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ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

Estados de Situacién Financiera Consolidados Intermedios
al 30 de septiembre de 2019 (no auditado) y 31 de diciembre de 2018

(En miles de délares estadounidenses - MUS$)

clalel

ACTIVOS Nota 30/09/2019 31/12/2018
MUS$ MUS$
ACTIVOS CORRIENTES
Efectivo y equivalentes al efectivo 1.640.240 1.904.285
Otros activos financieros corrientes 305.833 210.393
Otros activos no financieros corrientes 10 325.137 307.732
Cuentas comerciales por cobrar y otras cuentas por cobrar corrientes 11 3.545.895 3.551.022
Cuentas por cobrar a entidades relacionadas corrientes 12 14.085 14.337
Inventarios corrientes 13 384.160 339.398
Activos por impuestos corrientes 14 68.359 50.994
Total de activos corrientes distintos de los activos o grupos de activos para su
disposicion clasificados como mantenidos para la venta o como mantenidos para 6.283.709 6.378.161
distribuir a los propietarios
Activos no corrlentes 0 grupos de activos para su disposicion clasificados 51 5468 5825
como mantenidos para la venta
Activos no corrientes o grupos de activos para su disposicion clasificados como 5.468 5.825
mantenidos para la venta o como mantenidos para distribuir a los propietarios
ACTIVOS CORRIENTES TOTALES 6.289.177 6.383.986
ACTIVOS NO CORRIENTES
Otros activos financieros no corrientes 9 2.847.843 2.796.475
Otros activos no financieros no corrientes 10 2.760.025 1.140.708
Cuentas comerciales por cobrar y otras cuentas por cobrar no corrientes 11 607.079 906.508
Cuentas por cobrar a entidades relacionadas no corriente 12 977 1.652
Inversiones contabilizadas utilizando el método de la participacion 15 1.498 2.596
Activos intangibles distintos de la plusvalia 16 5.380.491 5.827.289
Plusvalia 17 1.138.093 1.205.570
Propiedades, planta y equipo 18 8.464.161 8.686.827
Propiedad de inversién 9.940 11.708
Activos por impuestos diferidos 19 380.652 433.037
ACTIVOS NO CORRIENTES TOTALES 21.590.759 21.012.370
TOTAL ACTIVOS 27.879.936 27.396.356
Las notas adjuntas forman parte integral de estos estados financieros consolidados intermedios Péagina 4
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ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

Estados de Situacién Financiera Consolidados Intermedios
al 30 de septiembre de 2019 (no auditado) y 31 de diciembre de 2018

(En miles de délares estadounidenses - MUS$)

PATRIMONIO Y PASIVOS Nota 80/09/2019 S1/12/2018
MUS$ MUS$
PASIVOS CORRIENTES
Otros pasivos financieros corrientes 20 1.526.982 1.648.099
Cuentas por pagar comerciales y otras cuentas por pagar corrientes 23 3.344.023 4.116.247
Cuentas por pagar a entidades relacionadas corrientes 12 372.513 2.996.668
Otras provisiones corrientes 24 265.522 422.863
Pasivos por impuestos corrientes 14 183.098 192.924
Otros pasivos no financieros corrientes 10 287.009 270.120

Total de pasivos corrientes distintos de los pasivos o grupos de pasivos para su
disposicién clasificados como mantenidos para la venta o como mantenidos para 5.979.147 9.646.921
distribuir a los propietarios

Pasivos no corrientes o grupos de activos para su disposicion clasificados

. 51 3.599 3.835
como mantenidos para la venta
Pasivos no corrientes o grupos de pasivos para su disposicion clasificados como 3.599 3.835
mantenidos para la venta o como mantenidos para distribuir a los propietarios
PASIVOS CORRIENTES TOTALES 5.982.746 9.650.756
PASIVOS NO CORRIENTES
Otros pasivos financieros no corrientes 20 4.818.362 4.621.868
Cuentas por pagar comerciales yotras cuentas por pagar no corrientes 23 2.404.380 933.056
Otras provisiones no corrientes 24 907.247 1.363.976
Pasivo por impuestos diferidos 19 598.608 546.070
Provisiones por beneficios a los empleados no corrientes 25 1.220.993 1.343.507
Otros pasivos no financieros no corrientes 10 95.230 105.223
PASIVOS NO CORRIENTES TOTALES 10.044.820 8.913.700
TOTAL PASIVOS 16.027.566 18.564.456
PATRIMONIO
Capital emitido y pagado 26.1.1 9.783.875 6.763.204
Ganancias acumuladas 5.543.240 4.841.687
Otras reservas 26.5 (5.608.041) (4.880.883)
Patrimonio atribuible a los propietarios de la controladora 9.719.074 6.724.008
Participaciones no controladoras 26.6 2.133.296 2.107.892
PATRIMONIO TOTAL 11.852.370 8.831.900
TOTAL PATRIMONIO Y PASIVOS 27.879.936 27.396.356

Las notas adjuntas forman parte integral de estos estados financieros consolidados intermedios Pagina 5



ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

Estados de Resultados Integrales Consolidados Intermedios, por Naturaleza

Por los periodos terminados al 30 de septiembre de 2019 y 2018 (no auditado)
(En miles de délares estadounidenses - MUS$)

ccCl

ESTADO DE RESULTADOS INTEGRALES CONSOLIDADOS
Ganancia (pérdida)

Ingresos de actividades ordinarias
Otros ingresos, por naturaleza

Total de Ingresos de Actividades Ordinarias y Otros Ingresos por Naturaleza

Materias primas y consumibles utilizados
Margen de Contribucién

Otros trabajos realizados por la entidad y capitalizados
Gastos por beneficios a los empleados
Gasto por depreciacién y amortizacién

Ganancias por deterioro yreversos de pérdidas por deterioro (Perdidas por deterioro)

determinadas de acuerdo con NIIF 9
Otros gastos por naturaleza
Resultado de Explotacion

Otras ganancias (pérdidas)
Ingresos financieros
Costos financieros

Participacion en las ganancias (pérdidas) de asociadas y negocios conjuntos que se

contabilicen utilizando el método de la participacion
Diferencias de cambio
Resultado por unidades de reajuste

Ganancia (pérdida) antes de impuestos
Gasto por impuestos a las ganancias, operaciones continuadas
GANANCIA (PERDIDA)

Ganancia (pérdida) atribuible a
Ganancia (pérdida) atribuible a los propietarios de la controladora
Ganancia (pérdida) atribuible a participaciones no controladoras
GANANCIA (PERDIDA)

Ganancia por accién basica

Ganancia (pérdida) por accion basica en operaciones continuadas
Ganancia (pérdida) por accion basica
Numero promedio ponderado de acciones ordinarias en circulaciéon

Ganancias por accion diluidas
Ganancias (pérdida) diluida por accién procedente de operaciones continuadas
Ganancias (pérdida) diluida por accién
Numero promedio ponderado de acciones ordinarias en circulacién

Nota

27
27

28

29
30

30
31

32
32

15

32
32

19

26.6

US$ / accién
US$ / accién

US$ / accién
US$ / accién

enero - septiembre

2019

MUS$
9.659.231
916.453
10.575.684

(6.284.381)
4.291.303

131.380
(612.238)
(669.078)

(142.378)

(838.947)
2.160.042

355
359.560
(918.031)

457

107.827
124.144

1.834.354
(613.021)
1.221.333

821.691
399.642
1.221.333

0,01327
0,01327
61.906.568.589

0,01327
0,01327
61.906.568.589

2018

MUS$
8.468.526
723.188
9.191.714

(5.665.357)
3.526.357

118171
(559.448)
(570.181)

(95.159)

(710.596)
1.709.144

530
226.054
(724.524)

1.432

88.036
122.460

1.423.132
(564.557)
858.575

512.669
345.906
858.575

0,00892
0,00892
57.452.641.516

0,00892
0,00892
57.452.641.516

julio - septiembre

2019
MUS$
3.165.854
181.661
3.347.515

(2.071.127)
1.276.388

45554
(180.288)
(188.702)

(18.632)

(240.450)
693.870

194
115.098
(260.699)

(150)

46.796
37.985

633.094
(239.225)
393.869

277.284
116.585
393.869

0,00380
0,00380
70.669.185.984

0,00380
0,00380
70.669.185.984

2018
MUS$
3.005.724
321.597
3.327.321

(2.266.448)
1.060.873

32.760
(139.609)
(229.929)

(31.657)

(231.797)
460.641

(154)
63.180
(227.684)

)

(29.427)
122.460

389.009
(190.914)
198.095

109.902
88.193
198.095

0,00191
0,00191
57.452.641.516

0,00191
0,00191
57.452.641.516

Las notas adjuntas forman parte integral de estos estados financieros consolidados intermedios
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ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

Estados de Resultados Integrales Consolidados Intermedios, por Naturaleza
Por los periodos terminados al 30 de septiembre de 2019 y 2018 (no auditado)
(En miles de délares estadounidenses - MUS$)

ccCl

enero - septiembre

2019
ESTADO DE RESULTADOS INTEGRALES CONSOLIDADOS Nota
MUS$
Ganancia (Pérdida) 1.221.333

Componentes de otro resultado integral que se reclasificaran al resultado del periodo, antes de impuestos

Ganancias (pérdidas) por diferencias de cambio por conversién (1.098.508)
Ganancias (pérdidas) por activos financieros medidos a valor razonable con cambios en

otros resultados integrales (603)
Ganancias (pérdidas) por coberturas de flujos de efectivo 13.967
Ajustes de reclasificacion en coberturas de flujos de efectivo transferidas a resultados (12.002)
Otro resultado integral que se reclasificaran al resultado del periodo (1.097.146)
Otros componentes de otro resultado integral, antes de impuestos (1.097.146)

2018
MUS$

858.575

(1.423.061)
(391)

2.633
3.389

(1.417.430)

(1.417.430)

Impuestos a las ganancias relativos a componentes de otro resultado integral que se reclasificaran al resultado del periodo

Impuesto a las ganancias relacionado con coberturas de flujos de efectivo (1.009)

Impuestos a las ganancias relativos a componentes de otro resultado integral

que se reclasificaran al resultado del periodo (1.009)
Total Otro resultado integral (1.098.155)
TOTAL RESULTADO INTEGRAL 123.178

Resultado integral atribuible a

Resultado integral atribuible a los propietarios de la controladora (62.128)
Resultado integral atribuible a participaciones no controladoras 185.306
TOTAL RESULTADO INTEGRAL 123.178

(1.582)

(1.582)
(1.419.012)
(560.437)
(634.911)

74.474
(560.437)

julio - septiembre

2019
MUS$

393.869

(1.090.277)
4

1.265
577

(1.088.431)

(1.088.431)

(898)

(898)
(1.089.329)
(695.460)
(601.598)

(93.862)
(695.460)

2018
MUS$

198.095

(687.778)
(34)

3.263
280

(684.269)

(684.269)

(1.523)

(1.523)
(685.792)
(487.697)
(398.807)

(88.890)
(487.697)

Las notas adjuntas forman parte integral de estos estados financieros consolidados intermedios
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ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

Estado de Cambios en el Patrimonio Neto Consolidado Intermedio

Por los periodos terminados el 30 de septiembre de 2019 y 2018 (No auditados)
(En miles de dolares estadounidenses — MUS$)

Cl

Reservas de
ganancias o
Resenas de pérdidas sobre
" a9 Re_servasl por ganancias y acu\{os Ganancias F_’atr_lmomo Participaciones
. . . . Capital emitido | diferencias Reservas de N financieros N atribuible a los Total
Estado de Cambios en el Patrimonio Consolidado . pérdidas por . Otras reservas Total (pérdidas) I no R .
ypagado de cambio coberturas de medidos a valor : propietarios de la Patrimonio
N h planes de varias Otras reservas | acumuladas controladoras
por flujo de caja . razonable con controladora
. beneficios .
conversion . cambios en
definidos
otros
resultados
integrales
Saldo inicial al 01/01/2019 6.763.204 (1.666.109) (5.094) - (397) (3.209.283) 4.841.687 2.107.892
Cambios en patrimonio
Resultado Integral [ [
Ganancia (pérdida) 821.691 399.642
Otro resultado integral (884.326) 799 - (292) - 214.336
Resultado integral
Emision de patrimonio 3.020.671 -
Dividendos (120.138) (265.467)
Incremento (disminucién) por otros cambios - - - - - 156.661 - 105.565

Total de cambios en patrimonio

Saldo final al 30/09/2019

Estado de Cambios en el Patrimonio Consolidado

Saldo inicial al 01/01/2018

3.583.831 1.798.036

Incremento (disminucién) por cambios en politicas contables

Saldo Inicial Reexpresado

585.623 266.276

Cambios en patrimonio

Resultado Integral

Ganancia (pérdida)

Otro resultado integral

Resultado integral

Dividendos

Incremento (disminucién) por otros cambios

512669 | 512,669 345906 | 858575
1151.434 4044 - (190 - i271.432i—

(141.806) | (141.806) (246.920) | (388.726)
- 116208 . 216953

100.745

Y I I R 116.208

Total de cambios en patrimonio

Saldo final al 30/09/2018

Las notas adjuntas forman parte integral de estos estados financieros consolidados intermedios Péagina 8
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ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

Estados de Flujo de Efectivo Consolidados Intermedios, Directos
Por los periodos terminados al 30 de septiembre de 2019 y 2018 (no auditado)
(En miles de ddélares estadounidenses - MUS$)

enero - septiembre

Estado de Hujo de Efectivo Directo Nota 2019 2018
MUS$ MUS$
Hujos de efectivo procedentes de (utilizados en) actividades de operacion
Clases de cobros por actividades de operacién
Cobros procedentes de las ventas de bienes y prestacion de servicios 13.589.278 11.315.929
Cok_)ros_ procedentes de regalias, cuotas, comisiones y otros ingresos de actividades 23810 32768
ordinarias
Cobrqs procedentes de primas y prestaciones, anualidades y otros beneficios de pdlizas 24,669 14.049
suscritas
Otros cobros por actividades de operacion 573.829 566.614
Clases de pagos en efectivo procedentes de actividades de operacion
Pagos a proveedores por el suministro de bienes y servicios (7.156.251) (6.192.927)
Pagos a ypor cuenta de los empleados (682.089) (574.256)
Pago§ por primas y prestaciones, anualidades y otras obligaciones derivadas de las pdélizas (11.725) (10.868)
suscritas
Otros pagos por actividades de operacion 8.c (4.416.718) (3.621.482)
Hujos de efectivo procedentes (utilizados en operaciones)
Impuestos a las ganancias reembolsados (pagados) (453.889) (485.629)
Otras entradas (salidas) de efectivo (144.749) (163.494)
Hujos de efectivo netos procedentes de (utilizados en) actividades de operacién 1.346.165 880.704
Hujos de efectivo procedentes de (utilizados en) actividades de inversién
Flujos de efectivo utilizados para obtener el control de subsidiarias u otros negocios - (1.590.435)
Otros cobros por la venta de patrimonio o instrumentos de deuda de otras entidades 200.161 193.026
Otros pagos para adquirir patrimonio o instrumentos de deuda de otras entidades (222.732) (266.212)
Compras de propiedades, planta y equipo (639.842) (511.865)
Compras de activos intangibles (520.242) (523.646)
Pagos derivados de contratos de futuro, a término, de opciones y de permuta financiera (3.909) (3.080)
Cobros procedentes de contratos de futuro, a término, de opciones y de permuta financiera 6.678 2.657
Dividendos recibidos 1.581 1.475
Intereses recibidos 87.356 73.269
Otras entradas (salidas) de efectivo (5.799) (15.097)
Hujos de efectivo netos procedentes de (utilizados en) actividades de inversion (1.096.748) (2.639.908)
Hujos de efectivo procedentes de (utilizados en) actividades de financiacion
Importes procedentes de la emision de acciones 26.1.1 3.019.814 -
Total importes procedentes de préstamos 8.d 4.317.641 4.262.625
Importes procedentes de préstamos de largo plazo 991.033 2.667.315
Importes procedentes de préstamos de corto plazo 3.326.608 1.595.310
Pago de préstamos 8.d (4.090.879) (1.404.860)
Pagos de pasivos por arrendamientos 8.d (39.795) (21.878)
Pagos de préstamos a entidades relacionadas 8.d (2.487.233) -
Dividendos pagados (634.734) (509.148)
Intereses pagados 8.d (498.745) (305.608)
Otras entradas (salidas) de efectivo 8.d 9.710 5.798
Hujos de efectivo netos procedentes de (utilizados en) actividades de financiacion (404.221) 2.026.929
Incremento neto (dlsmlnucpn) en el efectivo y equivalentes al efectivo, antes del efecto de los (154.804) 267725
cambios en la tasa de cambio
Efectos de la variacién en la tasa de cambio sobre el efectivo y equivalentes al efectivo
Efectos de la variacidn en la tasa de cambio sobre el efectivo y equivalentes al efectivo (109.241) (193.888)
Incremento (disminucién) neto de efectivo y equivalentes al efectivo (264.045) 73.837
Efectivo y equivalentes al efectivo al principio del periodo 8 1.904.285 1.472.763
Efectivo y equivalentes al efectivo al final del periodo 8 1.640.240 1.546.600

Las notas adjuntas forman parte integral de estos estados financieros consolidados intermedios Pagina 9
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ENEL AMERICAS S.A. Y SUBSIDIARIAS

NOTAS A LOS ESTADOS FINANCIEROS CONSOLIDADOS INTERMEDIOS CORRESPONDIENTES AL
PERIODO TERMINADO AL 30 DE SEPTIEMBRE DE 2019
(En miles de délares — MUSS$)

1.

ACTIVIDAD Y ESTADOS FINANCIEROS DEL GRUPO

Enel Américas (en adelante, la “Sociedad Matriz” o la “Sociedad”) y sus entidades subsidiarias, integran el Grupo Enel
Ameéricas (en adelante, “Enel Américas” o el “Grupo”).

Enel Américas S.A. es una sociedad andnima abierta y tiene su domicilio social y oficinas principales en Avenida Santa
Rosa, nimero 76, Santiago de Chile. La Sociedad se encuentra inscrita en el registro de valores de la Comision para
el Mercado Financiero de Chile (en adelante “CMF”), con el N° 0175. Ademas, esta registrada en la Securities and
Exchange Commission de los Estados Unidos de Norteamérica (en adelante “SEC”) y sus acciones se transan en el
New York Stock Exchange desde 1993.

Enel Américas es subsidiaria de Enel S.p.A. (en adelante, Enel), entidad que posee una participacion accionaria del
57,26%.

La Sociedad fue constituida, inicialmente, bajo la razon social de Compariia Chilena Metropolitana de Distribucion
Eléctrica S.A. en 1981. Posteriormente, el 1 de agosto de 1988 la compafiia paso a llamarse Enersis S.A., mediante
modificacién de los estatutos. En el contexto del proceso de reorganizacién societaria llevado a cabo por el Grupo en
el afio 2016, el 1 de marzo del mismo afio la entonces Enersis S.A. pasé a denominarse Enersis Américas S.A. El 1
de diciembre de 2016, se modific la razén social de la compafiia mediante reforma de estatutos, pasando a
denominarse finalmente Enel Américas S.A. Para efectos tributarios la Sociedad opera bajo Rol Unico Tributario N°
94.271.000-3.

