese (ver figura 9 do artigo). Ao destacarem que o custo de sondas é o que mais está ligado ao preço do petróleo, eles incluem o fator ociosidade de sondas como também importante na explicação dos custos. Com a grande subida dos preços do petróleo entre 1974 e 1981, houve uma grande demanda de sondas que levou a construção de muitas sondas. Quando o preço do petróleo despencou, houve uma grande ociosidade para as sondas, o que contribuiu para uma queda ainda maior nos custos. Uma regressão considerando ambos, o preço do óleo e a ociosidade de sondas, para explicar as oscilações dos custos de perfuração teve um ajuste muito bom (coeficiente r2 de 0,92).


   Um outro artigo, muito importante, é o de Adelman & Koehn & Silva (1989), que apresenta dados históricos especialmente do período 1946-1986, obtido com uma das mais tradicionais empresas de intermediação de negócios envolvendo reservas petrolíferas (ver também item 4.4, sobre esses dados). O gráfico a seguir, Figura 4.2, mostra os valores de preço do petróleo e de custos operacionais nesse período usando dados desse artigo.
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Figura � STYLEREF 1 \n �4�-� SEQ Figura \* ARABIC �2� - Preços do Petróleo e Custos Operacionais Unitários (1946-1986, EUA) 


A figura mostra uma correlação elevadíssima entre os preços do petróleo e os custos operacionais. Calculando o coeficiente de correlação r  das taxas de variação desses custos com as taxas de variação do preço do petróleo, encontra-se o valor de + 0,96 que é superior ao esperado, embora reforce ainda mais o modelo dessa tese.


No caso do custo de investimento, os autores dispõe de menos dados, e eles são um pouco menos confiáveis pois está misturado com custos de exploração, inclusive de campos que não foram desenvolvidos (ver pg.3), o que compromete um pouco o valor de custo por barril. Mesmo assim dá para ter uma boa idéia da correlação positiva com os preços do petróleo, conforme se observa na Figura 4.3 a seguir.
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 Figura � STYLEREF 1 \n �4�-� SEQ Figura \* ARABIC �3� - Preços do Petróleo e Custos de Desenvolvimento Unitários (1946-1986)


Calculando o coeficiente de correlação r  das taxas de variação desses custos de investimento com as taxas de variação do preço do petróleo, encontra-se o valor de + 0,3 que embora positivo, é inferior ao esperado. Isso pode ser devido ao problema apontado no parágrafo anterior de mistura com custos de exploração, e também pode refletir problemas de contabilidade, que muitas vezes alocam custos operacionais como sendo de investimentos e vice-versa, às vezes por conveniência, ou por comodidade, ou por dificuldade�. Embora esses valores calculados reforcem mais o modelo da tese, é provável que a correlação do custo operacional não seja tão elevada, e a correlação do custo de desenvolvimento não seja tão baixa. Mesmo assim, a correlação parece ser mais forte para custos operacionais do que para investimentos, o que foi também a conclusão do mencionado artigo de Beike & Holtz (1995).


Um outro fator a considerar é que, na prática existe um atraso no impacto da variação do custo operacional no valor do projeto. Uma sonda de manutenção (“workover”), por exemplo, em geral tem contratos (com diária fixa) por um período não inferior a um ano, devido ao elevado custo de mobilização/desmobilização�, e assim os reajustes de preços motivados pela variação da demanda se dão com atraso, após o término de cada contrato, enquanto que na receita o impacto das variações do preço do petróleo é imediato. No horizonte temporal da vida de um campo (20 a 30 anos) no entanto, mesmo com atraso essas variações no custo operacional acabam tendo impacto no valor do projeto já implantado, de forma que se pode desprezar o efeito desse atraso.


Um outro aspecto sobre a incerteza nos custos operacionais se remete ao analisado anteriormente no capítulo 3 (seção 4), sobre o efeito da incerteza dos custos na regra de decisão e no valor da opção. Para isso se repetirá a equação em que o efeito dos custos (suponha que seja o valor presente dos custos operacionais, que pode ou não ser somado ao valor presente dos investimentos�, dependendo do modelo) na incerteza total é nulo:  sD = r sV. Se considerar o caso particular de r = 1 (perfeitamente correlacionado) e de incerteza (volatilidade) do custo igual a incerteza no preço do petróleo, o efeito é nulo, isto é, tanto faz considerar o custo estocástico (com r = 1, e sD = sV), quanto não considerá-lo (com r = 0, e sD = 0). Para o custo operacional, assim como foi feito no modelo de Paddock, Siegel & Smith, nesta tese esse custo será considerado estocástico, com r = 1, e sCO = sV. No modelo de Bjerksund & Ekern (ver item 3.5.2), se obtém o mesmo efeito considerando o custo operacional como sendo não estocástico (com r = 0, e sCO = 0).


