O Mercado de Reservas  e  o  Arrendamento  de  Blocos 


A Carteira de Reservas e o Mercado Global de Reservas


O mercado de reservas tem um importante papel no modelo da tese, no sentido de conceituar e estimar o valor de mercado dessas reservas desenvolvidas. Mas sua importância é muito mais ampla para uma empresa de petróleo.  A moderna empresa de E&P de petróleo além de maximizar o valor de sua carteira de projetos (incluídos os projetos que geram informações, que trazem novas oportunidades de crescimento), deve também maximizar valor da sua carteira de reservas desenvolvidas, ou seja, deve considerar a compra e venda dessas reservas. As reservas de um campo em produção podem valer mais para uma firma que para outra�, ou por razões de ordem estratégica, ou por razões de especialização da empresa (inclui estimativas de custos operacionais diferentes), assim como por razões fiscais, custo de capital, etc., como será visto a seguir. As negociações podem ser somente uma jazida isolada, como também pode envolver aquisições ou fusões de companhias, ou a compra de uma participação em uma companhia que possua reservas desenvolvidas como uma parcela importante dos seus ativos. 


Como observado por Hickman & Seanard (1995, pgs.229-230), o mercado de reservas é tão antigo quanto a história da indústria do petróleo, mas ganhou mais liquidez no final dos anos 70 e nos anos 80, devido ao aumento significativo dos preços do petróleo�, movimentando hoje bilhões de dólares por ano (ex.: US$ 9 bilhões em 1993 e US$ 7 bilhões em 1994)�. As maiores companhias de petróleo americanas vem desinvestindo de reservas marginais e não-estratégicas, como um processo de racionalização de ativos, enquanto companhias independentes agressivas vem usando aquisições para aumentar suas reservas e produção, em vez de disputar novas áreas e investir em exploração e desenvolvimento. Nesse artigo os autores constatam uma “insaciável demanda por propriedades produtoras” por parte dessas companhias independentes�, e tendo experiência na intermediação nesse mercado, eles apontam as dificuldades e as alternativas de negociação.


Em um importante artigo, o inglês Alexander (1992) da BP Exploration Co. Ltd mostra o desinvestimento como a evolução de um negócio. A BP foi compradora de reservas entre 1987 e 1988, seguindo um período em que ela foi vendedora: entre 1989 e 1991, quando vendeu cerca de 650 milhões de barris de óleo equivalente em reservas, por cerca de US$ 4 bilhões. Ele justifica essas transações como uma atividade de gerenciamento ativo da carteira de reservas� que adiciona valor para a empresa, em contraposição com uma postura de manter a carteira constante. O desinvestimento para a BP é baseada nos objetivos estratégicos da companhia para a otimização dessa carteira de reservas, de forma “a reduzir a um mínimo a necessidade de uma estrutura complexa de gerenciamento, e concentrando os recursos de capital, de habilidade técnica e de pessoal, naqueles projetos os quais oferecem as melhores oportunidades de lucratividade e de crescimento”. A BP desenvolveu um extenso banco de dados de negociações de reservas que ocorreram no mundo inteiro, permitindo que a companhia tenha um bom discernimento do valor de mercado das reservas, como também da possibilidade de negociação (“marketability”) desses ativos. Ele conclui que isso possibilitou à empresa obter uma forte vantagem competitiva (usou o conceito de M. Porter das 5 forças competitivas nessa análise).


No mencionado artigo, Alexander apresenta ainda uma série de gráficos interessantes (principalmente as figuras 2, 3, 4 e 6). Baseando-se em dados da tradicional firma americana de intermediação de reservas, a John S. Herold, ele mostra que o mercado mundial de reservas desenvolvidas movimentou em 1988 cerca de US$ 26 bilhões (ver pg.212), dos quais cerca de US$ 8,5 bilhões no Reino Unido (UK), US$ 9 bilhões nos EUA e US$ 5,5 bilhões no Canadá, que são os principais mercados, mas sofreu uma grande queda em 1990 quando negociou pouco mais de US$ 6 bilhões (ver fig.2). No entanto a BP esperava vender em 1992 entre US$ 500 milhões a US$ 1 bilhão em reservas. Ele mostra também (figura 3) que o valor médio de cada transação é sistematicamente maior no Reino Unido (cerca de US$ 650 milhões em 1988 e de US$ 280 milhões em 1991, por exemplo) do que nos EUA (cerca de US$ 380 milhões em 1988 e de US$ 60 milhões em 1991, por exemplo). Isso mostra que os dados do Reino Unido envolvem principalmente campos offshore, que são em geral maiores, enquanto que nos EUA a participação de campos terrestres, menores, é significativa, puxando a média para baixo. No entanto, a nível de preço médio por barril de reserva, eles são muito próximos (ver figura 4 do artigo), tendo sido um pouco maior para os negócios do Reino Unido em 1988-1989, e um pouco menor em 1990-1991. Embora seja uma série temporal curta, isso pode sugerir que os preços das reservas offshore e terrestres não são muito diferentes (ver próximo sub-item). 


Em relação à motivação do comprador, Alexander mostra no mesmo artigo (figura 6) que isso é devido principalmente ao desejo de expansão dos negócios (reservas e produção), seja em áreas vizinhas, expandindo negócios existentes, seja em novas áreas. Uma outra motivação, com menor peso, é a racionalização de negócios com a aquisição de certas propriedades produtoras. Em um degrau de motivação um pouco abaixo vem o benefício fiscal.