La dotacién del Grupo alcanzé los 17.620 trabajadores al 30 de septiembre de 2019. En promedio la dotacion que el
Grupo tuvo durante el periodo 2019 fue de 17.760 trabajadores. Para mas informacion respecto a la distribucion de
nuestros trabajadores, por clase y ubicacién geografica ver Nota 35.

Enel Américas tiene como objeto social realizar, en el pais o en el extranjero, la exploracion, desarrollo, operacion,
generacion, distribucion, transmision, transformacion y/o venta de energia en cualquiera de sus formas o naturaleza,
directamente o por intermedio de otras empresas, como, asimismo, actividades en telecomunicaciones y la prestacion
de asesoramiento de ingenieria, en el pais y en el extranjero. La Sociedad tiene también como objeto invertir y
administrar su inversion en sociedades subsidiarias y asociadas, que sean generadoras, transmisoras, distribuidoras
o comercializadoras de energia eléctrica o cuyo giro corresponda a cualquiera de los siguientes:

la energia en cualquiera de sus formas o naturaleza,

al suministro de servicios publicos o que tengan como insumo principal la energia,
las telecomunicaciones e informatica, y

negocios de intermediacién a través de Internet.

Los estados financieros consolidados de Enel Américas correspondientes al ejercicio 2018 fueron aprobados por su
Directorio en sesion celebrada el dia 27 de febrero de 2019, y posteriormente presentados a consideracién de la Junta
General de Accionistas, celebrada con fecha 30 de abril de 2019, 6rgano que aprobé de forma definitiva los mismos.
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2. BASES DE PRESENTACION DE LOS ESTADOS FINANCIEROS CONSOLIDADOS

2.1 Principios contables

Los estados financieros consolidados intermedios de Enel Américas al 30 de septiembre de 2019, aprobados por su
Directorio en sesién celebrada con fecha 28 de octubre de 2019, han sido preparados de acuerdo a las Normas
Internacionales de Informacion Financiera (NIIF), emitidas por el International Accounting Standards Board (IASB).

Los presentes estados financieros consolidados intermedios reflejan fielmente la situacion financiera de Enel Américas
y sus subsidiarias al 30 de septiembre de 2019 y 31 de diciembre de 2018, y los resultados de las operaciones, los
cambios en el patrimonio neto y los flujos de efectivo por los periodos de nueve meses terminados al 30 de septiembre
de 2019 y 2018, y sus correspondientes notas. Estos estados financieros consolidados intermedios incluyen toda la
informacién y revelaciones requeridas en un estado financiero anual.

Estos estados financieros consolidados intermedios se han preparado siguiendo el principio de empresa en marcha
mediante la aplicacion del método de costo, con excepcion, de acuerdo a NIIF, de aquellos activos y pasivos que se
registran a valor razonable.

2.2 Nuevos pronunciamientos contables

a) Los siguientes pronunciamientos contables han sido adoptados por el Grupo a partir del 1 de enero de
2019:

i. Nuevas Normas e Interpretaciones

Fecha de aplicacion

Normas e Interpretaciones . e
obligatoria:

NIIF 16: Arrendamientos 1 de enero de 2019

CINIIF 23: Incertidumbre frente a los tratamientos del impuesto a las

° 1 de enero de 2019
ganancias

e NIIF 16 “Arrendamientos”

La NIIF 16, emitida en enero de 2016 por el IASB, establece los principios para el reconocimiento, medicién y
presentacion de los arrendamientos, y sus revelaciones asociadas. La nueva norma sustituyé a la NIC 17
“Arrendamientos” y a sus interpretaciones: CINIIF 4 “Determinacion de si un acuerdo contiene un arrendamiento”, “SIC
15 “Arrendamiento operativos — incentivos”, SIC 27 “Evaluacion de la esencia de las transacciones que adoptan la
forma legal de un arrendamiento”. La norma comenzd su aplicacion efectiva a partir del 1 de enero de 2019.

La NIIF 16 se basa en el concepto de control para la determinacién de si un contrato es o contiene un arrendamiento.
Respecto al tratamiento contable para el arrendador y el arrendatario la norma establece lo siguiente:

i) Contabilidad del arrendatario: la NIIF 16 requiere que los arrendatarios contabilicen todos los arrendamientos
bajo un Unico modelo, similar a la contabilizaciéon de arrendamientos financieros bajo la NIC 17. Esto es, en la
fecha de inicio de un contrato de arrendamiento, el arrendatario reconoce en el estado de situacion financiera
un activo por el derecho de uso del bien y un pasivo por las cuotas futuras a pagar, y en el estado de resultados
la depreciacion por el activo por derecho de uso separadamente del interés correspondiente al pasivo por
arrendamiento relacionado. La norma incluye dos exenciones de reconocimiento voluntarias para los
arrendamientos de bajo valor y arrendamientos de corto plazo (igual o menor a 12 meses).

ii)  Contabilidad del arrendador: no se maodifica sustancialmente respecto al modelo que establecia la NIC 17. El
arrendador debe clasificar los arrendamientos como operativos o financieros, bajo los mismos principios de la
norma anterior.

La implementacion de la NIIF 16 en el Grupo requirié la aplicacién de juicios y supuestos, los cuales se resumen a
continuacion:

- Andlisis de los contratos de arrendamiento dentro del alcance de la Norma. Dicho analisis incluy6, no sélo los
contratos en que Enel Américas actlia como arrendatario, sino también los contratos de prestacion de servicios
y aquellos en que las compafiias del Grupo actian como arrendador.
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- Estimacion de los plazos de arrendamiento, en funcién del periodo no cancelable y de los periodos cubiertos
por las opciones de renovacion cuyo ejercicio sea potestad de Enel Américas y se considere razonablemente
cierto.

- Estimacion de la tasa de descuento para calcular el valor presente de los pagos por arrendamiento. Esta es
igual a la tasa incremental de los préstamos del arrendatario cuando la tasa de interés implicita en el
arrendamiento no se puede determinar facilmente. Para el calculo de los efectos al 1 de enero de 2019, el
Grupo utilizé la tasa incremental de endeudamiento, definida esta como la tasa de interés que la compafiia
tendria que pagar por pedir prestado en un plazo similar, y con una garantia similar, los fondos necesarios para
obtener un activo de un valor similar al activo por derecho de uso en un entorno econémico similar.

El Grupo escogi6 utilizar la exencién de aplicacion de la Norma a contratos con vencimiento inferior a 12 meses o que
tienen activos subyacentes de bajo valor individual, como ejemplo arrendamiento de ciertos equipos de oficina
(computadoras personales, impresoras y fotocopiadoras). Ver Notas 3.f y 18.d.

Para la transicién de la nueva Norma, el Grupo aplico las siguientes soluciones practicas:

- No evaluar nuevamente si un contrato es, o contiene, un arrendamiento. En su lugar, aplic6 la norma a los
contratos que se identificaron previamente como arrendamientos aplicando la NIC 17 y la CINIIF 4. Por lo tanto,
el Grupo no aplico la norma a los contratos que no fueron previamente identificados como que contenian un
arrendamiento.

- Aplicar la Norma retroactivamente con el efecto acumulado de la aplicacion inicial, lo que supone no reexpresar
periodos comparativos y presentar el efecto acumulado de la aplicacion inicial de la Norma como un ajuste al
saldo de apertura de las ganancias acumuladas al 1 de enero de 2019.

- Reconocer en la fecha de aplicacion inicial activos por derecho de uso por un importe igual a los pasivos por
arrendamiento, ajustado por el importe de cualquier pago por arrendamientos anticipados o acumulados
reconocidos en el estado de situacion financiera inmediatamente antes de la fecha de aplicacion inicial.

Los principales efectos que surgen por la aplicacion de la nueva Norma en las compafiias del Grupo, son aquellos
relacionados con contratos de arrendamiento de terrenos, edificios y automoviles. Como consecuencia del cambio de
modelo contable para los arrendatarios, el Grupo presentd un aumento en los pasivos corrientes y no corrientes por
un monto total de MUS$ 71.891 al 1 de enero de 2019, por el reconocimiento de pasivos por arrendamiento, y un
aumento en los activos no corrientes por igual monto, como consecuencia del reconocimiento de los derechos de uso
originados en dichos contratos. Cabe destacar que la aplicacion de la Norma no gener6 un efecto en el saldo de
apertura de las ganancias acumuladas al 1 de enero de 2019. Para mayor informacion ver Notas 18.c y 20.

El promedio ponderado de la tasa incremental por préstamos utlizada para el registro de los pasivos por
arrendamiento al 1 de enero de 2019, fue de 9,7%.

La conciliacion entre el monto total de los pagos futuros minimos derivados de los contratos de arrendamiento
operativo de acuerdo a NIC 17 y el pasivo financiero por arrendamiento registrado al 1 de enero de 2019, es como
sigue:

MUS$
Pagos futuros minimos de arrendamientos operativos al 31.12.2018 92.717
Efecto del descuento de acuerdo a la tasa Incremental por préstamos (20.826)
Pasivo por arrendamiento 71.891

Producto de lo anterior, durante el periodo de nueve meses terminado al 30 de septiembre de 2019 el Grupo reconocio
un mayor gasto financiero asociado a los nuevos pasivos por arrendamientos por MUS$ 6.956, y una mayor
depreciacion asociada a los derechos de uso por MUS$ 22.901.
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e CINIIF 23 “Incertidumbre frente a los tratamientos del impuesto a las ganancias”

En junio de 2017, el IASB emiti6 esta interpretacién para aclarar la aplicacion de los criterios de reconocimiento y
medicion de la NIC 12 “Impuesto a las Ganancias” cuando existe incertidumbre sobre los tratamientos a aplicar. La
interpretacion aborda los siguientes temas: aplicacion conjunta o independiente de los tratamientos tributarios; los
supuestos a realizar sobre la revision de los tratamientos impositivos por las autoridades fiscales; cémo determinar la
ganancia (pérdida) tributaria, las bases imponibles, pérdidas tributarias no utilizadas, créditos fiscales no utilizados y
tasas impositivas; y como considerar los cambios en hechos y circunstancias.

La incertidumbre sobre los tratamientos del impuesto a las ganancias puede afectar tanto el impuesto corriente como
el impuesto diferido. El umbral para reflejar los efectos de la incertidumbre es si es probable que la autoridad tributaria
acepte o no un tratamiento tributario incierto, suponiendo que la autoridad tributaria examinara las cantidades que
tiene derecho a examinar y tiene pleno conocimiento de toda la informacion relacionada.

Esta interpretacion comenzo su aplicacion efectiva a partir del 1 de enero de 2019. La aplicacién de CINIIF 23, no
generd impactos en los estados financieros consolidados de Enel Américas y sus subsidiarias.

ii. Enmiendas y mejoras

Fecha de aplicacion

Enmiendas y Mejoras obligatoria:

Enmiendas a NIIF 9: Caracteristicas de cancelacién anticipada con

compensacién negativa 1 de enero de 2019

Enmiendas a NIC 28: Participacion a largo plazo en asociadas y
negocios conjuntos

Mejoras anuales a las NIIF: Ciclo 2015-2017 (NIIF 3, NIIF 11, NIC 12y
NIC 23)

1 de enero de 2019

1 de enero de 2019

Enmiendas a NIC 19: Modificacién, reduccién o liquidacién de un plan 1 de enero de 2019

o Enmienda a NIIF 9 “Caracteristica de cancelacion anticipada con compensacion negativa”

El 12 de octubre de 2017, se emiti6 esta modificacion que cambia los requerimientos existentes en NIIF 9, relacionados
con los derechos de término, para permitir la medicion de activos financieros a costo amortizado (o, dependiendo del
modelo de negocios, a valor razonable con cambios en Otros Resultados Integrales), incluso en el caso de pagos
anticipados con compensacion negativa.

Bajo la NIIF 9 un instrumento de deuda se puede medir al costo amortizado o a valor razonable a través de otro
resultado integral, siempre que los flujos de efectivo contractuales sean Gnicamente pagos de principal e intereses
sobre el capital principal pendiente y el instrumento se lleva a cabo dentro del modelo de negocio para esa
clasificacion. Las enmiendas a la NIIF 9 pretenden aclarar que un activo financiero cumple el criterio de “solo pagos
de principal mas intereses” independientemente del evento o circunstancia que causa la terminacion anticipada del
contrato o de qué parte paga o recibe la compensacién razonable por la terminacidn anticipada del contrato.

Las enmiendas a la NIIF 9 deberan aplicarse cuando el prepago se aproxima a los montos no pagados de capital e
intereses de tal forma que refleja el cambio en tasa de interés de referencia. Esto implica que los prepagos al valor
razonable o por un monto que incluye el valor razonable del costo de terminar un instrumento de cobertura asociado,
normalmente satisfara el criterio “solo pagos de principal mas intereses” solo si otros elementos del cambio en el valor
justo, como los efectos del riesgo de crédito o la liquidez, son minimos.

La aplicacion de esta enmienda, a partir del 1 de enero de 2019, no generd impactos en los estados financieros
consolidados del Grupo.

e Enmienda a NIC 28 “Participacion a largo plazo en asociadas y negocios conjuntos”.

La enmienda aclara que la NIIF 9 es aplicable a inversiones a largo plazo que una entidad tiene en una asociada o
negocio conjunto, para las cuales no aplique el método de la participacion. Esta aclaracion es relevante porque implica
qgue el modelo de pérdida de crédito esperado, descrito en la NIIF 9, se aplica a estos intereses a largo plazo.

La aplicacién de esta enmienda, a partir del 1 de enero de 2019, no gener6 impactos en los estados financieros
consolidados del Grupo.
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e Mejoras Anuales alas NIIF Ciclo 2015-2017 “NIIF 3, NIIF 11, NIC 12 y NIC 23”.

NIIF 3, “Combinaciones de Negocios”, y NIIF 11, “Acuerdos Conjuntos”: Clarifica la contabilizacién de los incrementos
en la participacion en una operacion conjunta que reune la definicién de un negocio. Si una parte mantiene (u obtiene)
control conjunto, la participacion mantenida previamente no se vuelve a medir. Si una parte obtiene el control, la
transaccién es una combinacién de negocios por etapas y la parte adquirente vuelve a medir la participacion
mantenida previamente en los activos y pasivos de una operacién conjunta, a valor razonable.

NIC 12, “Impuesto a la Renta”: Aclara que el impuesto a las ganancias de los dividendos esta vinculado mas
directamente a transacciones pasadas o eventos que generaron ganancias distribuibles que a distribuciones a los
accionistas. Por lo tanto, una entidad reconoce el impuesto a las ganancias a los dividendos en resultados, otro
resultado integral o patrimonio segun donde la entidad originalmente reconocio esas transacciones o0 eventos pasados.

NIC 23, “Costos de Préstamos”: Clarifica que los préstamos que estaban destinados especificamente a financiar
activos calificados pasan a formar parte de los préstamos generales de la entidad, a efectos del célculo de la tasa de
capitalizacion, cuando se completan sustancialmente todas las actividades necesarias para preparar el activo para su
uso 0 venta previstos.

La aplicacion de estas mejoras, a partir del 1 de enero de 2019, no gener6 impactos en los estados financieros
consolidados del Grupo.

e Enmienda a NIC 19 “modificacién, reduccion o liquidaciéon de un plan”.

Las enmiendas a IAS 19 Beneficios a los empleados, emitidas en febrero de 2018, abordan la contabilizacion cuando
se produce una modificacion, reduccion o liquidacion del plan durante un periodo de reporte. La enmienda especifica
que se requiere que una entidad determine el costo actual del servicio y el interés neto por el resto del periodo anual,
utilizando los supuestos actuariales utilizados para volver a medir el pasivo (activo) por beneficios definidos y los
activos del plan después de la modificacion, reduccion o liquidacion del plan.

Las enmiendas aclaran que una entidad primero determina cualquier costo de servicio pasado, 0 una ganancia o
pérdida en la liquidacion, sin considerar el efecto del techo del activo. Este monto se reconoce en resultados. Luego,
una entidad determina el efecto del techo del activo después de la modificacion, reduccion o liquidacion del plan.
Cualquier cambio en ese efecto, excluyendo los importes incluidos en el interés neto, se reconoce en otro resultado
integral.

Esta aclaracion establece que las entidades podrian tener que reconocer un costo de servicio pasado, o un resultado
en la liquidacion que reduzca un excedente que no se reconocié antes. Los cambios en el efecto del techo del activo
(asset ceiling) no se compensan con dichos montos.

Las enmiendas se aplican a los cambios, reducciones o liquidaciones del plan ocurridas a partir del 1 de enero de
20109.

b) Pronunciamientos contables con aplicacion efectiva a contar del 1 de enero de 2020 y siguientes:

A la fecha de emision de los presentes estados financieros consolidados intermedios, los siguientes pronunciamientos
contables habian sido emitidos por el IASB, pero no eran de aplicacion obligatoria:

i. Enmiendas y Mejoras

Enmiendas y Mejoras Fecha de aplicacion

obligatoria:
Marco Conceptual (Revisado) 1 de enero de 2020
Enmiendas a NIIF 3: Definicion de un Negocio 1 de enero de 2020

Enmiendas a NIC 1 y NIC 8: Definicion de Material o con Importancia

) 1 de enero de 2020
Relativa

Enmiendas a NIIF 9, NIC 39 y NIIF 7: Reforma de las tasas de interés

. 1 de enero de 2020
de referencia
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e Marco Conceptual (Revisado)

El IASB emitié el Marco Conceptual (revisado) en marzo de 2018. Este incorpora algunos nuevos conceptos, provee
definiciones actualizadas y criterios de reconocimiento para activos y pasivos y aclara algunos conceptos importantes.
Los cambios al Marco Conceptual pueden afectar la aplicacion de NIIF cuando ninguna norma aplica a una transaccién
0 evento particular.

El IASB también emiti6 un documento de acompafiamiento por separado, “Modificaciones a las Referencias al Marco
Conceptual en las Normas NIIF”, que establece enmiendas que afectan a otras NIIF con el fin de actualizar las
referencias al nuevo Marco Conceptual.

El Marco Conceptual revisado, asi como las Modificaciones a las Referencias al Marco Conceptual en las Normas
NIIF, entran en vigencia a partir del 1 de enero de 2020. Se permite aplicacion anticipada, si se adoptan al mismo
tiempo todas las modificaciones realizadas. La Administracion se encuentra evaluando el impacto potencial de la
aplicacion del nuevo Marco Conceptual en los estados financieros consolidados del Grupo.

e Enmiendas a NIIF 3 “Definicion de un Negocio”.

La NIIF 3 Combinaciones de Negocios fue modificada por el IASB en octubre de 2018, para aclarar la definicion de
Negocio, con el objetivo de ayudar a las entidades a determinar si una transaccion debe contabilizarse como una
combinacion de negocios o como la adquisicion de un activo. Para ser considerado un negocio, un conjunto adquirido
de actividades y activos debe incluir, como minimo, un insumo y un proceso sustantivo que juntos contribuyen de
forma significativa a la capacidad de elaborar productos. La enmienda ademas afade guias y ejemplos ilustrativos
para evaluar si se ha adquirido un proceso sustancial.

La enmienda es aplicable prospectivamente a las combinaciones de negocios y adquisiciones de activos cuya fecha
de adquisicién sea a partir del 1 de enero de 2020. Se permite su aplicacién anticipada.

e Enmiendas a NIC 1 y NIC 8 “Definicion de Material o con Importancia Relativa”.