A premissa simplificadora adotada na tese é a de que custo de investimento não é estocástico, ou se é estocástico ele tem um efeito nulo na regra de decisão e no valor da opção. Isso também significa que o valor do investimento independe da evolução do valor da reserva (e logo independe da evolução do preço do petróleo). Repare que o horizonte temporal do investimento é bem menor do que no caso do custo operacional, que se dá ao longo de toda a vida do projeto. No modelo estocástico adotado, a variância cresce linearmente com o tempo. Logo existem mais chances de que o custo operacional venha a assumir um valor bem diferente do corrente, do que no caso do investimento. Já foi analisado também no item 3.4, que o efeito da incerteza do custo pode ser desprezível ou mais provavelmente até reduz a incerteza total, para valores típicos de r e sD em projetos de E&P. Logo, a premissa de desprezar o efeito da incerteza dos investimentos é razoável ou conservadora, e é largamente usada nos artigos de opções em petróleo, sendo que suas nuanças podem ser capturadas numa análise de sensibilidade de sV , o que será feito no capítulo 5. Como já foi visto, a incorporação no modelo da incerteza no custo de investimento também pode ser feita de uma maneira fácil, mas é necessário ter valores confiáveis para r  e sD.


- A Taxa de Distribuição do Fluxo de Caixa (d ) é Constante


Foi visto no capítulo 2 (itens 2.2 e 2.4) que o retorno esperado do investimento ou a taxa de desconto ajustada ao risco m  pode ser vista como a soma da taxa de crescimento do projeto (“drift” a ) mais a taxa de dividendos d . Assim é usual na teoria de opções reais assumir que as variações em m  são todas devido às variações em a , e consequentemente assumir d constante. Poderia-se pensar que d  não seria constante mas função do valor do projeto, que flutua estocasticamente. No entanto, algumas considerações sobre o fluxo de caixa (depleção e custo operacional) mostram que considerar o valor de d  como constante é bem razoável, especialmente num projeto de E&P de petróleo. 


Um dos aspectos a ser considerado sobre o efeito do custo operacional no projeto é que a depleção das reservas com o tempo, causa uma produção declinante (receita esperada declinante) ao longo da vida do reservatório. Considerando que embora os custos operacionais também declinem, eles o fazem em uma menor proporção (a não ser que fossem aproximados como lineares com a vazão), se chega a um ponto que o custo operacional ultrapassa o valor da receita operacional. Isso tem dois efeitos, a seguir analisados. 


Primeiro, d  já considera a depleção (conforme se verá na equação de d, no item 4.2), sendo função da qualidade específica do fluxo de caixa do projeto (qualidades geológicas e econômicas), isto é, de parâmetros como custo operacional do projeto e do declínio exponencial da produção do projeto. Logo não é um valor médio ou agregado, de toda a indústria do petróleo, como ocorre em outros modelos, especialmente os que usam o preço do petróleo como variável estocástica.


Segundo, a taxa de distribuição de fluxo de caixa líquido (d ) pode ser considerada constante, pois se o lucro operacional (“dividendo”) declina, também declina o valor do projeto (valor econômico das reservas remanescentes), assim se pode pensar nessa relação como constante, mas calculado como a média das taxas de dividendos dos fluxos de caixa esperados, usando estimativas de projetos reais. 


Se o fluxo de caixa esperado fosse constante (o que não é o caso em projetos de E&P), e o projeto tiver vida finita (ex.: acaba com a vida útil dos equipamentos), então d  seria crescente com o tempo, pois o valor do projeto cairia com o tempo, mas não o fluxo de caixa. Ou seja, no cálculo de d, o numerador (fluxo de caixa) fica constante, enquanto que o denominador (valor do projeto) vai caindo. Isso é mostrado com gráficos no artigo de Myers & Majd (1990), que mesmo assim usam um valor de d  constante (médio), fazendo d  ficar independente do valor do projeto. Eles justificam isso (ver pg.6) dizendo que é uma prática comum usar uma única taxa de desconto de fluxo de caixa para o projeto implantado�. Mais interessante e relevante para o caso da tese, Myers & Majd (1990, ver nota 6, pg.19) mostram que o valor de d  não é afetado por erros de estimativa do valor esperado do fluxo de caixa, já que o valor esperado do projeto seria igualmente afetado (mesmo percentual) e logo a razão não seria afetada por esses erros. Isso reforça a premissa de d  não flutuar com as variações de V, e de ser razoável considerar d  como constante.


Pode-se argumentar que nos últimos anos de produção o valor de d  se eleva, pois  no último ano o valor do fluxo de caixa seria igual ao valor do projeto, ou seja o fluxo de caixa representaria 100% do valor do projeto. A rigor, no entanto, quando o lucro cai a zero a jazida ainda tem valor, pois existe uma probabilidade dos preços subirem, isto é, existe o valor da opção de abandono, que tem uma participação percentual crescente no valor do projeto, quanto mais o projeto for pouco rentável, e assim nada se pode afirmar, a priori, sobre o valor de d (se aumenta ou diminui) nesses últimos anos da vida do projeto. Além disso, esse efeito, que só começa a ter importância no final da vida útil do campo, é pequeno para efeito de decisão de investimento, assim como os outros efeitos ocasionados pela opção de abandono (ver item 3.4.2 sobre interações entre opções). Logo a premissa de d  constante é bem razoável para o caso estudado.