Dentro dessa perspectiva de gerenciamento ativo da carteira de reservas, o artigo de Rosiere (1993) da empresa Chevron USA Inc., propõe uma metodologia para determinar o momento ótimo de venda de uma reserva produtora. O alvo dessa análise são as propriedades produtoras maduras, com produção altamente previsível (sem incerteza técnica). A análise responde a pergunta: “É mais lucrativo vender agora, ou operar por mais um ano e então vender?”. Para isso é comparado o valor de venda hoje da propriedade, com o valor presente de mais um ano de fluxo de caixa da operação somado ao valor presente do valor de mercado que a reserva terá daqui a um ano: se o atual valor de mercado é maior, as reservas da jazida em análise são vendidas. Nessa análise é necessário ter uma estimativa de estrutura a termo do valor de mercado das reservas, pelo menos o valor corrente e o valor daqui a um ano. Assim, para cada propriedade produtora madura, é necessário que se tenha uma avaliação tanto do potencial operacional como do potencial de venda.


Já o artigo de Johns & Gailey (1992) da Ultramar Exploration destaca o aspecto das alternativas de reposição de reservas que se pode dar ou através da compra direta ou através da atividade de exploração e desenvolvimento, e para isso eles comparam os preços de aquisição da reserva com custos de exploração e desenvolvimento. Das 27 companhias analisadas no período 1986-1990, 18 companhias tinham a política de reposição ou aumento das suas reservas, mas apenas 9 podiam fazer isso sem recorrer a compras de reservas no mercado (pgs.187-188). Ele mostra também (usando técnicas de VPL normalizado pelo preço do petróleo) que o prêmio pago pelas reservas em adição ao valor prontamente identificável da reserva está declinando com o tempo, e eles interpretam isso como o aumento da maturidade do Mar do Norte como região petrolífera, extrapolando um prêmio zero em 1998, quando se teria uma probabilidade mínima de se encontrar um potencial petrolífero ainda não identificado (maturidade da bacia)�.


Existem várias firmas de intermediação de compra e venda de reservas, assim como uma ampla literatura sobre o assunto. Por exemplo, Doering (1993) da empresa PMC Reserve Acquisitions Co., dedicou um artigo a questão da previsão de custos operacionais dessas propriedades produtoras, destacando erros comuns que se comete, os aspectos relevantes e os métodos disponíveis para a quantificação desses custos. Já Miller (1995), da R.J. Miller & Associates, Inc., usando dados de 200 transações de reservas na Califórnia (fornecidos pelos compradores), calculou a taxa de desconto (nominal e antes do imposto de renda) implícita em cada transação (que resulta em um valor presente igual ao valor pago na transação), encontrando uma média de 23,9%, com uma variação de 17,1% a 30,9% para um intervalo de um desvio padrão. Isso está coerente com os valores de um artigo de Wiley (1988), que afirma que o preço de mercado deve resultar numa taxa anual de desconto (no método do FCD) entre  20 a 25%. Já Lohrenz (1991c, pg.353) observou que essas taxas variam entre 5 a 12%, mas em termos reais e depois dos impostos. 


O Valor da Reserva Desenvolvida e a Regra do 1/3


Dixit & Pindyck, assim como Paddock et al, citam o artigo de Gruy & Garb & Wood (1982) para a estimativa do valor médio de mercado das reservas desenvolvidas, afirmando que esse artigo é uma referência usualmente adotada pelos participantes da indústria. Nesse artigo os autores constatam (ver conclusões) que existe uma relação direta entre o preço do petróleo� e o valor de mercado da reserva desenvolvida, e o fator de proporcionalidade é a velha regra do 1/3. Os 2/3 restantes é a margem que cobre os custos operacionais, o valor do dinheiro no tempo, o risco econômico do negócio (flutuação dos preços do petróleo e dos custos) e até a opção de abandono.


Dados no período posterior (1984-1989), com mais de 1000 transações, deu um valor médio de 34,4 % do preço do óleo, conforme artigo do banqueiro Strevig (1990), confirmando mais uma vez a regra do 1/3 (embora ele nem mencione essa regra). De acordo com Pickles & Smith (1993, pg.21), dados de transações de reservas nos EUA são reportados regularmente por Strevig and Associates, Inc., Houston, enquanto dados dessas transações não só nos EUA, mas também em outros países, são reportados periodicamente por John S. Herold, Inc. (citado em sub-item e item anteriores) e outros. Segundo Paddock et al (pgs.495-496), existem também mercado de ativos financeiros diretamente vinculado a reservas desenvolvidas, que são negociadas e cotadas em bolsas de valores (Nova Iorque e Londres).


No Apêndice D, a tabela do artigo de Strevig (1990) é reproduzida e ampliada, com o cálculo da taxa de retorno das reservas desenvolvidas e das médias anuais. Essa tabela é de valores pagos no mercado no período de 1984 a 1989, por trimestre, em 48 estados americanos, em 1.167 transações, e a Figura 4.4 a seguir foi feita em cima desses dados para ilustrar a regra do 1/3. Essa figura mostra que o valor de mercado das reservas desenvolvidas em termos de percentual do valor do preço do óleo oscila em torno de 1/3, mas às vezes está acima (especialmente na segunda metade da década de 80) ou abaixo (até 1986). Alguns interpretam que por ser a reserva um ativo de longo prazo, os valores de mercado da reserva refletem uma expectativa de longo prazo dos preços do petróleo (como uma reversão à média de longo prazo), antecipando movimentos dos preços do petróleo.
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Figura � STYLEREF 1 \n �4�-� SEQ Figura \* ARABIC �4� - Valor de Mercado das Reservas em Porcentagem do Preço do Petróleo