En octubre de 2018 el IASB modificd la NIC 1 Presentacion de estados financieros y la NIC 8 Politicas contables,
cambios en las estimaciones contables y errores, para mejorar la definicion de Material y las explicaciones que
acompafan a la definicion. Las enmiendas aseguran que la definicion de material sea coherente en todas las NIIF.

La informacién es material o tiene importancia relativa si su omision, distorsion u ocultamiento puede influir
razonablemente en las decisiones que los usuarios principales de los estados financieros de propdsito general toman
a partir de esos estados financieros, que proporcionan informacién financiera sobre una entidad que informa
especifica.

Las enmiendas son aplicables de forma prospectiva a los periodos anuales que comiencen a partir del 1 de enero de
2020. Se permite su aplicacién anticipada.

e Enmiendas a NIIF 9, NIC 39y NIIF 7 “Reforma de las tasas de interés de referencia”.

El 26 de septiembre de 2019, el IASB emiti6 enmiendas a algunos requisitos para la contabilidad de coberturas de la
NIIF 9 Instrumentos Financieros y NIC 39 Instrumentos Financieros: Reconocimiento y Medicion, y los requerimientos
de revelacién de la NIIF 7 Instrumentos Financieros: Informacion a revelar, en respuesta a la reforma que elimina
gradualmente las tasas de interés de referencia, tales como de las tasas de interés de oferta interbancaria (IBORs,
por su sigla en inglés).

Las implicaciones contables de dicha reforma seran abordadas por el IASB en dos etapas. La primera de ellas, que
culmina con estas enmiendas, se centra en los efectos contables de la incertidumbre en el periodo previo a la reforma.
La segunda etapa, se centrara en establecer las posibles consecuencias contables de reemplazar las tasas de
referencia.

Las NIIF requieren que las empresas utilicen informacién prospectiva para aplicar la contabilidad de cobertura. Si bien
la reforma de las tasas de interés esta en curso, existe incertidumbre acerca de cuando se reemplazaran los puntos
de referencia de la tasa de interés actual y con qué tipo de interés. Las enmiendas proporcionan excepciones
temporales de aplicacion a algunos requisitos para la contabilidad de coberturas. Sin las enmiendas, dicha
incertidumbre podria dar lugar a que una empresa tenga que suspender la contabilidad de coberturas debido al efecto
de la reforma en su capacidad para realizar evaluaciones prospectivas (por ejemplo, no cumplir con el requisito
“altamente probable” para coberturas de flujo de efectivo).
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Las enmiendas son aplicables para los periodos anuales que comiencen a partir del 1 de enero de 2020. Se permite
su aplicacién anticipada. La Administracion se encuentra evaluando el impacto potencial de la aplicacion de estas
enmiendas en los estados financieros consolidados del Grupo.

2.3 Responsabilidad de la informacion, juicios y estimaciones realizadas

La informacion contenida en estos estados financieros consolidados intermedios es responsabilidad del Directorio de
Enel Américas, que manifiesta expresamente que se han aplicado en su totalidad los principios y criterios incluidos en
las NIIF.

En la preparacion de los estados financieros consolidados intermedios se han utilizado determinados juicios y
estimaciones realizados por la Administracién del Grupo para cuantificar algunos de los activos, pasivos, ingresos,
gastos y compromisos que figuran registrados en ellos.

Las areas mas importantes que han requerido juicio profesional son las siguientes:

- Enunacuerdo de concesion de servicios, determinacién de si un concedente controla o regula qué servicios debe
proporcionar el operador, a quién y a qué precio, factores esenciales para la aplicacion de CINIIF 12 Acuerdos de
Concesion de Servicios (ver Nota 3.d.1).

- Identificacion de las Unidades Generadoras de Efectivo (UGE), para la realizacién de pruebas de deterioro (ver
Nota 3.e).

- Nivel de jerarquia de los datos de entrada utilizados para valorar activos y pasivos medidos a valor razonable (ver
Nota 3.h).

- Ladeterminacion de la moneda funcional de Enel Américas (ver Nota 3.v)

- Aplicacion del modelo de reconocimiento de ingresos de actividades ordinarias previsto por la NIIF 15 (ver Nota
3.9).

Las estimaciones se refieren basicamente a:

- Las valoraciones realizadas para determinar la existencia de pérdidas por deterioro de activos no financieros y
plusvalias (ver Nota 3.e).

- Las hipotesis empleadas en el calculo actuarial de los pasivos y obligaciones con los empleados, tales como tasas
de descuentos, tablas de mortalidad, incrementos salariales, entre otros (ver Notas 3.m.1y 25).

- Lavida util de las propiedades, plantas y equipos e intangibles (ver Notas 3.a 'y 3.d).

- Las hipotesis utilizadas para el calculo del valor razonable de los instrumentos financieros (ver Notas 3.h y 22).

- Laenergia suministrada a clientes pendientes de lectura en medidores (ver Nota 3.q).

- Determinadas magnitudes del sistema eléctrico, incluyendo las correspondientes a otras empresas, tales como
produccion, facturacion a clientes, energia consumida, etc., que permiten estimar la liquidacién global del sistema
eléctrico que debera materializarse en las correspondientes liquidaciones definitivas, pendientes de emitir en la
fecha de emision de los estados financieros y que podria afectar a los saldos de activos, pasivos, ingresos y
costos, registrados en los mismos (ver Anexo 2.2).

- Laprobabilidad de ocurrencia y el monto de los pasivos de monto incierto o contingentes (ver Nota 3.m).

- Los desembolsos futuros para el cierre de las instalaciones y restauracion de terrenos, asi como también las tasas
de descuento a utilizar (ver Nota 3.a).

- Los resultados fiscales de las distintas sociedades del Grupo, que se declararan ante las respectivas autoridades
tributarias en el futuro, y otras estimaciones que han servido de base para el registro de los distintos saldos
relacionados con los impuestos sobre las ganancias en los presentes estados financieros consolidados
intermedios (ver Nota 3.p).

- Los valores razonables de activos adquiridos y pasivos asumidos, y de la participacion pre-existente en la
adquirida, en una combinacién de negocios.

- Determinacion de las pérdidas crediticias esperadas sobre activos financieros (ver Nota 3.9.3).

Pagina 19



clalel

- Determinacion del plazo de arrendamiento de contratos con opciones de renovacion, asi como las tasas a utilizar
para descontar los pagos por arrendamiento (ver Nota 3.f).

A pesar de que estos juicios y estimaciones se han realizado en funcion de la mejor informacion disponible en la fecha
de emision de los presentes estados financieros consolidados intermedios, es posible que acontecimientos que puedan
tener lugar en el futuro obliguen a modificarlos (al alza o a la baja) en préximos periodos, lo que se haria de forma
prospectiva, reconociendo los efectos del cambio de juicio o estimacion en los correspondientes estados financieros
consolidados futuros.

2.4 Sociedades subsidiarias

Se consideran entidades subsidiarias a aquellas sociedades controladas por Enel Américas, directa o indirectamente.
El control se ejerce si, y sélo si, estan presenten los siguientes elementos: i) poder sobre la subsidiaria, ii) exposicion,
o derecho, a rendimientos variables de estas sociedades, y iii) capacidad de utilizar poder para influir en el monto de
estos rendimientos.

Enel Américas tiene poder sobre sus subsidiarias cuando posee la mayoria de los derechos de voto sustantivos, o sin
darse esta situacion, posee derechos que le otorgan la capacidad presente de dirigir sus actividades relevantes, es
decir, las actividades que afectan de forma significativas los rendimientos de la subsidiaria.

El Grupo reevaluara si tiene o no control en una sociedad subsidiaria si los hechos y circunstancias indican que ha
habido cambios en uno o mas de los elementos de control mencionados anteriormente.

Las entidades subsidiarias son consolidadas por integracion global, tal como se describe en la Nota 2.7.

A continuacion se detallan las entidades en las cuales el Grupo tiene la capacidad de ejercer control y por consiguiente
forman parte de la consolidacion de los presentes estados financieros consolidados intermedios:

Sociedad

Pais

Moneda Funcional

Participacion al 30/09/2019

Participacion al 31/12/2018

Directo Indirecto Total Directo Indirecto Total

Extranjero Enel Distribucién Rio S.A. Brasil Real brasilefio 99,73% 99,73% 99,73% 99,73%
Extranjero EGP Cachoeira Dourada S.A. Brasil Real brasilefio 99,75% 99,75% 99,75% 99,75%
Extranjero Enel Generacion Fortaleza S.A. Brasil Real brasilefio 100,00% 100,00% 100,00% | 100,00%
Extranjero Enel Cien S.A Brasil Real brasilefio 100,00% 100,00% 100,00%  100,00%
Extranjero Enel Distribucién Ceara S.A. Brasil Real brasilefio - 74,05% 74,05% - 74,05% 74,05%
Extranjero Enel Brasil S.A. Brasil Real brasilefio 100,00% - 100,00% 100,00% - 100,00%
Extranjero Enel X Brasil S.A. Brasil Real brasilefio - 100,00% 100,00% - 100,00% | 100,00%
Extranjero Enel Distribucion Goias S.A. Brasil Real brasilefio 99,93% 99,93% 99,93% 99,93%
Extranjero Enel Distribucién Sao Paulo S.A. Brasil Real brasilefio 95,88% 95,88% 95,88% 95,88%
Extranjero Enel Green Power Proyectos | (Volta Grande) Brasil Real brasilefio 100,00% 100,00% - 100,00%  100,00%
Extranjero Ingendesa do Brasil Ltda. Brasil Real brasilefio - - 1,00% - 1,00%
Extranjero Enel Brasil Investimento Sudeste S.A. Brasil Real brasilefio 100,00% 100,00% - 100,00%  100,00%
Extranjero Central Geradora Fotowoltaica Sao Francisco Ltda. Brasil Real brasilefio 100,00% 100,00% 100,00% | 100,00%
Extranjero Enel Tecnologia de Redes S.A. Brasil Real brasilefio 100,00% 100,00% - -
Extranjero Nuxer Trading S.A. Uruguay Délar Estadounidense 100,00% 100,00% 100,00% | 100,00%
Extranjero Central Dock Sud S.A Argentina Peso argentino 70,24% 70,24% 70,24% 70,24%
Extranjero Compaiiia de Transmisién del Mercosur S.A. Argentina Peso argentino - 100,00% 100,00% - 100,00% | 100,00%
Extranjero Distrilec Inversora S.A. Argentina Peso argentino 51,50% - 51,50% 51,50% - 51,50%
Extranjero Empresa Distribuidora Sur S.A. Argentina Peso argentino - 99,45% 99,45% - 99,45% 99,45%
Extranjero Enel Argentina S.A. Argentina Peso argentino 99,92% - 99,92% 99,92% - 99,92%
Extranjero Enel Trading Argentina S.R.L. Argentina Peso argentino 55,00% 45,00% 100,00% 55,00% 45,00% 100,00%
Extranjero Enel Generacién Costanera S.A. Argentina Peso argentino - 75,68% 75,68% - 75,68% 75,68%
Extranjero Enel Generacion El Chocén S.A. Argentina Peso argentino - 67,67% 67,67% - 67,67% 67,67%
Extranjero Hidroinvest S.A. Argentina Peso argentino 41,94% 54,76% 96,70% 41,94% 54,76% 96,70%
Extranjero Inversora Dock Sud S.A. Argentina Peso argentino 57,14% - 57,14% 57,14% - 57,14%
Extranjero Transportadora de Energia S.A. Argentina Peso argentino - 100,00% 100,00% - 100,00% | 100,00%
Extranjero Compaiiia Distribuidora y Comercializadora de Energia S.A. Colombia  Peso colombiano 48,30% - 48,30% 48,30% - 48,30%
Extranjero Emgesa S.A E.S.P. Colombia Peso colombiano 48,48% - 48,48% 48,48% - 48,48%
Extranjero Inversora Codensa S.A.S. Colombia Peso colombiano - 100,00% 100,00% - 100,00%  100,00%
Extranjero Sociedad Portuaria Central Cartagena S.A. Colombia  Peso colombiano 99,99% 99,99% 99,85% 99,85%
Extranjero Enel X Colombia S.AS Colombia Peso colombiano - 100,00% 100,00% - 100,00%  100,00%
Extranjero Enel Pera S.AC. Pera Sol peruano 100,00% - 100,00% 100,00% - 100,00%
Extranjero Chinango S.AC. Pera Sol peruano - 80,00% 80,00% - 80,00% 80,00%
Extranjero Enel Generacién Pert S.A. Pera Sol peruano 83,60% 83,60% 83,60% 83,60%
Extranjero Enel Distribuciéon Pert S.A. Peru Sol peruano 83,15% 83,15% 83,15% 83,15%
Extranjero Enel Generacién Piura S.A. Pera Sol peruano 96,50% 96,50% 96,50% 96,50%
Extranjero Enel XPeri S.AC. Perud Sol peruano 99,99% 99,99% - -
Extranjero Compaiiia Energética Veracruz S.AC. Pera Sol peruano 100,00% 100,00% 100,00%  100,00%
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2.4.1 Variaciones del perimetro de consolidacion

- El 7 de junio de 2018, nuestra subsidiaria Enel Brasil S.A. a través de su vehiculo (100%) Enel Brasil Investimentos
Sudeste S.A. (Enel Sudeste) concluy6 exitosamente la adquisicion, mediante Oferta Publica de Acciones voluntaria
("OPA” u “Oferta”), de la distribuidora de energia brasilefia Enel Distribucion Sao Paulo S.A. (anteriormente
denominada Eletropaulo Metropolitana de Eletricidade de Sao Paulo S.A.). Para mayores antecedentes relacionados
con esta adquisicién ver Nota 6.2.

- Durante el Gltimo trimestre de 2018, el Grupo Enel Brasil S.A. adquirié en Uruguay la sociedad Nuxer Trading S.A. y
en Brasil la sociedad Central Geradora Fotovoltaica Sao Francisco Ltda., con el objeto de desarrollar las lineas de
negocio de Enel X Brasil en dichos paises.

- Durante el primer trimestre de 2019, se constituy6 la subsidiaria Enel X Peru S.A.C., la cual tiene por objeto social,
entre otros, desarrollar, implementar y vender productos y servicios relacionados con la energia que incorporen la
innovacion, tecnologia de punta y las tendencias del futuro y sean distintos de la distribucion eléctrica concesionada y
de los servicios anexos a aquella.

- En septiembre de 2019, se constituy6 la compafiia Enel Tecnologia de Redes S.A., propiedad 100% de Enel Brasil
S.A., cuyo objeto es el planeamiento, desarrollo y ejecucion de actividades de generacion, distribucion, transmision
y/o comercializacion de energia, asi como también la comercializacion de equipamiento para la distribucion, medicién
y control de la energia.

2.4.2 Sociedades consolidadas con participacion econémica inferior al 50%

Aunque el Grupo posee menos del 50% de participacion econdémica en las sociedades Codensa y Emgesa en
Colombia, en concreto 48,3% y 48,48% respectivamente, estas compafiias tienen la consideraciéon de “sociedades
subsidiarias” ya que Enel Américas, en virtud de pactos o acuerdos entre accionistas, 0 como consecuencia de la
estructura, composicion y clases de accionariado, ejerce control sobre las mismas. A este respecto el Grupo posee un
57,15% y un 56,43% de las acciones con derecho de voto de Codensa y Emgesa, respectivamente.

2.5 Entidades asociadas

Son entidades asociadas aquellas en las que Enel Américas, directa e indirectamente, ejerce una influencia
significativa.

La influencia significativa es el poder de intervenir en las decisiones de politica financiera y de operacion de la asociada,
sin llegar a tener el control ni el control conjunto sobre ésta. En la evaluacion de la existencia de influencia significativa
se consideran los derechos de voto potenciales ejercitables o convertibles en la fecha de cierre de cada periodo,
teniendo en cuenta igualmente los derechos de voto potenciales poseidos por Enel Américas o por otra entidad. Con
caracter general, la influencia significativa se presume en aquellos casos en que el Grupo posee el 20% o mas del
poder de voto de la asociada.

Las entidades asociadas se integran a los estados financieros consolidados por el método de la participacion, tal como
se describe en la Nota 3.i.

El detalle de las sociedades que clasifican como asociadas es el siguiente:

Rut Sociedad Pais Moneda Funcional ! Panicipac?én al 30/09/2019 _Participaciép al 31/12/2018
Directo | Indirecto Total Directo  Indirecto Total
Extranjero Sacme S.A. Argentina Peso argentino - 50,00% 50,00% - 50,00% 50,00%
Extranjero Yacylec S.A Argentina Peso argentino 33,33% - 33,33% 22,22% - 22,22%
Extranjero Central Termica Manuel Belgrano Argentina Peso argentino - 25,60% 25,60% - 25,60% 25,60%
Extranjero Central Térmica San Martin Argentina Peso argentino - 25,60% 25,60% - 25,60% 25,60%
Extranjero Central Vuelta Obligada S.A. Argentina Peso argentino - 40,90% 40,90% - 40,90% 40,90%

2.6 Acuerdos conjuntos

Se consideran acuerdos conjuntos aquellas entidades en las que el Grupo ejerce control mediante un acuerdo con
otros accionistas y conjuntamente con ellos, es decir, cuando las decisiones sobre sus actividades relevantes requieren
el consentimiento unanime de las partes que comparten el control.

Dependiendo de los derechos y obligaciones de las partes, los acuerdos conjuntos se clasifican en:

Pagina 21



cnel

- Negocio conjunto: acuerdo mediante el cual las partes que ejercen el control conjunto tienen derecho a los activos
netos de la entidad. Los negocios conjuntos se integran a los estados financieros consolidados por el método de
la participacion, tal como se describe en la Nota 3.i.

- Operacion conjunta: acuerdo mediante el cual las partes que ejercen el control conjunto tienen derecho a los
activos y obligaciones con respecto a los pasivos relacionados con el acuerdo. Las operaciones conjuntas se
consolidan integrando proporcionalmente los activos y pasivos afectos a dicha operacion.

Para determinar el tipo de acuerdo conjunto que se deriva de un acuerdo contractual, la Gerencia del Grupo evalla la
estructura y forma legal del acuerdo, los términos acordados por las partes, asi como otros factores y circunstancias
relevantes. En el caso de que se produzcan cambios en los elementos contractuales de un acuerdo conjunto, se
reevallan estos hechos y circunstancias relevantes.

Enel Américas actualmente no posee acuerdos conjuntos.
2.7 Principios de consolidacién y combinaciones de negocio

Las entidades subsidiarias se consolidan integrandose en los estados financieros consolidados la totalidad de sus
activos, pasivos, ingresos, gastos y flujos de efectivo una vez realizados los ajustes y eliminaciones correspondientes
de las operaciones intra-Grupo.

Los resultados integrales de las sociedades subsidiarias, se incluyen en el estado de resultados integrales
consolidados desde la fecha en que la Sociedad Matriz obtiene el control de la sociedad filial hasta la fecha en que
pierde el control sobre ésta.