Toda essa intuição pode ser analisada em detalhes em modelos mais sofisticados, mas o objetivo dessa tese é apresentar um modelo simples, fazendo uso de raciocínio intuitivo para possíveis extensões, assim como indicar caminhos para que isso possa ser feito em futuras teses, ou em projetos de pesquisa de empresas.


� A extensão do modelo para o caso de custo também estocástico, é análoga a uma opção de commodities, especialmente uma opção cambial, que pode ser visto como o modelo geral.


� No site Internet anexo a tese, pode-se acessar uma hiperligação para um site (Robert’s Option Pricer Online) que precifica essas opções americanas com dividendos contínuos, usando o método binomial.


� Muitos dos seus resultados podem até ser conferidos via o site da Internet mencionado na nota de rodapé anterior, que usa um método de solução alternativo.


� V pode ser calculado pelos métodos do cap.6 de Dixit & Pindyck, 1994. Eles calcularam F(P) no lugar de F(V), usado nos cap.5, 10, e 12, mas poderia usar F(V) também nesse capítulo (ver pg.182), não tendo feito por que existem aplicações em que isso complicaria a solução. Alternativamente, V pode ser calculado como um fluxo de caixa descontado, mas usando uma taxa de desconto de mercado (o que será feito nessa tese).


� Em 5 anos de prática como gerente de produção em várias plataformas na Bacia de Campos, e em mais de 5 anos de prática em análise econômica de projetos, o autor da tese nunca viu uma exceção sequer.


� O ponto de vista aqui é de uma firma tomadora de preços. No caso de produção planejada por um cartel, como o caso da OPEP, isso não vale pois o cartel enxerga uma curva de demanda (preços decrescentes com a produção). Assim, a produção do cartel é estabelecido economicamente. Esse problema não é de interesse para essa tese, e não será abordado.


� Royalties ou indenização sobre a lavra, são impostos (percentual) sobre a produção. 


� Ver por exemplo, no EVTE da Bacia de Santos (Janeiro de 1994), coordenado pelo autor (Dias, 1994), a tabela detalhada de custos operacionais na pg.51.


� Custos de workover são custos discretos (“lump-sum”) não proporcionais à vazão dos poços (proporcionais ao tempo de sonda) que, na maioria das vezes, faz o poço passar de zero para a vazão máxima. Já os custos discretos que aumentam o limite técnico da produção de um poço (como recompletação e estimulação de poços) são considerados investimentos.


� Os limites técnicos podem ser as condições mecânicas do poço (evitar produção acentuada de areia ou até desmoronamentos), problemas de reservatório (evitar a formação de cones de água ou produção da capa de gás), ou limites do capital instalado (capacidade máxima da planta de processo, ou do oleoduto, etc.). 


� Adaptado da demonstração de Majd & Pindyck (1987, pg.12) 


� No modelo da tese, o principal impacto desse modelo de correlação-zero seria no d. Para efeito comparativo poderá também ser calculado alguns casos com essa premissa, só que d (V*) teria de ser calculado em processo iterativo em conjunto com V*.


� Até com salários de profissionais de petróleo isso ocorre, embora em menor escala. Mesmo no caso de empresas com poder monopsônio, como a Petrobras, os funcionários mais antigos se lembram do período de melhores salários, que começaram a ter queda real principalmente a partir de meados da década de 80, justamente quando começou a declinar P.


� Revista “Time” de 27 de Agosto de 1990, gráfico extraído do CD-ROM dessa revista.


� Por isso, em 1982, chegou-se a ter diárias de sondas a US$ 100.000/dia, que despencaram na segunda metade da década de 80 para cerca de US$ 25.000/dia.


� Ocorreu para as jazidas mais profundas. O tempo de sonda cresce exponencialmente com a profundidade da jazida.


� Razões fiscais (minimizar impostos), ou gerenciais em uma unidade operacional (lança parte de um investimento como custo operacional, evitando uma mudança na esfera de decisão de um projeto), ou até problemas de rateio: “o engenheiro X e o equipamento Y trabalharam tanto em atividades de investimento quanto operacionais, como proceder o rateio do custo?”.


� Isso é ainda mais realista no caso do Brasil, já que tem de haver uma compensação para o custo mais elevado de mobilização de uma sonda que trabalha numa região com mais oportunidades de demanda (como no Mar do Norte e Golfo do México) para uma região mais isolada (Bacia de Campos).


� Isso é feito por exemplo em Tourinho (1979). Paddock et al (ver nota 5, pg.485) criticam isso, mas somente por eles terem mais informações de mercado (mercado de reservas). A abordagem de Tourinho é mais geral (para um recurso natural), não usando informações de mercado que são específicas para o petróleo (mercado de reservas).


� Ver no item 2.4.1, que isso só é razoável para quando não existem opções relevantes, que no modelo da tese se dá com o projeto implantado, ou seja, após o exercício da opção de investimento.
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