O artigo de Strevig (1990) cita 4 métodos de avaliação de reservas desenvolvidas:


fluxo de receitas líquidas descontado por uma taxa que reflita o custo de capital e o risco. Aponta o problema desse método ter uma tendenciosidade em favor de campos com alto declínio, além do problema de estipular a taxa de desconto, mas Strevig não descarta o método;


método comparativo, baseado em transações recentes e reais do mercado. Propõe a utilização de 26 fatores de ajuste, para que se possa fazer comparações. Aponta o problema da confiabilidade da informação disponível, que freqüentemente não é completa, mas não descarta o método;


custo histórico, calcado no custo original menos depreciação, depleção e amortização. Ele critica e descarta o método; e


custo de reposição, que leva também em conta a obsolescência e a deterioração. Ele aponta que essa abordagem só é válida para efeito de cálculo de seguros, criticando e descartando o método para outras finalidades.


 


As melhores opções, segundo o artigo, são os métodos “a” e “b” (métodos do FCD e do valor de mercado comparativo, respectivamente), recomendando que a reserva seja avaliada por ambos os métodos, em paralelo, para verificação recíproca (em caso de discrepância de mais de 10%, propõe que se revise os cálculos de ambos). Ele dá mais ênfase ao método “b” (confiar na eficiência do mercado), mostrando uma ficha de 26 fatores de ajuste advindas das características da reserva, do “status” do proprietário/operador e da estrutura da transação. 


O artigo mais interessante e importante sobre o mercado de reservas é o de Adelman & Koehn & Silva (1989). Adelman é professor do MIT (provavelmente a melhor universidade sobre economia na área de energia) dedicado a área de petróleo. Eles concluem que o mercado de reservas é eficiente, apesar dos “ruídos” gerados pelas grandes oscilações ocorridas nas décadas de 70 e 80. Primeiro eles apresentam alguns dados da firma de intermediação Scotia Group, também publicado no periódico “Oil & Gas Journal”, cobrindo o período 1979-1988, e determinam o valor de mercado das reservas em transações de aquisições de companhias. Com auxílio de uma regressão linear, que visa separar os ativos das companhias que não sejam reservas e também verificar a participação do óleo e do gás, eles calculam quanto foram pagos efetivamente pelas reservas�.


O artigo de Adelman & Koehn & Silva (1989) também apresenta uma tabela com uma longa série histórica (1946 a 1986) de preços do petróleo, valor das reservas desenvolvidas, custos operacionais, custos de desenvolvimento, antes e depois dos impostos, e algumas razões entre esses valores (a tabela é reproduzida no Apêndice D dessa tese).  Esses dados foram emitidos pela John S. Herold Company, provavelmente a mais tradicional empresa de intermediação de reservas, que apresenta periodicamente cotações de valores de reservas�. Embora os valores das reservas não sejam a rigor valores de mercado, como ressalta o artigo, “os dados são sujeitos a um processo de mercado: é o mais perto do que os investidores consideraram como razoáveis, isto é, estariam dispostos a pagar ou teria demanda” e “as avaliações da Herold são freqüentemente usadas como referência e cotadas pela imprensa financeira”. Assim, parece que esses dados são bastante confiáveis e podem ser considerados como valores de mercado. A Figura 4.5 mostra os valores dos preços do petróleo e das reservas.
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Figura � STYLEREF 1 \n �4�-� SEQ Figura \* ARABIC �5� - Preços das Reservas Desenvolvidas e do Petróleo (1946-1986)


A correlação entre preços do petróleo e das reservas é de + 0,99, enquanto que a correlação das taxas de variação desses preços é de + 0,86, usando os dados que montaram a figura anterior. O valor médio da reserva é de 31 % do preço do petróleo (outra vez próximo da regra do 1/3). O levantamento de custos operacionais permite que se faça outra proporção, chamada de regra do ½ : se for abatido do preço do petróleo os custos operacionais, incluindo os royalties (“preço líquido do petróleo”), o valor da reserva é em média cerca da metade do preço líquido do petróleo. Assim a metade restante considera o valor do dinheiro no tempo, o risco e o imposto de renda (do lucro, não da produção). Na tabela a média dessa relação foi de 48%, ou seja próximo dessa regra. Como observam os autores, tanto a regra do 1/3 como a regra do ½  são uma boa aproximação, sendo que a série histórica mostra que até 1973, o valor das reservas estavam em geral um pouco abaixo dessas médias, e a partir de 1973 o valor das reservas em geral um pouco acima dessas médias. Os autores também citam (pg.47) o artigo de Adelman (1988) em que foi demonstrado a seguinte relação entre valor das reservas (V) e preço do petróleo líquido de custos operacionais e royalties (PL), que ilustra a regra do ½ :  V/PL =  a / (a + i). Onde  a  é a razão entre produção e reservas, e  i  é a taxa de desconto. Os autores afirmam então que se a  e  i  são aproximadamente iguais (“como vem ocorrendo desde a segunda guerra mundial”) então a regra do ½  é coerente (e indiretamente também a regra do 1/3). Esse trabalho é baseado em técnicas de FCD, mas no modelo da tese se está desprezando as opções após o exercício da opção de investir (timing), e nesse caso (estimativa de V) as equações derivadas do FCD não são contraditórias com o modelo da tese, desde que bem aplicadas.