La consolidacion de las operaciones de la Sociedad Matriz y de las sociedades subsidiarias se ha efectuado siguiendo
los siguientes principios basicos:

1. En la fecha de toma de control, los activos adquiridos y los pasivos asumidos de la sociedad subsidiaria son
registrados a valor razonable, excepto para ciertos activos y pasivos que se registran siguiendo los principios de
valoracion establecidos en otras NIIF. Si el valor razonable de la contraprestacion transferida mas el valor
razonable de cualquier participacion no controladora excede el valor razonable de los activos netos adquiridos de
la subsidiaria, esta diferencia es registrada como plusvalia. En el caso de una compra a bajo precio, la ganancia
resultante se registra con abono a resultados, después de reevaluar si se han identificado correctamente todos
los activos adquiridos y pasivos asumidos y revisar los procedimientos utilizados para medir el valor razonable de
estos montos.

Para cada combinacion de negocios, las NIIF permiten valorar las participaciones no controladoras de la adquirida
en la fecha de adquisicién: i) a valor razonable; o ii) por la participacion proporcional en los activos netos
identificables de la adquirida, siendo esta Ultima la metodologia que el Grupo ha aplicado de forma sistematica a
sus combinaciones de negocios.

Si no es posible determinar el valor razonable de todos los activos adquiridos y pasivos asumidos en la fecha de
adquisicion, el Grupo informard los valores provisionales que ha considerado en el registro contable de la
combinacién de negocios. Durante el periodo de medicion, que no excedera de un afio a partir de la fecha de
adquisicion, se ajustaran retrospectivamente los valores provisionales reconocidos, como si la contabilizacion de
la combinacién de negocios hubiera sido completada en la fecha de adquisicién, y también se reconoceran activos
o pasivos adicionales, para reflejar nueva informacién obtenida sobre hechos y circunstancias que existian en la
fecha de adquisicion, pero que no eran conocidos por la administracion en dicho momento. La informacion
comparativa presentada en los estados financieros de periodos anteriores se revisa, en la medida que sea
necesario, lo que incluye la realizacién de cambios en la depreciacién, amortizacion u otros efectos sobre el
resultado reconocidos para completar la contabilizacion inicial.

En el caso de las combinaciones de negocios realizadas por etapas, en la fecha de adquisicion, se mide a valor
razonable la participacion previamente mantenida en el patrimonio de la sociedad adquirida y la ganancia o
pérdida resultante, si la hubiera, es reconocida en el resultado del periodo.

2. Elvalor de la participacion de los accionistas no controladores en el patrimonio y en los resultados integrales de
las sociedades subsidiarias se presenta, respectivamente, en los rubros “Patrimonio Total: Participaciones no
controladoras” del estado de situacioén financiera consolidado y “Ganancia (pérdida) atribuible a participaciones
no controladoras” y “Resultado integral atribuible a participaciones no controladoras” en el estado de resultados
integrales consolidado.

3. La conversién de los estados financieros de las sociedades del Grupo con moneda funcional distinta del délar
estadounidense, que no operan en economias hiperinflacionarias, se realiza del siguiente modo:
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a. Los activos y pasivos, utilizando el tipo de cambio vigente en la fecha de cierre de los estados financieros.

b. Las partidas del estado de resultados integral utilizando el tipo de cambio medio del periodo (a menos
que este promedio no sea una aproximacion razonable del efecto acumulativo de los tipos de cambio
existentes en las fechas de las transacciones, en cuyo caso se utiliza el tipo de cambio de la fecha de
cada transaccion).

C. El patrimonio se mantiene a tipo de cambio histérico a la fecha de su adquisicion o aportacion, y al tipo
de cambio medio a la fecha de generacién para el caso de los resultados acumulados.

d. Las diferencias de cambio que se producen en la conversion de los estados financieros se registran en
el rubro “Ganancias (pérdidas) por diferencias de cambio de conversion” dentro del estado de resultados
integrales consolidado: Otro resultado integral (ver Nota 26.2).

Los estados financieros de las subsidiarias cuya moneda funcional provenga de economias hiperinflacionarias,
como es el caso de la economia Argentina (ver Nota 7), se ajustan primero por el efecto de la inflacién, registrando
cualquier ganancia o pérdida en la posiciébn monetaria neta en resultados, para luego convertir todas la partidas
(activos, pasivos, partidas de patrimonio, gastos e ingresos) al tipo de cambio de cierre correspondiente a la fecha
de cierre del estado de situacion financiera mas reciente.

Los saldos y transacciones entre las sociedades consolidadas se han eliminado en su totalidad en el proceso de
consolidacion.

Los cambios en la participacion en las sociedades subsidiarias que no den lugar a una toma o pérdida de control
se registran como transacciones de patrimonio, ajustandose el valor en libros de las participaciones de control y
de las participaciones no controladoras, para reflejar los cambios en sus participaciones relativas en la sociedad
subsidiaria. La diferencia que pueda existir, entre el valor por el que se ajuste las participaciones no controladoras
y el valor razonable de la contraprestacion pagada o recibida, se reconoce directamente en el Patrimonio atribuible
a los propietarios de la controladora.

Las combinaciones de negocios bajo control comin se registran utilizando como referencia el método “pooling of
interest”. Bajo este método los activos y pasivos involucrados en la transaccion se mantienen reflejados al mismo
valor libros en que estaban registrados en la matriz Ultima, lo anterior sin perjuicio de la eventual necesidad de
realizar ajustes contables para homogenizar las politicas contables de las empresas involucradas.

Cualquier diferencia entre los activos y pasivos aportados a la consolidacion y la contraprestacion entregada, se
registra directamente en el Patrimonio neto, como un cargo o abono a “Otras reservas”. El Grupo no aplica un
registro retrospectivo de las combinaciones de negocio bajo control comun.
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3. CRITERIOS CONTABLES APLICADOS

Los principales criterios contables aplicados en la elaboracion de los estados financieros consolidados adjuntos, han
sido los siguientes:

a) Propiedades, plantay equipo

Las propiedades, plantas y equipos se valoran, con caracter general, a su costo de adquisicion, neto de su
correspondiente depreciacion acumulada y de las pérdidas por deterioro que haya experimentado. Adicionalmente
al precio pagado por la adquisicién de cada elemento, el costo también incluye, en su caso, los siguientes conceptos:

- Los gastos financieros devengados durante el periodo de construccidn que sean directamente atribuibles a
la adquisicién, construccién o produccién de activos cualificados, que son aquellos que requieren de un
periodo de tiempo sustancial antes de estar listos para su uso, como, por ejemplo, instalaciones de
generacion eléctrica o de distribucion. El Grupo define periodo sustancial como aquel que supera los doce
meses. La tasa de interés utilizada es la correspondiente al financiamiento especifico o, de no existir, la tasa
media ponderada de financiamiento de la sociedad que realiza la inversion (ver Nota 18.b.1).

- Los gastos de personal relacionados directamente con las construcciones en curso (ver Nota 18.b.2).

- Los desembolsos futuros a los que el Grupo debera hacer frente en relacion con el cierre de sus instalaciones,
se incorporan al valor del activo por el valor razonable, reconociendo contablemente la correspondiente
provisién por desmantelamiento o restauracion. EI Grupo revisa anualmente su estimacién sobre los
mencionados desembolsos futuros, aumentando o disminuyendo el valor del activo en funcién de los
resultados de dicha estimacion (ver Nota 24).

Las construcciones en curso se traspasan a activos en explotacion una vez finalizado el periodo de prueba cuando
se encuentran disponibles para su uso, a partir de cuyo momento comienza su depreciacion.

Los costos de ampliaciéon, modernizaciébn o mejora que representan un aumento de la productividad, capacidad o
eficiencia o un alargamiento de la vida Util de los bienes se capitalizan como mayor valor de los correspondientes
bienes.

Las sustituciones o renovaciones de elementos completos que aumentan la vida util del bien o su capacidad
econdmica, se registran como mayor valor de los respectivos bienes, con el consiguiente retiro contable de los
elementos sustituidos o renovados.

Los gastos periddicos de mantenimiento, conservacion y reparacion, se registran directamente en resultados como
costo del periodo en que se incurren.

Las propiedades, plantas y equipos, neto en su caso del valor residual del mismo, se deprecia distribuyendo
linealmente el costo de los diferentes elementos que lo componen entre los afios de vida util estimada, que
constituyen el periodo en el que las sociedades esperan utilizarlos. La vida Util estimada y los valores residuales se
revisan al menos una vez al afio y, si procede, se ajusta en forma prospectiva.

Adicionalmente, el Grupo reconoce activos por derecho de uso por arrendamientos correspondientes a propiedades,
plantas y equipos, de acuerdo a los criterios establecidos en la Nota 3.f.

Las siguientes son las principales clases de propiedades, plantas y equipos junto a sus respectivos intervalos de
vidas Utiles estimadas:

Clases de Propiedades, plantas y equipos Intervalo de afios de vida util estimada
Edificios 10-85
Planta y equipos 10-85
Equipamiento de tecnologia de la informacion 3-15
Instalaciones fijas y accesorios 3-75
Vehiculos de motor 5-20
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Adicionalmente, para mas informacién, a continuacién, se presenta una mayor apertura para la clase Plantas y
equipos:

Intervalo de afios de vida util estimada
Plantas y equipos de generacion:
Centrales hidraulicas
Obra civil 10-85
Equipo electromecanico 10-60
Centrales de Carbén/Fuel 10-40
Centrales Ciclo Combinado 10-50
Plantas y equipos de distribucion:
Red de alta tension 15-50
Red de baja y media tensién 30-50
Equipos de medida y telecontrol 10-30
Subestaciones primarias 20 - 40

Los terrenos no se deprecian por tener una vida Gtil indefinida.

Por lo que respecta a las concesiones administrativas de las que son titulares las compafiias eléctricas del Grupo,
a continuacion, se presenta detalle del periodo restante hasta su caducidad de aquellas concesiones que no tienen
caracter indefinido:

Empresa titular de la concesién Pais Aﬁo(;jeeli:icio lzloarfgeiieélr? re(s)%l?ggcéjta
concesion

Empresa Distribuidora Sur S.A. - Edesur (Distribucién) Argentina 1992 95 afios 68 afios
Enel Generacién El Chocén S.A. (Generacién) Argentina 1993 30 afios 4 afios
Transportadora de Energia S.A. (Transporte) Argentina 2002 85 afios 68 afios
Compaiiia de Transmision del Mercosur S.A. (Transporte) | Argentina 2000 87 afios 68 afios
EGP Cachoeira Dourada S.A. (Generacion) Brasil 1997 30 afios 8 afios
Enel Generacion Fortaleza S.A (Generacion) Brasil 2001 30 afios 12 afios
Enel CIEN S.A. (Garabi I) (*) Brasil 2000 20 afios 1 afio
Enel CIEN S.A. (Garabi Il) (*) Brasil 2002 20 afios 3 afios

(*) Nuestra subsidiaria Enel CIEN tiene como sus activos principales los sistemas de interconexion energética Garabi | y Garabi
I, que a través de dos estaciones de conversion de frecuencia y lineas de transmisién de 2.200 MW transportan energia entre
Brasil y Argentina. El plazo de concesion de la linea Garabi | finaliza el 20 de junio de 2020, sin posibilidad de renovacion,
mientras que para la linea Garabi Il el plazo de vigencia es hasta el 31 de julio de 2022. La compafiia esté trabajando junto al
Gobierno de Brasil para intentar de unificar el plazo de concesion de las dos lineas hasta el 31 de julio del 2022.

En la medida en que el Grupo reconoce los activos como Propiedades, plantas y equipos, éstos se amortizan durante
el periodo menor entre la vida econémica o plazo concesional, cuando el beneficio econémico del activo se limita a
su uso durante el periodo de concesion.

Cualquier obligaciéon de inversion, mejora o reposicion asumida por el Grupo, se considera en los calculos de
deterioro de valor de las Propiedades, plantas y equipos como una salida de flujos futuros comprometidos de
caracter contractual, necesarios para obtener las entradas de flujos de efectivo futuras.

La administracion del Grupo evalud las casuisticas especificas de cada una de las concesiones descritas
anteriormente, que varian unas de otras dependiendo el pais, negocio y jurisprudencia legal, y concluy6 que, con
excepcion de CIEN, no existen factores determinantes que indiquen que el concedente, que en todos los casos
corresponde a un ente gubernamental, tiene el control sobre la infraestructura y, simultdneamente, puede determinar
de forma permanente el precio del servicio. Estos requisitos son indispensables para aplicar la CINIIF 12 Acuerdos
de Concesion de Servicios, interpretacion que establece como registrar y valorizar cierto tipo de concesiones (las
gue son del alcance de esta norma se presentan en Nota 3.d.1).
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El 19 de abril de 2011, la subsidiaria CIEN completé exitosamente el cambio en su modelo de negocios. Mediante
el nuevo acuerdo, el Gobierno continda controlando la infraestructura, pero CIEN obtiene una remuneracion fija que
la equipara a una concesion publica de transmisidn (precio regulado). Bajo este esquema sus concesiones califican
dentro del alcance de CINIIF 12, sin embargo, el inmovilizado no ha sido dado de baja en consideracion a que CIEN
no ha transferido, sustancialmente, los riesgos y beneficios significativos al Gobierno de Brasil.

Un elemento de propiedades, planta y equipo se da de baja cuando se enajene o disponga del mismo por otra via,
0 cuando no se espere obtener beneficios econdmicos futuros por su utilizacién, enajenacién o disposicion por otra
via.

Las ganancias o pérdidas que surgen en ventas o retiros de bienes de Propiedades, planta y equipo se reconocen
como Otras ganancias (pérdidas) en el estado de resultados integrales, y se calculan deduciendo del monto recibido
por la venta el valor neto contable del activo y los gastos de venta correspondientes.

b) Propiedad de inversion

El rubro “Propiedad de inversion” incluye fundamentalmente terrenos y construcciones que se mantienen con el
propésito de obtener ganancias en futuras ventas, o bien explotarlos mediante un régimen de arrendamientos.

Las propiedades de inversion se valoran por su costo de adquisicién neto de su correspondiente depreciacion
acumulada y las pérdidas por deterioro que hayan experimentado. Las propiedades de inversion, excluidos los
terrenos, se deprecian distribuyendo linealmente el costo de los diferentes elementos que lo componen entre los
afos de vida util.

Una propiedad de inversion se da de baja cuando se enajene o disponga de la misma por otra via, o cuando no se
espere obtener beneficios econdmicos futuros por su utilizacién, enajenacion o disposicion por otra via.

Las ganancias o pérdidas que surgen en ventas o retiros de propiedades de inversién, se reconocen como “Otras
ganancias (pérdidas)” en el estado de resultados integrales y se determinan como la diferencia entre el valor de
venta y el valor neto contable del activo.

c) Plusvalia

La plusvalia (menor valor de inversiones o fondos de comercio), surgida en combinaciones de negocios y reflejada
en la consolidacion, representa el exceso de valor de la contraprestacion transferida mas el importe de cualquier
participacion no controladora, medida por su participacion proporcional en los activos netos identificables de la
adquirida; sobre el neto de los activos identificables adquiridos y los pasivos asumidos, medidos a valor razonable
en la fecha de adquisicién de la subsidiaria. Durante el periodo de medicién de la combinaciéon de negocios, la
plusvalia puede ser ajustada producto de cambios en los montos provisionales reconocidos de los activos adquiridos
y pasivos asumidos (ver Nota 2.7.1).

La plusvalia surgida en la adquisicién de sociedades con moneda funcional distinta de la moneda funcional de la
matriz se valora en la moneda funcional de la sociedad adquirida, realizandose la conversion al dolar estadounidense
al tipo de cambio vigente a la fecha del estado de situacion financiera.

Tras el reconocimiento inicial, la plusvalia no se amortiza, sino que, al cierre de cada ejercicio contable, o cuando
existan indicios, se procede a estimar si se ha producido en ella alguin deterioro que reduzca su valor recuperable a
un monto inferior al costo neto registrado, procediéndose, en su caso, al registro del deterioro en el resultado del
periodo (ver Nota 3.e).

d) Activos intangibles distintos de la plusvalia

Los activos intangibles se reconocen inicialmente por su costo de adquisicion o produccion y, posteriormente, se
valoran a su costo neto de su correspondiente amortizacion acumulada y de las pérdidas por deterioro que, en su
caso, hayan experimentado.

Los activos intangibles se amortizan linealmente durante su vida Util, a partir del momento en que se encuentran en
condiciones de uso, salvo aquellos con vida util indefinida, en los cuales no aplica la amortizaciéon. Al 30 de
septiembre de 2019 y 31 de diciembre de 2018, no existen activos intangibles con vida util indefinida por montos
significativos.
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Los criterios para el reconocimiento de las pérdidas por deterioro de estos activos y, en su caso, de las
recuperaciones de las pérdidas por deterioro registradas en periodos anteriores se explican en la letra €) de esta
Nota.

Un activo intangible se da de baja cuando se enajene o disponga de la misma por otra via, o cuando no se espere
obtener beneficios econémicos futuros por su utilizacion, enajenacion o disposicion por otra via.

Las ganancias o pérdidas que surgen en ventas de activos intangibles, se reconocen en los resultados del periodo
y se determinan como la diferencia entre el valor de venta y el valor neto contable del activo.

d.1) Concesiones

Los acuerdos de concesion de servicios publicos a un operador privado, se registran atendiendo a lo establecido en
la CINIIF 12 Acuerdos de Concesion de Servicios. Esta interpretacion contable aplica si:

a) La concedente controla o regula qué servicios debe proporcionar el operador con la infraestructura, a quién
debe suministrarlos y a qué precio; y

b) La concedente controla - a través de la propiedad, del derecho de usufructo o de otra manera - cualquier
participacion residual significativa en la infraestructura al final del plazo del acuerdo.

De cumplirse simultdneamente con las condiciones expuestas anteriormente, la contraprestacion recibida por el
Grupo por la construccidon o mejora de la infraestructura se reconoce por el valor razonable de la misma como:

- Un activo intangible en la medida que el operador recibe un derecho a efectuar cargos a los usuarios del
servicio publico, siempre y cuando estos derechos estén condicionados al grado de uso del servicio; o

- Un activo financiero, en la medida en que exista un derecho contractual incondicional a recibir efectivo u otro
activo financiero ya sea directamente del cedente o de un tercero.

Sin embargo, ambos tipos de contraprestacion se clasifican como un activo del contrato durante el periodo de
construccion o mejora, de acuerdo con la NIIF 15 (ver Nota 10).

Las obligaciones contractuales asumidas por el Grupo para el mantenimiento de la infraestructura durante su
explotacion, o por su devolucion al cedente al final del acuerdo de concesioén en las condiciones especificadas en el
mismo, en la medida en que no suponga una actividad que genera ingresos, se reconoce siguiendo la politica
contable de provisiones (ver Nota 3.m).

Los gastos financieros se activan siguiendo los criterios establecidos en la letra a) de esta Nota, siempre y cuando
el operador de la concesion tenga un derecho contractual para recibir un activo intangible.