Analisando cerca de 600 transações de reservas nos EUA, Caldwell & Heather (1989) afirmam (ver abstract) que o “preço histórico pago pode ser diretamente correlacionado ao preço corrente do petróleo e também com uma visão do futuro”. Assim refletiria também uma expectativa de longo prazo dos preços do petróleo, seja de subida ou descida�. Nesse artigo eles fazem uma regressão (figura 1) do valor pago pelo mercado em função do tamanho da reserva, e a reta obtida tem o elevado coeficiente de correlação de 0,97, que sugere de novo que o valor de mercado por barril de óleo equivalente de reserva não se altera muito com o tamanho do campo. Isso significa que o valor de mercado da reserva pode ser considerado aproximadamente igual para campos maiores (como campos offshore) e campos menores (como em campos terrestres). Eles concluem que as transações em que as jazidas são compostas de forma predominante por óleo, tem um valor de mercado próximo a 35% do preço do petróleo (bem próximo da regra do 1/3), enquanto que as reservas compostas de forma predominante por gás (campos de gás não-associado), tem um preço de cerca de 45% do preço de comercialização do gás (na cabeça do poço)�.


Em Diggle & David (1987, ver pg.76 e a figura 8) comparando campos terrestres menores com campos maiores, mostra até que os valores unitários pagos pelo mercado foram um pouco mais elevados para campos menores do que para os campos maiores�, mas explica isso pelo peso percentualmente maior que tem os ativos que são vendidos em conjunto com a jazida, isto é, o valor do terreno e dos equipamentos de produção passa a ter uma maior participação no valor de venda da propriedade produtora.


Outra questão de interesse é o valor das reservas de vida curta versus o valor das reservas de longa vida. Naturalmente se um reservatório tem melhores propriedades permo-porosas, e/ou o petróleo é de melhor qualidade, do que outro de mesmo tamanho, se pode extrair mais rapidamente o petróleo do primeiro, o que é uma vantagem, considerando o valor do dinheiro no tempo. Assim é natural que as reservas de vida curta sejam mais valiosas que as que demoram mais para serem extraídas. No entanto, técnicas como o FCD em que se adiciona uma parcela de risco na taxa de desconto, podem sub-avaliar as reservas de longa vida, achando valores abaixo do que o mercado considera adequado. Em Gruy & Garb & Wood (1982, pg.105) eles mostram que se usar a taxa de desconto média, implícita nos valores de mercado das reservas (que eles calcularam como sendo 10,5%) para calcular os valores dos dois tipos de reservas, se subavaliará as reservas de longa vida e se sobreavaliará as reservas de vida curta. 


O artigo de David & Hickman (1990) é dedicado a esse tema, e também constata que as reservas de longa duração são avaliadas pelo mercado por valores superiores aos das reservas de vida curta se forem usados as mesmas taxas de desconto no método convencional de FCD, onde o efeito de desconto  penaliza demasiadamente os fluxos de caixa mais distante. Apesar desses autores proporem um método alternativo “prático”  que não tem bons fundamentos, são de interesse (ver pg.12) vários constatações de mercado e conclusões qualitativas sobre o valor e as vantagens comparativas das reservas de longa duração, como as oportunidades ainda não identificadas de expansão, a possibilidade de tomar vantagem do “lado bom” da incerteza nos preços e de avanços tecnológicos, o fato de ser uma fonte confiável de receita contínua para financiamento de futuras operações da companhia, dentre outras citadas. 


Já Markland (1994) da British Gas E&P, analisa também as reservas de longo prazo, mas numa ótica de teoria das opções. Ele argumenta que se deve usar taxas de desconto diferentes para essas duas categorias de reservas pois o risco é menor, se apoiando no modelo de reversão à média (de um artigo de Laughton & Jacoby) em que a volatilidade declina com o tempo. Ele também usa argumentos de sobrevivência corporativa, para justificar o prêmio a ser pago pelas reservas de longo prazo: o custo de “overhead” (salários fixos e despesas gerais da estrutura corporativa) é coberto a longo prazo mais facilmente quando a empresa tem uma razoável quantidade dessas reservas em sua carteira de reservas, que contribui para a estabilidade corporativa. Outro ponto é que, devido a sua longa vida, essas reservas trazem maiores chances de reinvestimento, como por exemplo em métodos especiais de recuperação de petróleo, caso os preços do mesmo alcancem um patamar elevado.


Arrendamento de Blocos e o Mercado de Reservas Não-Desenvolvidas


Um outro tipo de mercado para as empresas de E&P de petróleo se caracteriza por um maior risco técnico, mas com maiores chances de um retorno bem superior a média: o mercado de arrendamento (leases) de blocos (em que existe apenas uma probabilidade de descoberta de petróleo); e o mercado de reservas não-desenvolvidas (numa área em que já se descobriu petróleo, eventualmente até delimitada, mas sem ter sido realizado os investimentos em desenvolvimento). No caso mais geral, esses blocos e/ou prospectos são ofertados em licitação pelo governo. O vencedor da licitação geralmente pagam um bônus ao governo, e tem um prazo (de 5 a 10 anos, ver Siegel & Smith & Paddock, 1987, pg.25) para explorar e desenvolver o bloco, sob pena de devolver o bloco ao governo, que poderá licitá-lo novamente.