Las subsidiarias de Enel Américas que han reconocido un activo intangible y/o un activo financiero por sus acuerdos
de concesion son las siguientes:

Periodo

Empresa titular de la concesion Pais Afio de inicio Plazo dglla restante hasta
- concesion :
de la concesion caducidad

Enel Distribucion Rio S.A. (ex Ampla) (Distribucion) (*) Brasil 1996 30 afios 7 afios
Enel Distribucion Cearéa S.A. (ex Coelce) (Distribucion) (*) Brasil 1997 30 afios 9 afios
Enel Distribucion Goias S.A. (Distribucion) (*¥) Brasil 2015 30 afios 25 afios
Enel Green Power Proyectos | (Volta Grande) (**) Brasil 2017 30 afios 28 afios
En_el I_Dlstr_lpumi)n Sao Paulo S.A. (ex Eletropaulo) Brasil 1998 30 afios 9 afos
(Distribucion) (*)

(*) Se ha reconocido un activo intangible y un activo financiero a valor razonable con cambios en resultados, dado que una parte
de los derechos adquiridos por estas subsidiarias son incondicionales (ver Notas 3.g.1y 9).

(**) Considerando que todos los derechos adquiridos por esta filial son incondicionales, se ha reconocido Unicamente un activo
financiero a costo amortizado por esta concesion (ver Notas 3.g.1y 9).

Al final de cada periodo de concesién, esta puede ser renovada a discrecion de la autoridad otorgante, de lo contrario
todos los activos e instalaciones seran devueltos al Gobierno o a quien éste designe, una vez reembolsadas las
inversiones realizadas pendientes de amortizar.
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d.2) Gastos de investigacion y desarrollo

El Grupo registra como activo intangible en el estado de situacion financiera los costos de los proyectos en la fase
de desarrollo, siempre que su viabilidad técnica y rentabilidad econdmica estén razonablemente aseguradas.

Los costos de investigacion se registran como gasto en el estado de resultados integrales consolidado en el periodo
en que se incurran.

d.3) Otros activos intangibles

Estos activos corresponden fundamentalmente a programas informaticos, derechos de agua y servidumbres de
paso. Su reconocimiento contable se realiza inicialmente por su costo de adquisicién o produccién y, posteriormente,
se valoran a su costo neto de su correspondiente amortizacion acumulada y de las pérdidas por deterioro que, en
Su caso, hayan experimentado.

Los programas informaticos se amortizan, en promedio, en 5 afios. Las servidumbres de paso y los derechos de
agua en algunos casos tienen vida util indefinida, y por lo tanto no se amortizan, y en otros tienen una vida util que,
dependiendo las caracteristicas propias de cada caso, varia en un rango cercano a los 40 o 60 afios, plazo que es
utilizado para efectuar su amortizacion.

e) Deterioro del valor de los activos no financieros

A lo largo del ejercicio y fundamentalmente en la fecha de cierre del mismo, el Grupo evalia si existe algun indicio
de que algun activo hubiera podido sufrir una pérdida por deterioro. En caso de que exista algun indicio se realiza
una estimacién del monto recuperable de dicho activo para determinar, en su caso, el monto del deterioro. Si se
trata de activos identificables que no generan flujos de caja de forma independiente, se estima la recuperabilidad de
la Unidad Generadora de Efectivo (UGE) a la que pertenece el activo, entendiendo como tal el menor grupo
identificable de activos que genera entradas de efectivo independientes.

Independientemente de lo sefialado en el parrafo anterior, en el caso de las UGEs a las que se han asignado
plusvalias o activos intangibles con una vida util indefinida, el analisis de su recuperabilidad se realiza de forma
sisteméatica al cierre de cada ejercicio.

El monto recuperable es el mayor entre el valor razonable menos el costo necesario para su venta y el valor en uso,
entendiendo por éste el valor actual de los flujos de caja futuros estimados. Para el célculo del valor recuperable de
las propiedades, plantas y equipos, de la plusvalia, y del activo intangible a nivel de cada UGE, el valor en uso es
el enfoque utilizado por el Grupo en practicamente la totalidad de los casos.

Para estimar el valor en uso de las UGEs, el Grupo prepara las proyecciones de flujos de caja futuros antes de
impuestos a partir de los presupuestos més recientes disponibles. Estos presupuestos incorporan las mejores
estimaciones de la Gerencia del Grupo sobre los ingresos y costos de las UGEs utilizando las proyecciones
sectoriales, la experiencia del pasado y las expectativas futuras.

En general, estas proyecciones cubren los préximos cinco afios, estimandose los flujos para los afios siguientes
aplicando tasas de crecimiento razonables, las cuales en ninglin caso son crecientes ni superan a las tasas medias
de crecimiento a largo plazo para el sector y pais del que se trate. Al 31 de diciembre de 2018, las tasas utilizadas
para extrapolar las proyecciones fueron las que a continuacién se detallan:

} Tasas de crecimiento (g)
Pais Moneda
31/12/2018
Argentina Peso argentino 10,4%
Brasil Real brasilefio 4,2%
Pert Sol peruano 2,5%
Colombia Peso colombiano 3,5%

Estos flujos se descuentan para calcular su valor actual a una tasa antes de impuestos que recoge el costo de capital
del negocio y del area geogréfica en que se desarrolla. Para su célculo se tiene en cuenta el costo actual del dinero
y las primas de riesgo utilizadas de forma general entre los analistas para el negocio y zona geograéfica.
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Las tasas de descuento antes de impuestos, expresadas en términos nominales, aplicadas a las proyecciones
vigentes al 31 de diciembre de 2018, fueron las siguientes:

. 31/12/2018
Pais Moneda — —
Minimo Maximo
Argentina Peso argentino 22,9% 36,4%
Brasil Real brasilefio 9,1% 21,3%
Peru Sol peruano 7,2% 12,1%
Colombia Peso colombiano 7,9% 12,9%

En el caso de que el monto recuperable de la UGE sea inferior al valor neto en libros del activo, se registra la
correspondiente provision por pérdida por deterioro por la diferencia, con cargo al rubro “Pérdidas por deterioro de
valor (Reversiones)” del estado de resultados integrales consolidado. Dicha provision es asignada, en primer lugar,
al valor de la plusvalia de la UGE, en caso de existir, y a continuaciéon a los demas activos que la componen,
prorrateando en funcion del valor contable de cada uno de ellos, con el limite de su valor razonable menos los costos
de venta, o su valor de uso, y sin que pueda resultar un valor negativo.

Las pérdidas por deterioro reconocidas en periodos anteriores para un activo, distinto de la plusvalia, son reversadas
si, y solo si, se han producido cambios en las estimaciones utilizadas para determinar el valor del mismo. Si asi
fuera el caso, se aumenta el valor del activo hasta su monto recuperable con abono a resultados, con el limite del
valor en libros que el activo podria haber tenido (neto de amortizacion o depreciacion) si no se hubiese reconocido
la pérdida por deterioro en periodos anteriores. En el caso de las plusvalias, las pérdidas por deterioro de valor
reconocidas no son reversadas en periodos posteriores.

El 1 de enero de 2018, se registrd una pérdida por deterioro en nuestra subsidiaria Enel Generacion Costanera S.A.,
por un monto de MUS$ 76.658, como consecuencia de la reexpresion de sus activos no monetarios por la aplicacion
de NIC 29 “Informacién Financiera en Economias Hiperinflacionarias” (ver Nota 7). Al 31 de diciembre de 2018, el
valor recuperable de la compafiia experimentd un aumento, por lo cual se registré un reverso del deterioro por un
monto de MUS$ 70.513.

f) Arrendamientos

Para determinar si un contrato es, o contiene, un arrendamiento, Enel Américas analiza el fondo econémico del
acuerdo, evaluando si el acuerdo transfiere el derecho a controlar el uso de un activo identificado por un periodo
de tiempo a cambio de una contraprestacion. Se considera que existe control si el cliente tiene i) derecho a obtener
sustancialmente todos los beneficios econdmicos procedentes del uso de un activo identificado; y ii) derecho a dirigir
el uso del activo.

Cuando el Grupo actda como arrendatario, al comienzo del arrendamiento (es decir, en la fecha en que el activo
subyacente esta disponible para su uso) registra en el estado de situacion financiera un activo por el derecho de
uso y un pasivo por arrendamiento.

El Grupo reconoce inicialmente los activos por derecho de uso al costo. El costo de los activos por derecho de uso
comprende: i) importe de la medicion inicial del pasivo por arrendamiento; i) los pagos por arrendamiento realizados
hasta la fecha de comienzo, menos los incentivos de arrendamiento recibidos; iii) los costos directos iniciales
incurridos; y iv) la estimacion de los costos por desmantelamiento o restauracion.

Posteriormente, el activo por derecho de uso se mide al costo, ajustado por cualquiera nueva medicion del pasivo
por arrendamiento, menos la depreciacién acumulada y las pérdidas acumuladas por deterioro de valor. El activo
por derecho de uso se deprecia en los mismos términos que el resto de activos depreciables similares, si existe
certeza razonable de que el arrendatario adquirira la propiedad del activo al finalizar el arrendamiento. Si no existe
dicha certeza, el activo se deprecia en el plazo menor entre la vida (til del activo o el plazo del arrendamiento. Para
determinar si el activo por derecho de uso se ha deteriorado, se aplican los mismos criterios detallados en la Nota
3.e.

El pasivo por arrendamiento se mide inicialmente al valor presente de los pagos por arrendamiento, descontados a
la tasa incremental por préstamos de la compaifiia, si la tasa de interés implicita en el arrendamiento no pudiera
determinarse facilmente. Los pagos por arrendamiento incluidos en la medicién del pasivo comprenden: i) pagos
fijos, menos cualquier incentivo de arrendamiento por cobrar; ii) pagos por arrendamiento variables que dependen
de un indice o tasa; iii) garantias de valor residual; iv) precio de ejercicio de una opcién de compra; y V)
penalizaciones por término del arriendo.
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Después de la fecha de inicio, el pasivo por arrendamiento se incrementa para reflejar la acumulacién de intereses
y se reduce por los pagos por arrendamiento realizados. Ademas, el valor en libros del pasivo se vuelve a medir si
existe una modificacion en los términos del arrendamiento (cambios en el plazo del arrendamiento, en el importe de
los pagos esperados relacionados con una garantia de valor residual, en la evaluacion de una opcion de compra o
cambio de un indice o tasa utilizados para determinar los pagos por arrendamiento). El costo financiero se reconoce
como gasto y se distribuye entre los ejercicios que constituyen el periodo de arrendamiento, de forma que se obtiene
una tasa de interés constante en cada ejercicio sobre el saldo pendiente del pasivo por arrendamiento.

Los arrendamientos de corto plazo, igual o inferior a un afio, o arrendamiento de activos de bajo valor se exceptlan
de la aplicacion de los criterios de reconocimiento descritos anteriormente, registrando los pagos asociados con el
arrendamiento como un gasto de forma lineal a lo largo del plazo del arrendamiento.

Cuando el Grupo actia como arrendador, clasifica al inicio del acuerdo si el arrendamiento es operativo o financiero,
en base a la esencia de la transaccion. Los arrendamientos en los que se transfieren sustancialmente todos los
riesgos y beneficios inherentes a la propiedad del activo subyacente se clasifican como arrendamientos financieros.
El resto de arrendamientos son clasificados como arrendamientos operativos.

En el caso de arrendamientos financieros, en la fecha de comienzo, la compafiia reconoce en su estado de situacion
financiera los activos mantenidos en arrendamiento financiero y los presenta como una cuenta por cobrar, por un
valor igual al de la inversion neta en el arrendamiento, calculado como la suma del valor actual de las cuotas de
arrendamiento y el valor actual de cualquier valor residual devengado, descontados a la tasa de interés implicita en
el arrendamiento. Posteriormente, se reconocen los ingresos financieros a lo largo del plazo del arrendamiento, en
funcion de un modelo que refleje una tasa de rendimiento constante sobre la inversion financiera neta realizada en
el arrendamiento.

En el caso de los arrendamientos operativos, los pagos por arrendamiento se reconocen como ingreso de forma
lineal durante el plazo del mismo, salvo que resulte mas representativa otra base sistematica de reparto. Los costos
directos iniciales incurridos para obtener un arrendamiento operativo se afiaden al valor en libros del activo
subyacente y se reconocen como gasto a lo largo del plazo del arrendamiento, sobre la misma base que los ingresos
del arrendamiento.

g) Instrumentos financieros

Un instrumento financiero es cualquier contrato que dé lugar, simultdneamente, a un activo financiero en una entidad
y a un pasivo financiero o a un instrumento de patrimonio en otra entidad.

g.1) Activos financieros no derivados

El Grupo clasifica sus activos financieros no derivados, ya sean permanentes o temporales, excluidas las inversiones
contabilizadas por el método de participacion (ver Notas 3.i y 15) y los activos no corrientes mantenidos para la
venta (Ver Nota 3.k), en tres categorias:

(1) Costo amortizado:

Se incluyen en esta categoria aquellos activos financieros que cumplan las siguientes condiciones (i) el modelo de
negocio que lo sustenta tiene como objetivo mantener los activos financieros para obtener los flujos de efectivo
contractuales y, a su vez, (ii) las condiciones contractuales de los activos financieros dan lugar en fechas especificas
a flujos de efectivo que son solamente pagos de principal e intereses (criterio SPPI).

Los activos financieros que cumplen con las condiciones establecidas en NIIF 9, para ser valorizadas al costo
amortizado en el Grupo son: equivalentes de efectivo, cuentas por cobrar, y préstamos. Estos activos se registran
a costo amortizado, correspondiendo éste al valor razonable inicial, menos las devoluciones del principal efectuadas,
mas los intereses devengados no cobrados calculados por el método de la tasa de interés efectiva.

El método de la tasa de interés efectiva es un método de célculo del costo amortizado de un activo o un pasivo
financiero (o de un grupo de activos o pasivos financieros) y de imputacion del ingreso o gasto financiero a lo largo
del periodo relevante. La tasa de interés efectiva es la tasa de descuento que iguala exactamente los flujos de
efectivo por cobrar o por pagar estimados a lo largo de la vida esperada del instrumento financiero (0, cuando sea
adecuado, en un periodo mas corto) con el monto neto en libros del activo o pasivo financiero.
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(i) Activos financieros registrados a valor razonable con cambios en otros resultados integrales:

Se incluyen en esta categoria aquellos activos financieros que cumplan las siguientes condiciones: (i) se clasifican
dentro de un modelo de negocio, cuyo objetivo es mantener los activos financieros tanto para cobrar los flujos de
efectivo contractuales como para venderlos y, a su vez, (ii) las condiciones contractuales cumplen con el criterio
SPPI.

Estos activos financieros se reconocen en el estado de situacion financiera consolidado por su valor razonable
cuando es posible determinarlo de forma fiable. En el caso de participaciones en sociedades no cotizadas o que
tienen muy poca liquidez, normalmente el valor razonable no es posible determinarlo de forma fiable, por lo que,
cuando se da esta circunstancia, se valoran por su costo de adquisicién o por un monto inferior si existe evidencia
de su deterioro.

Las variaciones del valor razonable, netas de su efecto fiscal, se registran en el estado de resultados integrales
consolidado: Otros resultados integrales, hasta el momento en que se produce la enajenacion de estos activos
financieros, momento en el que el monto acumulado en este rubro es imputado integramente en el resultado del
periodo, con excepcion de las inversiones en instrumentos de patrimonio, cuyo saldo acumulado en Otros resultados
integrales nunca es reclasificado a resultados.

En caso de que el valor razonable sea inferior al costo de adquisicion, si existe una evidencia objetiva de que el
activo ha sufrido un deterioro que no pueda considerarse temporal, la diferencia se registra directamente en pérdidas
del periodo.

(iii) Activos financieros registrados a valor razonable con cambios en resultados:

Se incluye en esta categoria la cartera de negociacién, aquellos activos financieros que han sido designados como
tales en el momento de su reconocimiento inicial y que se gestionan y evallian segun el criterio de valor razonable
y los activos financieros que no cumplen con las condiciones para ser clasificados en las dos categorias anteriores.

Se valorizan en el estado de situacion financiera consolidado por su valor razonable y las variaciones en su valor se
registran directamente en resultados en el momento que ocurren.

g.2) Efectivo y otros medios liquidos equivalentes

Bajo este rubro del estado de situacion consolidado se registra el efectivo en caja, saldos en bancos, depdsitos a
plazo y otras inversiones a corto plazo, (igual o inferior a 90 dias desde la fecha de inversion), de alta liquidez que
son rapidamente realizables en caja y que tienen un bajo riesgo de cambios de su valor.

g.3) Deterioro de valor de los activos financieros

Siguiendo los requerimientos de NIIF 9, el Grupo aplica un modelo deterioro de valor basado en la determinacion
de pérdidas crediticias esperadas, con base en la historia pasada del Grupo, las condiciones de mercado existentes,
asi como las estimaciones prospectivas al final de cada periodo de reporte. Este modelo se aplica a los activos
financieros medidos a costo amortizado o medidos a valor razonable con cambios en otro resultado integral, excepto
por las inversiones en instrumentos de patrimonio.

La pérdida crediticia esperada, determinada considerando probabilidad de incumplimiento (PD, Probability of
Default), pérdida dado el incumplimiento (LGD, Loss Given Default) y exposicién al incumplimiento (EAD, Exposure
at Default), es la diferencia entre todos los flujos de efectivo contractuales que se deben de acuerdo con el contrato
y todos los flujos de efectivo que se espera recibir (es decir, todas las insuficiencias de dinero), descontadas a la
tasa de interés efectiva original.

Para determinar las pérdidas crediticias esperadas, el Grupo aplica dos enfoques diferentes:

= Enfoque general: aplicado a activos financieros distintos de las cuentas comerciales por cobrar, activos
contractuales o cuentas por cobrar por arrendamientos. Este enfoque, se basa en la evaluacién de aumentos
significativos en el riesgo de crédito de los activos financieros, desde el reconocimiento inicial. Si en la fecha de
presentacion de los estados financieros no se ha incrementado de forma significativa el riesgo de crédito, las
pérdidas por deterioro se miden en referencia a las pérdidas crediticias esperadas en los préximos 12 meses; si
por el contrario, el riesgo crediticio se ha incrementado de forma significativa, el deterioro se mide considerando
las pérdidas crediticias esperadas durante toda la vida del activo.
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En general, la medicién de las pérdidas crediticias esperadas para activos financieros distintos de las cuentas
comerciales por cobrar, activos contractuales o cuentas por cobrar por arrendamientos, se realiza sobre una
base individual.

= Enfoque simplificado: para cuentas por cobrar comerciales, activos contractuales o cuentas por cobrar por
arrendamientos, el Grupo aplica un método simplificado, mediante el cual la provision por deterioro se registra
siempre en referencia a las pérdidas crediticias esperadas durante toda la vida del activo. Este es el enfoque
aplicado en mayor medida por el Grupo, dado que las cuentas comerciales por cobrar representan el principal
activo financiero de Enel Américas y sus subsidiarias.

Para las cuentas por cobrar comerciales, activos contractuales y cuentas por cobrar por arrendamiento, el Grupo
aplica dos tipos de evaluacion de pérdidas crediticias esperadas:

- Evaluacién colectiva: basada en agrupar las cuentas por cobrar en grupos especificos o “clusters”, teniendo
en cuenta cada negocio y el contexto regulatorio local. Las cuentas por cobrar se agrupan segun las
caracteristicas de las carteras de clientes en términos de riesgo de crédito, informacién de vencimientos y
tasas de recuperacion. Para cada grupo se considera una definicién especifica de incumplimiento.

- Evaluacion analitica o individual: si las cuentas por cobrar son consideradas individualmente significativas
por la administracion, y hay informacion especifica sobre cualquier aumento significativo en el riesgo de
crédito, el Grupo aplica una evaluacion individual de las cuentas por cobrar. Para la evaluacion individual,
la PD se obtiene principalmente de un proveedor externo.