O governo em geral fornece as informações geológicas disponíveis aos participantes da licitação, muitas vezes baseados apenas em dados de sísmica convencional, já que essas informações aumentam o valor que os participantes vão oferecer pelos blocos ofertados. Como mostraram Uman & James & Tomlinson (1979), as informações passadas pelo governo (no caso dos EUA) não são tendenciosas no sentido de sistematicamente apresentar estimativas de jazidas maiores do que as que depois foram comprovadas com a perfuração dos poços, apesar dessas estimativas serem de precisão muito limitada.


A natureza altamente competitiva das licitações desses blocos tem sido objeto de análise em diversos artigos, como em Reece (1979) que usa a teoria dos jogos para modelar a ação das firmas competidoras e a divisão de renda econômica entre comprador e vendedor de blocos, em casos específicos de regime de contratos de partilha da produção, em que os riscos são divididos entre o governo e a firma. Outros artigos muito citados sobre leases são o de Capen & Clapp & Campbell (1971) e o de Lohrenz (1991b).


Existem dois tipos básicos de regimes fiscais em países que tem o mercado aberto para as empresas de E&P: (a) o regime de concessão, em que as empresas pagam ao governo após uma licitação pelos direitos de explorar o bloco, assumindo todo o risco, e caso desenvolva alguma jazida, pagam “royalties” e impostos normais sobre o lucro; e (b) o sistema contratual, em que se estabelecem contratos de divisão da produção (isto é, o governo fica com parte da produção e a firma com a outra) e/ou contratos de serviços (o governo paga a firma em dinheiro pelos serviços prestados e fica com a produção). No regime de concessão a firma detém a propriedade das reservas, e segundo Johnston (1995) é o sistema adotado por cerca da metade dos países, especialmente pelos mais desenvolvidos, como os EUA� (e também Inglaterra, Noruega, Colômbia, etc., ver Mannarino, 1991, pg.163). A outra metade dos países (como a Venezuela, Equador, Indonésia, Angola, Rússia, etc.) usa regimes contratuais, onde o governo geralmente detém a propriedade das reservas, sendo mais usado o pagamento às firmas com a produção. No regime de concessão o governo não assume nenhum risco, enquanto que no regime de contratos há uma divisão de risco e retorno com o governo.


O sistema de concessão parece claramente mais eficiente do que o sistema contratual, no que diz respeito a alocação de recursos e na exploração de todo o potencial de uma jazida�. Essa conclusão é suportada por um trabalho recente de Mead (1994), professor da Universidade da Califórnia, que afirma: “Pesquisa empírica mostram um suporte às conclusões teóricas de que o mais eficiente sistema parece ser o de bônus [regime de concessão], sem royalties fixos e com leases emitidos em perpetuidade”�.  A maior eficiência decorre por pelo menos dois motivos básicos: primeiro por causa da propriedade e segundo por causa do tratamento em relação aos custos. Um terceiro motivo é o incentivo às empresas para assumirem o risco técnico, e gerenciá-los de forma eficiente. Esses motivos serão detalhados a seguir.


Sendo as reservas uma propriedade exclusiva da firma, ela pode e tem agilidade de vendê-la para outra firma que eventualmente seja mais eficiente para, por exemplo, produzir com menores custos operacionais as jazidas maduras. Como visto no item 4.4.1, para uma grande empresa de E&P de petróleo, com um estrutura gerencial cara e sofisticada, existe um instante na vida produtiva dessas jazidas maduras em que é ótimo a venda para companhias menores, que conseguem produzir com menores custos e que preferem investir em propriedades de baixo risco técnico do que em arriscar um investimento em exploração e desenvolvimento de uma nova possível jazida. Logo, o regime de concessão permite e favorece o desenvolvimento do mercado de reservas desenvolvidas, que aumenta a eficiência da economia, pois ao mesmo tempo pulveriza o capital nesse setor (entrada de companhias independentes, menos propensas ao risco técnico) e permite que as grandes empresas possam levantar recursos para aplicar em novas jazidas, com alto risco técnico que demanda recursos mais especializados�, mas com maiores oportunidades de crescimento. Cria-se um mercado em que existem oportunidades para empresas com diversas especializações, sem que o governo tenha que criar uma estrutura custosa (para o contribuinte e para as empresas participantes) para regular ou acompanhar essas negociações.


O segundo fator importante é em relação aos custos, sejam de desenvolvimento ou operacionais. No regime de concessão, a empresa é incentivada a operar com os menores custos possíveis (respeitando as normas técnicas e de segurança) pois quanto maior a redução de custos, mais ela é beneficiada. No regime de contratos, a divisão da produção entre o governo e a firma é feita após ter sido abatida todos os custos de desenvolvimento e operacionais, ou seja, a firma recebe de volta (geralmente com a receita da produção) todos os custos que a lei permitir que sejam incluídos como despesas com a jazida sob esse contrato. Obviamente a firma tem menos incentivo para reduzir esses custos�, já que dividirá com o governo esses ganhos (mais do que ocorre com o imposto sobre o lucro). Como exemplo, suponha que uma empresa esteja analisando o investimento em P&D de uma nova tecnologia que irá reduzir custos de manutenção de poços: no caso de um contrato de partilha de 50 % da produção, o fluxo de benefícios desse projeto seria a metade do que se obteria se fosse um regime de concessão. Além disso, cria-se um incentivo para que as empresas lancem como despesas da jazida, outras despesas não diretamente relacionadas com a jazida. Advogados tributários especialistas em contabilidade seriam então bastante necessários para maximizar os lucros, jogando um papel mais importante do que engenheiros e economistas, visando a redução de custos e de programas de P&D, através do desenvolvimento de novas tecnologias para aumentar a eficiência, qualidade e reduzir custos. Por outro lado, aumenta muito a estrutura de fiscalização que o governo terá de adotar, para evitar maiores perdas com as brechas da lei. Às vezes boa parte dessa estrutura de acompanhamento que ocorre em regimes de contratos, é delegada para a empresa estatal, que também obtém uma participação nos lucros mesmo sem investir (ver Mannarino, 1991, pg.171, item d). Isso poderia parecer bom para essa empresa, mas desvia os seus esforços das atividades-fim (E&P) para atividades de fiscalização, além deixá-la vulnerável a desconfianças e ataques de órgãos da imprensa, com perda de valor da marca (prejuízos de marketing).