Sobre la base del mercado de referencia y el contexto regulatorio del sector, asi como las expectativas de
recuperacion después de 90 dias, para tales cuentas por cobrar, el Grupo aplica principalmente una definicién
predeterminada de 180 dias de vencimiento para determinar las pérdidas crediticias esperadas, ya que éste se
considera un indicador efectivo de un aumento significativo en el riesgo de crédito. En consecuencia, los activos
financieros que tienen méas de 90 dias de vencimiento generalmente no se consideran en incumplimiento.

Para medir las pérdidas crediticias esperadas de manera colectiva, el Grupo considera los siguientes supuestos:

- PD: estimacion de incumplimiento promedio, calculado para cada grupo de cuentas comerciales por
cobrar, teniendo en cuenta un minimo de datos histéricos de 24 meses.

- LGD: calculada en funcion de las tasas de recuperacion de un tramo predeterminado, descontadas a la
tasa de interés efectiva; y

- EAD: exposicion contable en la fecha de reporte, neta de depdsitos en efectivo, incluidas las facturas
emitidas, pero no vencidas y las facturas por emitir.

Con base en evaluaciones especificas de la Administracion, el ajuste prospectivo puede aplicarse considerando
informacién cualitativa y cuantitativa para reflejar posibles eventos futuros y escenarios macroeconémicos, que
pueden afectar el riesgo de la cartera o el instrumento financiero.

g.4) Pasivos financieros excepto derivados

Los pasivos financieros con caracter general se registran inicialmente a valor razonable, neto de los costos incurridos
en la transaccion. En periodos posteriores, estas obligaciones se valoran a su costo amortizado, utilizando el método
de la tasa de interés efectiva (ver Nota 3.g.1).

Los pasivos por arrendamiento, se miden inicialmente al valor presente de los pagos por arrendamiento futuros,
determinado de acuerdo a los criterios descritos en la Nota 3.f.

En el caso particular de que los pasivos sean el subyacente de un derivado de cobertura de valor razonable, como
excepcion, se valoran por su valor razonable por la parte del riesgo cubierto.

Para el calculo del valor razonable de la deuda, tanto para los casos en que se registra en el estado de situacion
financiera como para la informacion sobre su valor razonable que se incluye en la Nota 22, ésta ha sido dividida en
deuda a tasa de interés fija (en adelante, “deuda fija”) y deuda a tasa de interés variable (en adelante, “deuda
variable”). La deuda fija es aquella que a lo largo de su vida paga cupones de interés fijados desde el inicio de la
operacion, ya sea explicita o implicitamente. La deuda variable es aquella deuda emitida con tipo de interés variable,
es decir, cada cupdn se fija en el momento del inicio de cada periodo en funcién de la tasa de interés de referencia.
La valoracion de toda la deuda se ha realizado mediante el descuento de los flujos futuros esperados con la curva
de tipos de interés de mercado segun la moneda de pago.
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g.5) Derivados y operaciones de cobertura

Los derivados mantenidos por el Grupo corresponden fundamentalmente a operaciones contratadas con el fin de
cubrir el riesgo de tasa de interés y/o de tipo de cambio, que tienen como objetivo eliminar o reducir
significativamente estos riesgos en las operaciones subyacentes que son objeto de cobertura.

Los derivados se registran por su valor razonable en la fecha del estado de situacion financiera. En el caso de
derivados financieros, si su valor es positivo se registran en el rubro “Otros activos financieros” y si es negativo en
el rubro “Otros pasivos financieros”. Si se trata de derivados sobre commodities, el valor positivo se registra en el
rubro “Cuentas comerciales por cobrar y otras cuentas por cobrar” y si es negativo en el rubro “Cuentas comerciales
y otras cuentas por pagar”.

Los cambios en el valor razonable se registran directamente en resultados, salvo en el caso de que el derivado haya
sido designado contablemente como instrumento de cobertura y se den todas las condiciones establecidas por las
NIIF para aplicar contabilidad de cobertura, en cuyo caso su registro es el siguiente:

- Coberturas de valor razonable: la parte del subyacente para la que se esta cubriendo el riesgo se valora por su
valor razonable al igual que el instrumento de cobertura, registrandose en el estado de resultados integrales las
variaciones de valor de ambos, neteando los efectos en el mismo rubro del estado de resultados integrales.

- Coberturas de flujos de efectivo: los cambios en el valor razonable de los derivados se registran, en la parte en
gue dichas coberturas son efectivas, en una reserva del Patrimonio Total denominada “Coberturas de flujo de
caja”. La pérdida o ganancia acumulada en dicho rubro se traspasa al estado de resultados integrales en la
medida que el subyacente tiene impacto en el estado de resultados integrales por el riesgo cubierto, neteando
dicho efecto en el mismo rubro del estado de resultados integrales. Los resultados correspondientes a la parte
ineficaz de las coberturas se registran directamente en el estado de resultados integrales.

La contabilidad de coberturas se discontinua so6lo cuando la relacion de cobertura (0 una parte de la relacion)
deja de cumplir con los criterios requeridos, después de realizar cualquier reequilibrio de la relacién de cobertura,
si es aplicable. En caso de no ser posible continuar con la relacion de cobertura, incluyendo cuando el
instrumento de cobertura expira, se vende, resuelve o ejerce, cualquier ganancia o pérdida acumulada en el
patrimonio a esa fecha permanece en el patrimonio hasta que la transaccion proyectada afecte al estado de
resultados. Cuando se espere que ya no se produzca una transaccion proyectada la ganancia o pérdida
acumulada en el patrimonio se transfiere inmediatamente al estado de resultados.

El Grupo no aplica contabilidad de cobertura sobre sus inversiones en el exterior.

Como norma general, los contratos de compra o venta a largo plazo de “commodities” se valorizan en el estado de
situacion financiera por su valor razonable en la fecha de cierre, registrando las diferencias de valor directamente
en resultados, excepto cuando se den todas las condiciones que se mencionan a continuacion:

- La unica finalidad del contrato es el uso propio, entendiendo por tal, en el caso de los contratos de compras
de combustible su uso para la generacion de electricidad, en los de compra de electricidad para
comercializacion, su venta a clientes finales y en los de venta de electricidad, la venta al cliente final.

- Las proyecciones futuras del Grupo justifican la existencia de estos contratos con la finalidad de uso propio.

- Laexperiencia pasada de los contratos demuestra que se han utilizado para uso propio, excepto en aquellos
casos esporadicos en que haya sido necesario otro uso por motivos excepcionales o asociados con la gestién
logistica fuera del control y de la proyeccién del Grupo.

- El contrato no estipule su liquidacion por diferencia, ni haya habido una practica de liquidar por diferencias
contratos similares en el pasado.

Los contratos de compra o venta a largo plazo de “commodities” que mantiene formalizados el Grupo,
fundamentalmente de electricidad, combustible y otros insumos, cumplen con las caracteristicas descritas
anteriormente. Asi, los contratos de compras de combustibles tienen como propésito utilizarlos para la generacion
de electricidad, los de compra de electricidad se utilizan para concretar ventas a clientes finales, y los de venta de
electricidad para la colocacion de produccion propia.

El Grupo también evalGa la existencia de derivados implicitos en contratos e instrumentos financieros para
determinar si sus caracteristicas y riesgos estan estrechamente relacionados con el contrato principal siempre que
el conjunto no esté siendo contabilizado a valor razonable. En caso de no estar estrechamente relacionados, son
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registrados separadamente contabilizando las variaciones de valor directamente en el estado de resultados
integrales.

g.6) Baja de activos y pasivos financieros

Los activos financieros se dan de baja contablemente cuando:

Los derechos a recibir flujos de efectivo relacionados con los activos han vencido o se han transferido o, aun
reteniéndolos, se han asumido obligaciones contractuales que determinan el pago de dichos flujos a uno o
mas receptores.

- La sociedad ha traspasado sustancialmente los riesgos y beneficios derivados de su titularidad o, si no los
ha cedido ni retenido de manera sustancial, cuando no retenga el control de activo.

Las transacciones en las que el Grupo retiene de manera sustancial todos los riesgos y beneficios, que son
inherentes a la propiedad de un activo financiero cedido, se registran como un pasivo de la contraprestacion recibida.
Los gastos de la transaccion se registran en resultados siguiendo el método de la tasa de interés efectiva (ver 3.9.1).

Los pasivos financieros son dados de baja cuando se extinguen, es decir, cuando la obligacion derivada del pasivo
haya sido pagada, cancelada o bien haya expirado. Una permuta de un instrumento de deuda con condiciones
sustancialmente diferentes, o una modificacion sustancial de las condiciones actuales de un pasivo financiero
existente (o una parte del mismo), se registra como una cancelacion del pasivo financiero original, reconociéndose
un nuevo pasivo financiero.

g.7) Compensacion de activos y pasivos financieros

El Grupo compensa activos y pasivos financieros, y el monto neto se presenta en el estado de situacién financiera,
sélo cuando:

- existe un derecho en el momento actual, exigible legalmente, de compensar los montos reconocidos; y

- existe laintencion de liquidar sobre una base neta, o de realizar el activo y liquidar el pasivo simultaneamente.

Estos derechos sélo pueden ser legalmente exigibles dentro del curso normal del negocio, o bien en caso de
incumplimiento, de insolvencia o de quiebra, de una o de todas las contrapartes.

g.8) Contratos de garantias financieras

Los contratos de garantias financieras, entendiendo como tales las garantias concedidas por el Grupo a favor de
terceros, se reconocen inicialmente por su valor razonable, ajustando los costos de transaccion que sean
directamente atribuibles a la emision de la garantia.

Con posterioridad a su reconocimiento inicial, los contratos de garantias financieras se valoran al mayor de:
- el valor del pasivo determinado de acuerdo con la politica contable de provisiones de la Nota 3.m; y

- el valor del activo inicialmente reconocido menos, cuando proceda, la amortizaciéon acumulada registrada de
acuerdo con politica de reconocimientos de ingresos (ver Nota 3.9).

h) Medicién del valor razonable

El valor razonable de un activo o pasivo se define como el precio que seria recibido por vender un activo o pagado
por transferir un pasivo, en una transaccion ordenada entre participantes del mercado en la fecha de medicion.

La medicién a valor razonable asume que la transaccién para vender un activo o transferir un pasivo tiene lugar en
el mercado principal, es decir, el mercado de mayor volumen y nivel de actividad para el activo o pasivo. En ausencia
de un mercado principal, se asume que la transaccion se lleva a cabo en el mercado mas ventajoso al cual tenga
acceso la entidad, es decir, el mercado que maximiza la cantidad que seria recibido para vender el activo o minimiza
la cantidad que seria pagado para transferir el pasivo.
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Para la determinacion del valor razonable, el Grupo utiliza las técnicas de valoracion que sean apropiadas a las
circunstancias y sobre las cuales existan datos suficientes para realizar la medicién, maximizando el uso de datos
de entrada observables relevantes y minimizando el uso de datos de entrada no observables.

En consideracion a la jerarquia de los datos de entrada utilizados en las técnicas de valoracién, los activos y pasivos
medidos a valor razonable pueden ser clasificados en los siguientes niveles:

Nivel 1: Precio cotizado (no ajustado) en un mercado activo para activos y pasivos idénticos.

Nivel 2: Inputs diferentes a los precios cotizados que se incluyen en el nivel 1 y que son observables para
activos o pasivos, ya sea directamente (es decir, como precio) o indirectamente (es decir, derivado de
un precio). Los métodos y las hipotesis utilizadas para determinar los valores razonables de nivel 2,
por clase de activos financieros o pasivos financieros, tienen en consideracién la estimacién de los
flujos de caja futuros, descontados con las curvas cero cupon de tipos de interés de cada divisa. Todas
las valoraciones descritas se realizan a través de herramientas externas (como por ejemplo
“Bloomberg”).

Nivel 3: Inputs para activos o pasivos que no estan basados en informacién observable de mercado (inputs no
observables).

Al medir el valor razonable el Grupo tiene en cuenta las caracteristicas del activo o pasivo, en particular:

- Para activos no financieros, una medicion del valor razonable tiene en cuenta la capacidad del participante en el
mercado para generar beneficios econdmicos mediante la utilizaciéon del activo en su maximo y mejor uso, 0
mediante la venta de éste a otro participante del mercado que utilizaria el activo en su maximo y mejor uso.

- Para pasivos e instrumentos de patrimonio propio, el valor razonable supone que el pasivo no se liquidara y el
instrumento de patrimonio no se cancelard, ni se extinguirdn de otra forma en la fecha de medicion. El valor
razonable del pasivo refleja el efecto del riesgo de incumplimiento, es decir, el riesgo de que una entidad no
cumpla una obligacion, el cual incluye, pero no se limita, al riesgo de crédito propio de la compafiia.

- En el caso de los derivados no negociables en mercados organizados, el Grupo utiliza para su valoracion la
metodologia de flujos de caja descontados y modelos de valoracion de opciones generalmente aceptados,
baséandose en las condiciones del mercado, tanto de contado como de futuros a la fecha de cierre de los estados
financieros, incluyendo asimismo un ajuste por riesgo de crédito propio o “Debt Valuation Adjustment (DVA)” y el
riesgo de contraparte o “Credit Valuation Adjustment (CVA)”. La medicion del “Credit Valuation Adjustment
(CVA)” | “Debt Valuation Adjustment (DVA)” se realiza basandose en la exposicion potencial futura del instrumento
(posicion acreedora u deudora) y el perfil de riesgo de las contrapartes y el propio del Grupo.

- En el caso de activos financieros y pasivos financieros con posiciones compensadas en riesgo de mercado o
riesgo de crédito de la contraparte, se permite medir el valor razonable sobre una base neta, de forma congruente
con la forma en que los participantes del mercado pondrian precio a la exposicion de riesgo neta en la fecha de
medicion.

Los activos y pasivos registrados a valor razonable se presentan en Nota 22.3.
i) Inversiones contabilizadas por el método de participacién

Las participaciones que el Grupo posee en negocios conjuntos y asociadas, se registran siguiendo el método de
participacion.

Segun el método de participacion, la inversién en una asociada o negocio conjunto se registra inicialmente al costo.
A partir de la fecha de adquisicién, se registra la inversion en el estado de situacién financiera por la proporciéon de
su patrimonio total, que representa la participacion del Grupo en su capital, una vez ajustado, en su caso, el efecto
de las transacciones realizadas con el Grupo, mas las plusvalias que se hayan generado en la adquisicion de la
sociedad. Si el monto resultante fuera negativo, se deja la participacion en cero en el estado de situacion financiera,
a no ser que exista la obligacién presente (ya sea legal o implicita) por parte del Grupo de reponer la situacion
patrimonial de la sociedad, en cuyo caso, se registra la provision correspondiente.

La plusvalia relativa a la asociada o negocio conjunto se incluye en el valor libro de la inversion y no se amortiza ni
se realiza una prueba individual de deterioro, a menos que existan indicadores de deterioro.
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Los dividendos percibidos de estas sociedades se registran reduciendo el valor de la inversion y los resultados
obtenidos por las mismas, que corresponden al Grupo conforme a su participacion, se registran en el rubro
“Participacion en ganancia (pérdida) de asociadas contabilizadas por el método de participacion”.

Las Sociedades clasificadas como “Asociadas y Negocios Conjuntos” (ver Nota 2.5 y 2.6 respectivamente) de los
presentes estados financieros consolidados son valorizadas por este método.

j) Inventarios
Los inventarios se valoran al precio medio ponderado de adquisicion o valor neto de realizacion si éste es inferior.

El valor neto de realizacion es el precio de venta estimado del activo en el curso normal de la operacién, menos los
costos de venta aplicables.

Los costos incluyen el precio de compra mas los costos incurridos necesarios para darles su condicion y ubicacién
actuales, netos de descuentos comerciales y otras rebajas.

k) Activos no corrientes (o0 grupo de activos para su disposicion) clasificados como mantenidos para la
venta o como mantenidos para distribuir a los propietarios y operaciones discontinuadas

Los activos no corrientes, incluyendo las propiedades, planta y equipo, activos intangibles, inversiones en asociadas
y negocios conjuntos, y los grupos de activos para su disposicion (grupo de activos que se van a enajenar o distribuir
junto con sus pasivos directamente asociados) se clasifican como:

- mantenidos para la venta si su valor en libros se recuperard fundamentalmente a través de una transaccion de
venta en lugar de por su uso continuado; o

- mantenidos para distribuir a los propietarios cuando la entidad se compromete a distribuir los activos (o grupo de
activos para su disposicion) a los propietarios.

Para la clasificacion anterior, los activos deben estar disponibles para la venta o distribucién inmediata en sus
condiciones actuales y la venta o distribucion debe ser altamente probable. Para que la transaccién se considere
altamente probable la Gerencia debe estar comprometida con un plan de venta o distribucion y debe haberse iniciado
las acciones necesarias para completar dicho plan. Asi mismo debe esperarse que la venta o distribucion estén
finalizadas en un afio a partir de la fecha de clasificacion.

Las actividades requeridas para completar el plan la venta o distribucién deben indicar que es improbable que
puedan realizarse cambios significativos en el plan, o que el mismo vaya a ser cancelado. La probabilidad de
aprobacion por los accionistas (si se requiere en la jurisdiccién) debe considerarse como parte de la evaluacion de
si la venta o distribucion es altamente probable.

Los activos o grupos sujetos a desapropiacion clasificados como mantenidos para la venta o como mantenidos para
distribuir a los propietarios se miden al menor valor entre su valor en libros o su valor razonable menos los costos
de venta o distribucion.

La depreciacion y amortizacion de estos activos cesan cuando se cumplen los criterios para ser clasificados como
activos no corrientes mantenidos para la venta o mantenidos para distribuir a los propietarios.

Los activos que dejen de estar clasificados como mantenidos para la venta o como mantenidos para distribuir a los
propietarios, o dejen de formar parte de un grupo de activos para su disposicion, son valorados al menor de su valor
en libros antes de su clasificacion, menos las depreciaciones, amortizaciones o revalorizaciones que se hubieran
reconocido si no se hubieran clasificado como tales, y el valor recuperable en la fecha en que se reclasifican como
activos no corrientes.

Los activos no corrientes y los componentes de grupos de activos para su disposicién clasificados como mantenidos
para la venta o mantenidos para distribuir a los propietarios se presentan en el estado de situacién financiera
consolidado de la siguiente forma: los activos en una Unica linea denominada “Activos no corrientes o grupos de
activos para su disposicion clasificados como mantenidos para la venta o como mantenidos para distribuir a los
propietarios” y respectivos pasivos en una unica linea denominada “Pasivos incluidos en grupos de activos para su
disposicion clasificados como mantenidos para la venta o mantenidos para distribuir a los propietarios”.
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Una operacion discontinuada es un componente del Grupo que ha sido dispuesto, o bien que ha sido clasificado
como mantenido para la venta, y

- representa una linea de negocio o un &rea geografica, que es significativa y puede considerarse separada del
resto;

- forma parte de un plan individual y coordinado para disponer de una linea de negocio o de un area geografica de
la operacidn que sea significativa y pueda considerarse separada del resto; o

- es una entidad subsidiaria adquirida exclusivamente con la finalidad de revenderla.

Los resultados después de impuestos de las operaciones discontinuadas se presentan en una Unica linea del estado
de resultados integral denominada “Ganancia (pérdida) de operaciones discontinuadas”, asi como también la
ganancia o pérdida reconocida por la medicién a valor razonable menos los costos de venta o por la disposicién de
los activos o grupos para su disposicion que constituyan la operacion discontinuada.

)  Acciones propias en cartera

Las acciones propias en cartera se presentan rebajando el rubro “Patrimonio Total” del estado de situacion financiera
consolidado y son valoradas a su costo de adquisicion.

Los beneficios y pérdidas obtenidos por las sociedades en la enajenacién de estas acciones propias se registran
directamente en el Patrimonio Total: “Ganancias (pérdida) acumuladas”, sin afectar la ganancia o pérdida del
periodo.

m) Provisiones

Las provisiones se reconocen cuando el Grupo tiene una obligacion presente (legal o implicita) como resultado de
un evento pasado, es probable un desembolso de beneficios econdmicos que serd requerido para liquidar la
obligacion, y se puede realizar una estimacién confiable del monto de la obligacion.

El monto reconocido como provision es la mejor estimacion de la consideracion requerida para liquidar la obligacion
presente en la fecha de emisién de los estados financieros, teniendo en consideracién los riesgos e incertidumbres
que rodean a la obligacién. Cuando una provision se mide utilizando flujos de caja estimados para liquidar la
obligacion presente, su valor libros es el valor presente de esos flujos de caja (cuando el efecto del valor del dinero
en el tiempo es importante). El devengo del descuento se reconoce como gasto financiero. Los costos legales
incrementales esperados a ser incurridos en la resolucion de la reclamacion legal se incluyen en la medicion de la
provision.

Las provisiones son revisadas al cierre de cada periodo de reporte y son ajustadas para reflejar la mejor estimacion
actual. Si ya no es probable que se requerira un desembolso de beneficios econémicos para liquidar la obligacion,
la provision es reversada.

Un pasivo contingente no implica el reconocimiento de una provision. Los costos legales esperados a ser incurridos
en la defensa de la reclamacion legal son llevados a resultados cuando se incurre en ellos. Los pasivos contingentes
significativos son revelados a menos que la probabilidad de un desembolso de beneficios econémicos sea remota.

m.1) Provisiones por obligaciones post empleo y otras similares

Algunas de las empresas del Grupo tienen contraidos compromisos por pensiones y otros similares con sus
trabajadores. Dichos compromisos, tanto de prestacion definida como de aportacion definida, estan instrumentados
basicamente a través de planes de pensiones, excepto en lo relativo a determinadas prestaciones en especie,
fundamentalmente los compromisos de suministro de energia eléctrica, para los cuales, dada su naturaleza, no se
ha llevado a cabo la externalizacién y su cobertura se realiza mediante la correspondiente provision interna.

Para los planes de prestacion definida, las sociedades registran el gasto correspondiente a estos compromisos
siguiendo el criterio del devengo durante la vida laboral de los empleados mediante la realizacion, a la fecha de los
estados financieros, de los oportunos estudios actuariales calculados aplicando el método de la unidad de crédito
proyectada. Los costos por servicios pasados que corresponden a variaciones en las prestaciones son reconocidos
inmediatamente.
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Los compromisos por planes de prestacién definida representan el valor actual de las obligaciones devengadas, una
vez deducido el valor razonable de los activos aptos afectos a los distintos planes, cuando es aplicable.

Para cada uno de los planes, si la diferencia entre el pasivo actuarial por los servicios pasados y los activos afectos
al plan es positiva, esta diferencia se registra en el rubro “Provisiones por beneficios a los empleados” del pasivo
del estado de situacion financiera y si es negativa en el rubro “Otros activos financieros” del estado de situacion
financiera, siempre que dicha diferencia sea recuperable para el Grupo normalmente mediante deduccién en las
aportaciones futuras, teniendo en cuenta las limitaciones establecidas por la CINIIF 14 “NIC 19 Limite de un activo
por prestaciones definidas, obligacién de mantener un nivel minimo de financiacion y su iteracion”.

Las pérdidas y ganancias actuariales surgidas en la valoracion, tanto de los pasivos como de los activos afectos a
estos planes, incluido en limite establecido en la CINIIF 14, se registran directamente como componente de “Otro
resultado integral”.

Las contribuciones a planes de aportacion definida se reconocen como gasto conforme los empleados prestan sus
servicios.

n) Conversion de saldos en moneda extranjera

Las operaciones que realiza cada sociedad en una moneda distinta de su moneda funcional se registran a los tipos
de cambio vigentes en el momento de la transaccion. Durante el periodo, las diferencias que se producen entre el
tipo de cambio contabilizado y el que se encuentra vigente a la fecha de cobro o pago se registran como diferencias
de cambio en el estado de resultados integrales.

Asimismo, al cierre de cada periodo, la conversion de los saldos a cobrar o0 a pagar en una moneda distinta de la
funcional de cada sociedad, se realiza al tipo de cambio de cierre. Las diferencias de valoracion producidas se
registran como diferencias de cambio en el estado de resultados integrales.

El Grupo ha establecido una politica de cobertura de la parte de los ingresos de las subsidiarias que estan
directamente vinculadas a la evolucién del délar norteamericano, mediante la obtenciéon de financiaciéon en esta
ultima moneda. Las diferencias de cambio de esta deuda, al tratarse de operaciones de cobertura de flujos de caja,
se registran como un componente de “Otro Resultado Integral”’, netas de su efecto impositivo, en una cuenta de
reservas en el patrimonio, registrandose en resultados en el plazo en que se realizaran los flujos de caja cubiertos.
Este plazo se ha estimado en diez afios.

o) Clasificacion de saldos en corrientes y no corrientes

En el estado de situacion financiera consolidado adjunto, los saldos se podrian clasificar en funcién de sus
vencimientos, es decir, como corrientes aquellos con vencimiento igual o inferior a doce meses, excepto por las
provisiones por obligaciones post empleo y otras similares, y como no corrientes, los de vencimiento superior a dicho
periodo. Los activos y pasivos por impuestos diferidos se clasifican como no corrientes.

En el caso que existiese obligaciones cuyo vencimiento es inferior a doce meses, pero cuyo refinanciamiento a largo
plazo esté asegurado a discrecion de la Sociedad, mediante contratos de crédito disponibles de forma incondicional
con vencimiento a largo plazo, se podrian clasificar como pasivos no corrientes.

p) Impuesto alas ganancias

El gasto por impuesto a las ganancias del ejercicio, se determina como la suma del impuesto corriente de las distintas
sociedades del Grupo y resulta de la aplicacion del tipo de gravamen sobre la base imponible del ejercicio, una vez
aplicadas las deducciones que tributariamente son admisibles, mas la variacion de los activos y pasivos por
impuestos diferidos y créditos tributarios, tanto por pérdidas tributarias como por deducciones. Las diferencias entre
el valor contable de los activos y pasivos y su base tributaria generan los saldos de impuestos diferidos de activo o
de pasivo, que se calculan utilizando las tasas impositivas que se espera estén en vigor cuando los activos y pasivos
se realicen, considerando para tal efecto las tasas que al final del periodo sobre el que se informa hayan sido
aprobadas o para las cuales se encuentre practicamente terminado el proceso de aprobacion.

Los activos por impuestos diferidos se reconocen por causa de todas las diferencias temporarias deducibles,
pérdidas y créditos tributarios no utilizados, en la medida en que resulte probable que existan ganancias tributarias
futuras suficientes para recuperar las deducciones por diferencias temporarias y hacer efectivos los créditos
tributarios, salvo que el activo por impuesto diferido relativo a la diferencia temporaria deducible, surja del
reconocimiento inicial de un activo o pasivo en una transaccién que:
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- no es una combinacion de negocios; y
- en el momento en que fue realizada no afecté ni a la ganancia contable ni a la ganancia (pérdida) tributaria.

Con respecto a las diferencias temporarias deducibles, relacionadas con inversiones en subsidiarias, asociadas y
acuerdos conjuntos, los activos por impuestos diferidos se reconocen soélo en la medida en que sea probable que
las diferencias temporarias reviertan en un futuro previsible y que se disponga de ganancias tributarias contra las
cuales puedan utilizarse las diferencias temporarias.

Se reconocen pasivos por impuestos diferidos para todas las diferencias temporarias, excepto aquellas derivadas
del reconocimiento inicial de plusvalias y de aquellas cuyo origen esta dado por la valorizacion de las inversiones
en subsidiarias, asociadas y negocios conjuntos, en las cuales el Grupo pueda controlar la reversion de las mismas
y es probable que no se reviertan en un futuro previsible.

El impuesto corriente y las variaciones en los impuestos diferidos de activo o pasivo se registran en resultados o en
rubros de Patrimonio Total en el estado de situacion financiera, en funcién de donde se hayan registrado las
ganancias o pérdidas que lo hayan originado.

Las rebajas que se puedan aplicar al monto determinado como pasivo por impuesto corriente, se imputan en
resultados como un abono al rubro “Gasto por impuestos a las ganancias”, salvo que existan dudas sobre su
realizacion tributaria, en cuyo caso no se reconocen hasta su materializacion efectiva, o correspondan a incentivos
tributarios especificos, registrandose en este caso como subvenciones.

En cada cierre contable se revisan los impuestos diferidos registrados, tanto activos como pasivos, y se efectlan
correcciones necesarias en funcion del resultado de este analisis.

Los activos por impuestos diferidos y los pasivos por impuestos diferidos se compensan en el estado de situacion
financiera, si se tiene el derecho legalmente exigible de compensar activos por impuestos corrientes contra pasivos
por impuestos corrientes, y sélo si estos impuestos diferidos se relacionan con impuestos sobre las ganancias
correspondientes a la misma autoridad fiscal.

g) Reconocimiento de ingresos y gastos

Los ingresos de actividades ordinarias se reconocen cuando (o a medida que) se transfiere el control sobre un bien
o servicio al cliente. Los ingresos se miden en base a la contraprestacion a la que se espera tener derecho por dicha
transferencia de control, excluyendo los montos recaudados en nombre de terceros.

El Grupo analiza y toma en consideracion todos los hechos y circunstancias relevantes para el reconocimiento de
ingresos, aplicando el modelo de cinco pasos establecido por la NIIF 15: 1) Identificacion del contrato con el cliente;
2) Identificacion de las obligaciones de desempefio; 3) Determinacion del precio de la transaccion; 4) Asignacion del
precio de la transaccion; y 5) Reconocimiento del ingreso.

A continuacion se detallan los criterios de reconocimiento de ingresos por tipo de bien o servicio prestado por el
Grupo:

e Suministro de electricidad (venta y transporte): corresponde a una obligacion de desempefio Unica que
transfiere al cliente una serie de bienes/servicios distintos que son sustancialmente iguales y que tiene el mismo
patrén de transferencia. Dado que el cliente recibe y consume de manera simultanea los beneficios
proporcionados por la compafiia, se considera una obligacion de desempefio satisfecha a lo largo del tiempo.
En estos casos, Enel Américas aplica un método de producto para reconocer los ingresos en la cantidad a la
que tiene derecho a facturar por la electricidad suministrada hasta la fecha.

- Generacion: los ingresos se registran de acuerdo a las entregas fisicas de energia y potencia, a los precios
establecidos en los respectivos contratos, a los precios estipulados en el mercado eléctrico por la regulacion
vigente o al costo marginal de la energia y potencia, segln se trate de clientes libres, clientes regulados o
comercializacién de energia en el mercado spot, respectivamente.

- Distribucion: los ingresos se registran en funcién de las cantidades de energia suministrada a los clientes
durante el periodo, a los precios establecidos en los respectivos contratos o a los precios estipulados en el
mercado eléctrico por la regulaciéon vigente, segun se trate de clientes libres o clientes regulados,
respectivamente.

Estos ingresos incluyen una estimacion del servicio suministrado y no facturado, hasta la fecha de cierre de
los estados financieros (ver Notas 2.3y 27, y Anexo 2.2).
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e Otros servicios: principalmente prestacion de servicios complementarios al negocio eléctrico, construccion de
obras y servicios de ingenieria y consultoria. Los clientes controlan los activos comprometidos a medida que
se crean o se mejoran, por lo tanto, la compafiia reconoce estos ingresos a lo largo del tiempo en funcién del
grado de avance, midiendo el progreso a través de métodos de producto (desempefio completado a la fecha,
hitos alcanzados, etc.) o0 métodos de recursos (recursos consumidos, horas de mano de obra gastadas, etc.),
segun sea apropiado en cada caso.

e Venta de bienes: los ingresos por venta de bienes son reconocidos en un determinado momento, cuando el
control de dichos bienes ha sido traspasado al cliente, lo cual ocurre generalmente en el momento de su
entrega fisica. Los ingresos son medidos al precio de venta independientes de cada bien, asignando cualquier
tipo de contraprestacién variable que corresponda.

En contratos en los que se identifican multiples bienes y servicios comprometidos, los criterios de reconocimiento
seran de aplicacién a cada obligacion de desempefio identificable de la transaccién, en funcién del patrén de
transferencia de control de cada bien o servicio que es distinto y del precio de venta independiente asignado a cada
uno de ellos; o a dos 0 mas transacciones conjuntamente, cuando estas estan vinculadas a contratos con clientes
gque se negocian con un objetivo comercial Unico, los bienes y servicios comprometidos representan una obligacién
de desempefio Unica y sus precios de venta no son independiente.

Enel Américas determina la existencia de componentes de financiacion significativos en sus contratos, ajustando el
valor de la contraprestacion si corresponde, para reflejar los efectos del valor temporal del dinero. Sin embargo, el
Grupo aplica la solucion practica provista por la NIIF 15, y no ajustara el valor de la contraprestacion comprometida
por los efectos de un componente de financiacién significativo si la compafia espera, al comienzo del contrato, que
el periodo transcurrido entre el pago y la transferencia de bienes o servicio al cliente es de un afio 0 menos.

El Grupo excluye de la cifra de ingresos de actividades ordinarias aquellas entradas brutas de beneficios economicos
recibidas cuando actia como agente o comisionista por cuenta de terceros, registrando Unicamente como ingresos
el pago o comision a la que espera tener derecho.

Dado que la compafiia reconoce principalmente ingresos por el monto al que tiene derecho a facturar, ha decidido
aplicar la solucion practica de divulgacion prevista en la NIIF 15, mediante la cual no se requiere revelar el monto
agregado del precio de la transaccién asignado a las obligaciones de desempefio no satisfechas (o parcialmente no
satisfechas) al final del periodo sobre el que se informa.

Ademas, el Grupo evalla la existencia de costos incrementales de la obtencién de un contrato y costos directamente
relacionados con el cumplimiento de un contrato. Estos costos se reconocen como un activo si se espera su
recuperacion y se amortizan de manera congruente con la transferencia de los bienes o servicios relacionados.
Como solucidn practica, los costos incrementales de la obtencidn de un contrato pueden reconocerse como gasto,
si el periodo de amortizacién del activo que se hubiese reconocido es de un afio o menos. Los costos que no
califiquen para su activacion, se reconocen como gasto en el momento en que se incurran, a menos que sean
explicitamente imputables al cliente.

Al 30 de septiembre de 2019 y 31 de diciembre de 2018, el Grupo no ha incurrido en costos para obtener o cumplir
con un contrato, que retnan las condiciones para su activacion. Los costos incurridos para obtener un contrato son
sustancialmente pagos de comisiones por ventas que, si bien son costos incrementales, se relacionan con contratos
de corto plazo o con obligaciones de desempefio que se satisfacen en un determinado momento, por lo tanto, el
Grupo ha decidido reconocer estos costos como un gasto cuando tengan lugar.

Los ingresos (gastos) por intereses se contabilizan considerando la tasa de interés efectiva aplicable al principal
pendiente de amortizar durante el periodo de devengo correspondiente.

r) Ganancia (pérdida) por accién

La ganancia basica por accion se calcula como el cociente entre la ganancia (pérdida) neta del periodo atribuible a
la Sociedad Matriz y el nimero medio ponderado de acciones ordinarias de la misma en circulacién durante dicho
periodo, sin incluir el nimero medio de acciones de la Sociedad Matriz en poder del Grupo, si en alguna ocasion
fuere el caso.

La ganancia basica por accion de operaciones continuadas y discontinuadas se calculan como el cociente entre la
ganancia (pérdida) después de impuestos procedente de operaciones continuadas y discontinuadas,
respectivamente, deducido la parte del mismo correspondiente a las participaciones no controladoras, y el nimero
medio ponderado de acciones ordinarias de la Sociedad Matriz en circulacion durante el periodo, sin incluir el nimero
medio de acciones de la Sociedad Matriz en poder del Grupo.
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s) Dividendos

El articulo N° 79 de la Ley 18.046 de Sociedades Anénimas de Chile establece que, salvo acuerdo diferente
adoptado en la junta respectiva, por la unanimidad de las acciones emitidas, las sociedades an6nimas abiertas
deberan distribuir anualmente como dividendo en dinero a sus accionistas, a prorrata de sus acciones o en la
proporcion que establezcan los estatutos si hubiere acciones preferidas, a lo menos el 30% de las utilidades liquidas
de cada ejercicio, excepto cuando corresponda absorber pérdidas acumuladas provenientes de ejercicios anteriores.

Considerando que lograr un acuerdo unanime, dado la atomizada composicién accionaria del capital social de Enel
Américas, es practicamente imposible, al cierre de cada afio se determina el monto de la obligacion por dividendo
minimo con los accionistas, neta de los dividendos provisorios que se hayan aprobado en el curso del ejercicio, y
se registra contablemente en el rubro “Cuentas por pagar comerciales y otras cuentas por pagar’ y en el rubro
“Cuentas por pagar a entidades relacionadas”, segun corresponda, con cargo al Patrimonio Total.

Los dividendos provisorios y definitivos, se registran como menor “Patrimonio Total” en el momento de su aprobacién
por el érgano competente, que en el primer caso normalmente es el Directorio de la Sociedad, mientras que en el
segundo la responsabilidad recae en la Junta General Ordinaria de Accionistas.

t) Gastos de emisiéon y colocacion de acciones

Los gastos de emision y colocacion de acciones, en la medida que sean gastos incrementales directamente
atribuibles a la transaccion, se registran directamente en el patrimonio neto como una deduccion de la cuenta
“Primas de emisioén”, netos de los efectos fiscales que corresponda.

En el caso que la cuenta prima de emisién no tenga saldo, o que los costos sefialados excedan su monto, éstos se
registran en la cuenta “Otras reservas”. Posteriormente, estos costos deben ser deducidos del capital pagado,
deduccién que debe ser aprobada en la Junta Extraordinaria Accionistas mas cercana, respecto de la fecha en que
los correspondientes desembolsos fueron incurridos.

u) Estado de flujos de efectivo

El estado de flujos de efectivo recoge los movimientos de caja realizados durante el periodo, determinados por el
método directo, utilizando las siguientes expresiones en el sentido que figura a continuacion:

e Flujos de efectivo: entradas y salidas de efectivo o de otros medios equivalentes, entendiendo por éstos las
inversiones a plazo inferior a tres meses, de gran liquidez y bajo riesgo de alteraciones en su valor.

e Actividades de operacion: son las actividades que constituyen la principal fuente de ingresos ordinarios del
Grupo, asi como otras actividades que no puedan ser calificadas como de inversion o financiamiento.

e Actividades de inversion: las de adquisicion, enajenacion o disposicion por otros medios de activos no corrientes
y otras inversiones no incluidas en el efectivo y sus equivalentes.

e Actividades de financiacion: actividades que producen cambios en el tamafio y composicion del patrimonio total
y de los pasivos de caracter financiero.

v) Moneda funcional

La administracién de la Sociedad ha concluido que la moneda del entorno econdmico principal en el que opera es
el Doélar Estadounidense (US$), tomando éste como su moneda funcional.