Uma terceira fraqueza do regime de contratos de divisão da produção é em relação ao risco técnico, embora isso possa ser contornado (embora tipicamente não o seja). No regime de concessão, os custos de exploração são em geral quase que integralmente� abatidos para efeito de imposto de renda de forma imediata (isto é, no mesmo ano fiscal em que são realizados). No caso do regime de partilha de produção, esses custos são recuperados somente após o início de produção e se houver descoberta comercial, ou seja, os custos só podem ser recuperados no anel que circunda a própria área de exploração (“ring fence”). Assim existe muito menos incentivo para a atividade exploratória no regime de contratos de divisão de produção. Além disso, no caso do poço pioneiro significar uma descoberta supostamente comercial, no regime de contratos de partilha, existe um incentivo tributário para iniciar o desenvolvimento o mais rápido possível, sacrificando o trabalho de redução de incerteza técnica da fase de delimitação da jazida, o que pode levar ao desperdício de recursos, com instalações superdimensionadas ou subdimensionadas. Já no regime de concessão não existe a mesma pressa, e o trabalho de delimitação (investimentos em poços de delimitação que são abatidos conforme são feitos) é um trabalho mais racional, passo a passo reduzindo a incerteza técnica, que permitirá realizar um projeto de desenvolvimento mais adequado para o porte da jazida, o que significa uma alocação de recursos mais eficiente da empresa e da economia como um todo. Naturalmente que num contrato de partilha se poderia pensar em dar algum tipo de incentivo fiscal para a exploração, ou até fazer uma exceção ao investimento em exploração, permitindo o imediato abatimento de impostos sobre lucros de outras atividades da empresa. Essa exceção, no entanto, seria equivalente a reconhecer algumas das vantagens do regime de concessão.    


Uma análise detalhada de um caso de regime de contratos é feita em Blitzer & Lessard & Paddock (1984) sobre o Equador. Esse país começou a produzir petróleo em 1911 adotando o regime de concessão até 1972-1973, quando as concessões passaram para a companhia estatal ou foram transformadas em contratos de serviço, passando o país a adotar o regime de contratos. Os autores destacam (na introdução) as incertezas na divisão de riscos e retornos que resultam desse regime de contratos, dada as características da atividade de E&P: “projetos que são economicamente atrativos em termos agregados, são não-atrativos para uma ou ambas as partes [do contrato] por causa das incertezas sobre as divisões de risco e retorno do projeto”. Um exemplo mais recente de como esse tipo de incerteza contratual afeta os investimentos em E&P, é o caso da Rússia, que segundo a agência de energia americana� “pelo menos US$ 60 bilhões de investimento estrangeiro potencial espera por um regime de contratos aceitável”. Na Rússia, de 1991 até o final de 1995 só foram investidos  US$ 1 bilhão por companhias estrangeiras, sendo que várias empresas de petróleo deixaram esse país em 1995 (entre elas, a Elf Aquitaine e a Saga Petroleum), devido unicamente às incertezas contratuais. 


A incerteza poderia ser então considerada mais uma fraqueza do regime de contratos. No entanto, mesmo no regime de concessão, uma considerável incerteza política pode ser introduzida, caso se atribua excessivo poder à agência reguladora e fiscalizadora governamental (DNP, Departamento Nacional de Petróleo, no caso brasileiro), que pode reduzir muito o interesse das companhias e reduzir bastante o valor do bônus que o governo obtém com a licitação dos blocos. Mas isso também pode ocorrer (e até com maior intensidade) no caso do regime de contratos, já que existem mais “arestas” devido à regulamentação mais complexa.


Assim, somente argumentos ideológicos sobre a “importância estratégica” do governo deter reservas de petróleo poderia justificar a adoção do regime de contratos. No entanto, além dos aspectos de eficiência econômica (que acaba revertendo em benefício da sociedade) deve-se considerar que o regime de concessão embora permita em geral que a firma possa exportar o petróleo, normalmente isso é condicional a pré-requisitos tais como o atendimento a demanda local (a preços de mercado), ver por exemplo, Mannarino (1991, pg.167). 


Embora no Brasil ainda deve haver muito debate da lei que regulamentará as atividades de E&P nessa conjuntura pós-monopólio, já foi elaborado pelo Ministério das Minas e Energia um anteprojeto de lei, que adota o mais eficiente regime de concessão. Entretanto, o tempo extremamente curto dado a Petrobras para desenvolver as áreas em que ela já investiu em exploração e descobriu petróleo (3 anos) é a maior falha do anteprojeto, ainda mais quando se considera que as dívidas do governo com a empresa, que ultrapassam US$ 5 bilhões em função das contas álcool e petróleo�, vem restringindo os investimentos da empresa especialmente nos últimos 6 anos, adiando o desenvolvimento de vários campos, postergando sucessivamente as metas políticas de auto-suficiência. 


Nos debates de regulamentação pós-monopólio deve-se ter em mente que, do ponto de vista governamental, quanto maior a liberdade gerencial dada às empresas, maior será o valor que o governo obterá (e imediatamente) com os bônus que as empresas irão ofertar na licitação das áreas. Aliado a isso, quanto mais simples e menos regulamentado for o setor, mais “enxuta” será a estrutura do órgão federal que irá acompanhar ou fiscalizar as atividades. Nessa tese foi mostrado que a liberdade gerencial pode ser vista como opções reais valiosas, e no capítulo 5 será mostrado a quantificação de uma dessas liberdades, a de timing de investimento, que mostrará ser um valor significativo.


Será agora ilustrado uma verificação empírica da vantagem do uso da teoria das opções em arrendamento de blocos, quando comparado ao método tradicional do FCD. No artigo do Siegel & Smith & Paddock (1987) se faz uma interessante análise prática desse caso de licitação de blocos offshore (lease de blocos). Nesse caso o artigo aponta que, para avaliar um lease, tem que se levantar as distribuições de probabilidades para a quantidade esperada de reservas e para os associados custos de exploração. Como os riscos dessas quantidades e custos são não-sistemáticos, no sentido de não serem correlacionados aos largos movimentos gerais da economia, pode-se simplesmente tomar os valores esperados dessas distribuições e cair no caso de reservas não-desenvolvidas, como um valor esperado da mesma�.


No artigo do Siegel & Smith & Paddock (1987), é analisado um caso real, ocorrido em 1980, de lease de 6 blocos no Golfo do México. É feita então uma comparação da avaliação dos blocos do ponto de vista de opções com a avaliação feita pelo método do fluxo de caixa descontado (feito pela Companhia X). São utilizados os mesmos dados técnicos da Companhia X para que se possa comparar as metodologias econômicas de avaliação dos blocos. 


Assim, a Companhia X realizou uma estimativa de reservas, usando uma distribuição triangular (valores de mínimo, esperado e de máximo, do volume recuperável de petróleo), que foi transformada em distribuição log-normal pelos autores (máximo e mínimo viraram percentis de 95% e 5%). Também foi usada a mesma estimativa de risco de “poço seco”, isto é, a probabilidade de não haver descoberta. Foi usado o cronograma de custos de exploração e de desenvolvimento da Companhia X, para calcular o valor presente do custo de investimento por barril de reservas recuperáveis.


A Tabela 4.3 (ver Siegel & Smith & Paddock, 1987, pg.29) mostra os resultados dessa licitação para os seis blocos, assim como os valores dos blocos sob a ótica da teoria das opções (usando os dados técnicos da Companhia X). Como se pode notar, a Companhia X, usando o método tradicional de fluxo de caixa descontado, não ganhou nenhuma licitação, ficando não só abaixo de todas as ofertas máximas (propostas ganhadoras) como também em geral abaixo da média das ofertas dos concorrentes. Se a Companhia X tivesse usado a teoria das opções ela não subavaliaria tanto esses ativos e teria ganho a licitação em dois blocos (blocos 4 e 5).


Tabela � STYLEREF 1 \n �4�.� SEQ Tabela \* ARABIC �3�  Licitação de 6 Blocos do Golfo do México (em milhões de US$)


BLOCO�
VALOR MÉDIO DA LICITAÇÃO�
PROPOSTAS DA COMPANHIA  X�
PROPOSTAS GANHADORAS�
AVALIAÇÃO POR OPÇÕES�
�
1�
19,50�
9,14�
49,19�
19,55�
�
2�
42,67�
38,63�
120,73�
59,10�
�
3�
14,08�
6,13�
33,39�
20,65�
�
4*�
28,23�
20,67�
51,03�
71,31�
�
5*�
21,48�
28,56�
41,79�
60,35�
�
6�
20,01�
4,30�
55,12�
22,14�
�
MÉDIA�
24,33�
17,90�
58,54�
42,18�
�
OBS: * blocos que teriam sido ganhos pela Companhia X, se usasse a teoria das opções.


Naturalmente, se uma companhia for suficientemente agressiva, ela poderia ganhar a licitação de todos os blocos com propostas de valores elevadíssimos, mas essa vitória não seria um sinal de inteligência. A eficácia de uma proposta em uma licitação pode ser vista usando o conceito de “dinheiro deixado sobre a mesa” (D.S.M.), isto é, a diferença entre a mais alta proposta (ganhadora) e a segunda mais alta proposta. Quanto menor essa diferença, melhor para a firma que ganhou a licitação.


A Tabela 4.4 (extraído de Siegel & Smith & Paddock, 1987, pg.30) mostra o montante de dinheiro deixado sobre a mesa de licitações e os percentual desse D.S.M. em relação ao montante da proposta, para cada bloco (quanto maior esse percentual, pior para a ganhadora do bloco). Pode-se notar que o percentual médio de D.S.M. dos dois blocos que seriam ganhos com a teoria das opções (29,50 %) é menor do que o percentual médio de D.S.M. da indústria (36,43 %), o que indica uma performance economicamente superior da teoria das opções para avaliar os leases desses blocos. O valor do DSM da indústria no bloco 4 reportado no artigo foi omitido pois esse valor estava incoerente com a tabela anterior�. No artigo, obteve-se um DSM da indústria de 58%, aumentando a vantagem da teoria das opções. Os valores são em milhões de dólares, exceto onde indicado.


Tabela � STYLEREF 1 \n �4�.� SEQ Tabela \* ARABIC �4� - Dinheiro Deixado Sobre a Mesa (DSM) em Licitação de Blocos Offshore


BLOCO�
D.S.M. POR TEORIA DAS OPÇÕES�
D.S.M. DA INDÚSTRIA�
% D.S.M. DA INDÚSTRIA�
% D.S.M.  POR OPÇÕES�
�
1�
�
5,42�
11 %�
�
�
2�
�
53,83�
45 %�
�
�
3�
�
16,56�
50 %�
�
�
4*�
20,28�
ND�
ND�
28 %�
�
5*�
18,56�
6,24�
15 %�
31 %�
�
6�
�
27,32�
50 %�
�
�
MÉDIA�
média ponderada�
média ponderada�
36,4 %�
29,5%�
�
OBS: * blocos que teriam sido ganhos pela Companhia X, se usasse a teoria das opções.





�



� Ver por exemplo Alexander (1992, pg.216, nota 2)


� Criaram-se até fundos de renda variável para o pequeno investidor, baseado em reservas produtoras de petróleo, como o da Petro-Lewis (que em 12 anos adquiriu cerca de US$ 2,5 bilhões em reservas, ver Isaacs & Doubek, 1982), que colapsaram com a posterior queda dos preços do petróleo.


� Dados do periódico Petroleum Intelligence Weekly, Extra Edition, April 17, 1995.


� Isso ocorre também na Inglaterra, como observa Alexander, 1992, pg.213, mas esse “apetite” é limitado pela capacidade dessas companhias obter financiamento para as aquisições quando os preços do óleo estão baixos devido ao duplo efeito de ter menos capacidade de pagar juros e o menor valor das ações da firma aumenta seu nível de endividamento.


� Para isso a BP tem um grupo especializado em análise de compra e venda de reservas (A&D, “Acquisitions & Disposals group”). Após a decisão baseada em estudos da A&D, é formado um grupo multidisciplinar, coordenado por um membro da A&D, para implementar a negociação, que deve estar capacitado a dar respostas rápidas.


� Isso significa também que as empresas lá estabelecidas devem aumentar a propensão de investir em áreas fora dessa região. Isso é facilitado pela globalização da economia e pela abertura de mercados até então fechados, que vem ocorrendo em vários países, incluindo o Brasil.


� Isto é, o preço corrente do barril de óleo na superfície, ou seja, do óleo disponível para o refino


� Usando os preços do petróleo de outra tabela do mesmo artigo (até 1986), pode-se calcular que as reservas em média valeram 34 % do preço do petróleo em BOE (outra vez perto da regra do 1/3).


� A John S. Herold publica vários relatórios e informativos sobre transações de reservas. Uma delas é “Herold’s M&A Transaction Review”, publicação trimestral de 100 a 150 pgs., com detalhes de diversas transações de reservas. Essa empresa pode ser acessada via Internet (http://www.herold.com)


� Isso poderia ser interpretado como uma expectativa de reversão a uma média de longo prazo.


� Jazidas de gás não-associado ao óleo tem sempre elevada pressão inicial, e freqüentemente dispensam o uso de compressores, tendo um custo operacional baixo. Isso não ocorre com o gás associado.


� Isso foi observado também por Horn (1986, pg.5), que além disso observou que as empresas estrangeiras (nos EUA) ou de outros ramos, tem pago um prêmio adicional pelas reservas (em relação às industrias domésticas de E&P) para entrar no mercado.


� Sistema predominante nos EUA. Experimentalmente já foram usados outros regimes.


� Segundo Johnston, 1995, pg.42, pode ser mais valioso para uma firma 25 milhões de barris de reserva na Austrália, do que 100 milhões de barris na Malásia, só por causa desses regimes diferentes.


� A última afirmativa significa que não haveria tempo de expiração dos direitos. Assim as firmas teriam real propriedade privada dos blocos. O governo obteria bônus maiores. Isso no entanto não pode ser comprovado empiricamente e, pela teoria das opções, o valor seria desprezível para t > 10 anos.


� Ex.: supercomputadores para sofisticadas análises sísmicas e simulações.


� Um debate semelhante ocorreu no Brasil, na conjuntura de monopólio, sobre como remunerar a produção de petróleo da Petrobras, isto é, se manter a lei que estabelece que seja pelo preço de mercado ou se deveria ser por uma planilha de custos. Para a sorte do país e da empresa, sempre prevaleceu o valor de mercado como referência para os preços controlados pelo governo, e o fato é que a empresa vem reduzindo custos há vários anos.


� Nos EUA, cerca de 90% dos custos de exploração são abatidos imediatamente e o resto é depreciado. Lá a distinção é entre custos intangíveis (abatimento imediato) e custos tangíveis (depreciados). No Brasil, os custos com poços são abatidos imediatamente para efeito de impostos, o que dá um percentual semelhante.


� Ver site Internet: http://www.eia.doe.gov/emeu/cabs/russia.html


� Conta petróleo é para absorver as oscilações diárias de preço do petróleo no mercado sem que se tenha de mudar diariamente os preços dos derivados. Não se paga juros dessa conta. A última vez que essa conta foi devedora para a Petrobras foi em 1986.


� Os riscos exploratórios são de natureza técnica, e pode-se pensar em usar uma abordagem mais rigorosa (ver item 2.3.2.2), em que essa incerteza vai se diluindo ao longo dos investimentos exploratórios, o que inclusive incentiva o início do investimento em jazidas com maior risco técnico


� Agradeço ao Engo Marcelo, da Petrobras, por notar esse problema.