Dicha conclusién se basa en que el US$ es la moneda que influye fundamentalmente en las actividades de
financiamiento, emisiones de capital y flujos de efectivos y sus equivalentes. Debido a lo anterior, el US$ refleja las
transacciones, hechos y condiciones que subyacen y son relevantes para Enel Américas.

Toda la informacion presentada en délares americanos, ha sido redondeada a la unidad de mil (MUS$) o de millén
(MMUS$) mas cercana, excepto cuando se indique de otra manera.
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REGULACION SECTORIAL Y FUNCIONAMIENTO DEL SISTEMA ELECTRICO

a)

Marco regulatorio:

Argentina

Argentina ha dado sefiales de intervencion en el mercado eléctrico desde que se produjo la crisis en el afio 2002.
Inicialmente la normativa contemplaba que el precio de venta de generadores a distribuidoras se obtenia de un célculo
centralizado del precio “spot”. Por su parte, el precio de compra de las distribuidoras era el promedio previsto para los
proximos 6 meses, denominado Precio Estacional. Las diferencias entre el precio estacional (precio de compra) y el
precio spot real (precio de venta) se liquidaban con cargo al Fondo Estacional que gestiona la Compafiia
Administradora del Mercado Mayorista de Electricidad (CAMMESA).

Sin embargo, después de la crisis de 2002, la autoridad modificé el criterio de fijacion del precio interviniendo el
sistema marginalista. Primero, mediante el calculo del precio marginal sin considerar restricciones de gas. En efecto,
a pesar de que el despacho de generacion todavia se basa en los combustibles reales utilizados, la Resolucion SE
240/2003 establece que para el calculo del precio marginal se deben considerar todas las unidades de generacion
como si no tuvieran las restricciones vigentes de suministro de gas natural. Ademas, el valor del agua no se considera
si su costo de oportunidad es méas alto que el costo de la generacion con gas natural. Y segundo, mediante el
establecimiento de un limite en el precio spot de ARS120 por MWh. No obstante, los costos variables reales de las
unidades térmicas que emplean combustibles liquidos son pagados por CAMMESA a través de los Sobrecostos
Transitorios de Despacho.

Ademas de lo anterior, con base en la pesificacion y devaluacion de la economia, el pago por capacidad se redujo de
US$10 a ARS10 por MWhrp. Posteriormente, el pago por capacidad ha aumentado ligeramente a ARS12.

Por otra parte, la congelacion de los precios que abonan las distribuidoras provocé un desfase frente a los costos
reales de la generacion, lo que significo que dichos costos se recuperaran a través de diversos tipos de acuerdos
particulares en base a la normativa vigente.

En este contexto, el Gobierno anuncié en 2012 su intencion de modificar el actual marco regulatorio por uno basado
en costo medio.

En marzo de 2013, se publicé la Resolucion N° 95/2013 que introdujo importantes cambios en el régimen de
remuneracion de los generadores y fijé nuevos precios para la potencia segun el tipo de tecnologia y la disponibilidad
y establecié nuevos valores para la remuneracion de costos variables no combustibles, ademas de contemplar una
remuneracion adicional por la energia generada.

En mayo de 2013, las generadoras del Grupo (Enel Generacion Costanera, Enel Generacién El Chocon, y Dock Sud)
adhirieron a los términos de la Resolucion N° 95/2013.

La citada Resolucién marca el final del concepto marginalista como sistema de remuneracion en el mercado de
generacion de electricidad argentino y definid, en su lugar, una remuneracion por tipo de tecnologia y tamafio de las
centrales, fijando para cada caso un reconocimiento de costos fijos (que se determinara en funcién del cumplimiento
de disponibilidad) y costos variables mas una remuneracién adicional (estos dos conceptos se determinan en funcion
de la energia generada). Parte de la remuneracion adicional se consolida en un fideicomiso para inversiones futuras.

La gestién comercial y el despacho de combustible se centralizan en CAMMESA; los Contratos del Mercado Término
no pueden ser prorrogados ni renovados y los Grandes Usuarios, una vez finalizados sus respectivos contratos,
deberan adquirir su demanda de CAMMESA. No obstante, la Secretaria de Energia (“SE”) a través de la Nota SE
1807/13 abrié la posibilidad de que las generadoras puedan manifestar su intenciéon de seguir manejando la gestién
de cobranzas de la totalidad de su cartera de contratos, de esta manera se garantiza cierta caja y la permanencia de
la relacion con el cliente.

Adicionalmente, es importante mencionar que en el caso de Enel Generacién Costanera, estan vigentes los Contratos
de Disponibilidad firmados en 2012, de los Ciclos Combinados (hasta el afio 2015 y se logré su extension para el afio
2016) y de las Unidades Turbo vapor (hasta el afio 2019), que permitirdn a la empresa implementar un plan de
inversiones en las unidades de generacién de la Central Costanera, a efectos de optimizar la confiabilidad y
disponibilidad de dicho equipamiento. Los acuerdos también contemplan el pago de las obligaciones del contrato de
mantenimiento (Long Term Service Agreement “LTSA”) de los ciclos combinados de la central.

Los valores de la Resolucion SE N° 95/2013 fueron actualizados anualmente por las Resoluciones SE N° 529/2014,
N° 482/2015 y Resolucion SEE N° 22/2016. La Res. SE N° 529/2014 crea una remuneracion para mantenimientos no
recurrentes para las centrales térmicas, y la Res. SE N° 482/2015 otorga una remuneracion para mantenimientos no
recurrentes también a las centrales hidroeléctricas. Adicionalmente, la Res. 482/2015 crea un nuevo cargo, de 15,8
$/MWh para centrales térmicas y 6,3 $/MWh para centrales hidraulicas, con el objetivo de financiar inversiones, con
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aplicacion de febrero de 2015 hasta diciembre de 2018 solo para aquellos generadores que participen en los
proyectos.

Por otro lado, el 22 de marzo de 2016, la SE emitié la Resolucion SEE N°21/16, la cual convocé a ofertar nueva
capacidad de generacién térmica para los periodos verano 2016/17; invierno 2017 y verano 2017/18. Dentro de los
requerimientos, no podian ofertarse unidades preexistentes a la fecha de publicacion de la resolucion; que ya
estuviesen interconectadas al Sistema Argentino de Interconexién (“SADI”); o que la potencia ofrecida ya estuviese
comprometida en otros acuerdos con principio de ejecucion. El contrato sera con CAMMESA en representacion de
los agentes del MEM y su vigencia sera por un periodo entre 5 a 10 afios, con una remuneracion denominada en US$
por MW por mes para la potencia, y en US$ por MWh para la energia eléctrica generada con cada combustible, siendo
la prioridad de pago equivalente a la del pago de los combustibles liquidos. El suministro y el reconocimiento del costo
de los combustibles se realizaran conforme la normativa vigente en cada momento. La capacidad minima en cada
punto de conexién no puede ser inferior a los 40 MW y debe contar preferentemente con capacidad dual de consumo
de combustible, y con consumo especifico maximo menor a 2.500 kcal/lkWh. CAMMESA informara a titulo indicativo
posibles localizaciones para generacion entre 50 MW y 150MW. El orden de mérito de las ofertas sera en funcién de
los costos crecientes debiendo estar las formulas de evaluacion disponibles para los oferentes.

El 14 de septiembre de 2016, se publicd en el Boletin Oficial el resultado de la Licitacion de Nueva Generacion
Térmica, adjudicandose un total de 1.915 MW (de una oferta de mas de 6000 MW). Cuatro ofertas propusieron
entregar la nueva energia (545 MW de potencia) al Sistema Interconectado Nacional en el mes de diciembre de 2016;
diez ofertas (685 MW) plantearon hacerlo en el primer trimestre de 2017, y cuatro ofertas (229 MW) en el segundo
trimestre del afio proximo. Ademas, unas 26 ofertas se comprometieron a entrar en servicio en el segundo semestre
de 2017, y otras cinco durante 2018. Asi mismo, mediante Nota SEE N° 355 se instruy6 a CAMMESA a invitar a una
mejora de los precios a cada una de las empresas cuyas ofertas se consideraron admisibles y no resultaron finalmente
adjudicadas. Como resultado de esta ampliacion se adjudicaron 956 MW adicionales en siete ofertas los que serian
incorporados entre el 30 de enero y el 1 de diciembre de 2017. Por dltimo, el 28 de octubre de 2016, mediante
Resolucion SEE 387/E/2016 la Secretaria de Energia Eléctrica instruyé6 a CAMMESA a suscribir dos proyectos
adicionales por un total de 234 MW. Ninguna de las entidades del Grupo Enel Américas particip6 de la Licitacion.

El 16 de noviembre de 2016, mediante Resoluciones SEE N° 420-16 y N° 455-16, la SE convocé a aquellas entidades
interesadas en desarrollar proyectos de infraestructura que contribuyan a la reduccién de costos en el Mercado
Eléctrico Mayorista (“MEM”) y al aumento de la confiabilidad en el Sistema Eléctrico Argentino, a manifestar su interés,
considerando particularmente el aporte de los anteproyectos que se presenten con responsabilidad en el suministro
de combustibles para la generacion de energia eléctrica. El Grupo Enel ha presentado dos proyectos mutuamente
excluyentes ubicados en el predio de Enel Generacién Costanera, uno por 350 MW y otro por 415 MW. Se estima
que el pliego para nuevos ciclos combinados sea emitido en los proximos meses, para cerrar la licitacion en la
primavera 2017. Por otro lado, mediante la Resolucion SEE N° 287 - E/2017 del 10 de mayo de 2017, la Secretaria
de Energia Eléctrica instruy6 a CAMMESA a convocar a interesados a ofertar (Etapa ) nueva generacion térmica de
tecnologia (a) cierre de ciclo combinado o (b) cogeneracion, con compromiso de estar disponible para satisfacer la
demanda en el MEM, adjuntando a la misma el Pliego de Bases y Condiciones correspondiente. Se presentaron 40
proyectos por un total de 4.597 MW. El dia 25 de septiembre de 2017 se publica la Resolucion SEE N° 820 adjudica
506 MW con un precio promedio de 17.769 US$/MW-mes e instruye a CAMMESA a invitar a las restantes ofertas
admitidas técnicamente a realizar una mejora en la oferta, con fecha limite de presentacion el 6 de octubre y
adjudicacion el 13 de octubre de 2017 para que CAMMESA eleve su andlisis a la Secretaria de Energia Eléctrica.

El 2 de febrero de 2017, se public6 la Resolucién N°19/2017 de la Secretaria de Energia Eléctrica (“SEE”) la cual
reemplaza a la Resolucién SEE N° 22/2016 y establece los lineamientos para la remuneracion de las centrales de
generacion existentes. La Resolucion N° 19/2017 define una remuneracion minima de potencia por tecnologia y
escala, adicionalmente para las unidades térmicas se establece la posibilidad de ofrecer compromisos de
disponibilidad con una remuneracién diferencial igual para todas las tecnologias. El generador térmico podra declarar
en cada periodo de verano, el valor de potencia firme a comprometer por cada unidad durante el lapso de tres afios,
pudiendo discriminar por periodo verano e invierno (se podran hacer ajustes en el mismo periodo). Como excepcion
y para el afio 2017, se habilita la declaracion de “Compromisos de Disponibilidad Garantizada” junto con la informacion
requerida para la Programacioén Estacional de Invierno, siendo su vigencia desde el 1 de mayo hasta el 31 de octubre
de 2017. El generador firmara un contrato de Compromiso de Disponibilidad Garantizada cuya contraparte sera
CAMMESA, pero que podra cederlo a la demanda conforme lo defina la SEE. La remuneracion que recibird una
unidad con compromiso de potencia sera proporcional a su cumplimiento, siendo el valor minimo calculado en base
al precio minimo. Por otro lado, el generador térmico podra ofrecer disponibilidad de potencia adicional para periodos
bimestrales, que se podran a subasta con un precio maximo.

Respecto a las centrales hidroeléctricas, se define un nuevo esquema para evaluar la potencia, basado en la potencia
real disponible (implica un mayor valor de potencia a remunerar respecto a la normativa anterior). Asimismo, presentan
un valor de potencia base, y uno adicional discriminado de mayo a octubre 2017, y otro a partir de noviembre 2017.

Los valores remunerativos de la Resolucion N°19/2017 estan denominados en ddlares, y se convertiran a tipo de
cambio publicado por el Banco Central de la Republica Argentina correspondiente al ltimo dia habil, siendo los plazos
de vencimiento aquellos establecidos en los procedimientos de CAMMESA. Posteriormente por nota del SEE, se
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establece que la conversion a pesos, se realizara al dia anterior a la fecha de vencimiento, a partir de noviembre de
2017.

La resolucion SEE N°1085/17, modifica, a partir del 1° de diciembre de 2017, la forma en que los agentes pagan por
el uso del sistema de transporte (la remuneracion del transportista no cambia porque fue fijada en su respectiva RTI),
sintéticamente establece:

O Los costos asociados a la remuneracion del transporte se repartiran en forma proporcional a la demanda.

O Los Agentes Generadores pagaran solo los cargos de conexion directos.

QO Instruye a CAMMESA a que en 90 dias proponga las modificaciones necesarias a los procedimientos
comprendidos (normativa del MEM).

El miércoles 1 de agosto de 2018, se publicé la Resol ME N° 46, por medio de la cual se tomo la decision de reducir
de 5,20 a 4,20 dolares por MMBTU (en promedio) el precio del gas que se destina al segmento de generacion
eléctrica.

Asimismo, se instruye a la SSEE a implementar un mecanismo competitivo para la provision de gas para generacion
al precio maximo definido.

En ese sentido, la SSEE instruyé a CAMMESA a realizar las adquisiciones de gas natural en condiciones firmes e
interrumpibles a través del Mercado Electronico de Gas (MEGSA) para abastecimiento de la generacion térmica.

Finalmente se licité la modalidad de contratos interrumpibles para el periodo septiembre-diciembre de este afio. El
precio promedio de las ofertas fue de US$ 3,69 por MMBTU, un 13% mas barato que el precio de la Resol ME N° 46.

El miércoles 7 de noviembre de 2018 se public6 en el Boletin Oficial la Resoluciéon 2018-70-APN-SGE, mediante la
cual se habilita a los Agentes Generadores, Cogeneradores y Autogeneradores del MEM a procurarse el
abastecimiento de combustible propio para la generacion de energia eléctrica.

Inicialmente, la norma funcionara para Gas Natural y permite a los generadores obtener un margen adicional al
producir con combustible propio, solo si el de Precio de compra de Gas es menor al de Precio reconocido por
CAMMESA.

Con esta resolucion los generadores cobran el Costo Variable de Produccion (CVP) segun los precios reconocidos.
Quedando en CAMMESA la responsabilidad de seguir proveyendo a los demas generadores que no compren su
combustible.

De un total de 60 empresas habilitadas para declarar, se registré declaracién de 22 de ellas, de las cuales 6 se
corresponden con Generacion bajo 100% de Resolucion 19/17.

En diciembre 2018, las autoridades permitieron la exportacion de gas natural, estableciendo un nuevo procedimiento
para autorizar exportaciones. El excedente se genera a partir de la disponibilidad de gas resultante de una mayor
produccién de Vaca Muerta.

Las exportaciones autorizadas se destinaron a Chile y Brasil, con un volumen total de 479.250.000 m3, en condiciones
de interrupcion, y por el periodo hasta junio de 2020 hacia Chile y unos 600 MW de electricidad a Brasil.

El 28 de febrero de 2019, por medio de la Resolucion SRR y ME N° 1/19, se reemplaz6 a la Resolucion SEE N°
19/2017 mediante la cual se establecieron los lineamientos para la remuneracion de las centrales de generacion
existentes.

Debido a los retrasos evidenciados en una gran parte de los proyectos con contratos comprendidos en la resolucién
287/2017 SEE para nueva generacion térmica, CAMMESA informé que en virtud del crecimiento moderado de la
demanda y contemplando el equipamiento existente, asi como los ingresos confirmados de generacién renovable, la
demora en el ingreso de los proyectos mencionados no produce afectacion al normal abastecimiento de la demanda,
y representa un ahorro econémico para el sistema en el contexto actual del mismo. Motivo por el cual, el 30 de agosto
de 2018, se publicé la resolucion 25/2019 SRRyME, la cual convoco a los generadores adjudicados que lo deseen, a
establecer una nueva fecha de compromiso de habilitacion comercial, fijando las pautas para ello.

El dia 12 de septiembre se firm6 un Acuerdo entre Enel Generacion Costanera, Enel Generacion El Chocén, Enel
Trading y CAMMESA, que fundamentalmente confirma la posicién Enel y establece que no existen temas pendientes
a reclamar sobre los Contratos de Disponibilidad y otros contratos de financiamiento. Dicho acuerdo les otorga a las
citadas empresas del grupo los siguientes beneficios: Para Costanera se eliminé el Riesgo de Multas, contingencias
por intereses y la renuncia a cobrar tarifa futura (prevista en los Contratos). Por su parte permite cobrar a Enel
Generacion El Chocon y Enel Trading créditos pendientes de cobro (cedidos a Costanera en la operacion).
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Brasil

Las legislaciones en Brasil permiten la participacion de capitales privados en el sector eléctrico, defienden la libertad
de empresa en competencia para la actividad de Generacién y Transmision, y definen criterios para evitar que
determinados niveles de concentracién econdmica y/o practicas de mercado conduzcan a un deterioro de la libre
competencia.

Respecto de los planes indicativos de las autoridades, a partir de las necesidades de contratacion declaradas por los
agentes de Distribucion, el Ministerio de Energia participa en la expansion del sistema eléctrico, definiendo, por un
lado, las cuotas de capacidad por tecnologia y promoviendo, por otro, licitaciones separadas para energias térmicas,
hidraulicas o renovables o directamente licitando proyectos especificos. Por otro lado, la coordinacién de la operacion
se realiza de manera centralizada, donde un operador independiente (Operador Nacional del Sistema — ONS)
coordina el despacho de carga centralizado basado en costos variables de produccién y busca garantizar el
abastecimiento de la demanda a minimo costo para el sistema. El precio al cual se liquidan las transacciones del
mercado spot se denomina Precio de Liquidacién de las Diferencias (PLD).

Las entidades generadoras estan habilitadas para vender su energia mediante contratos en el mercado regulado o
en el mercado libre y transar sus excedentes/déficits a través del mercado spot. El mercado libre esta dirigido al
segmento de grandes usuarios, con limite 3.000 kW (este limite cambi6 a 2.500 kW, a partir del 1° de julio de 2019, y
a 2.000 kW a partir del 1° de enero de 2020) o 500 si compran Energia Renovable No Convencional (‘ERNC”).

En el mercado libre, las condiciones para la compra de energia son negociables entre los proveedores y sus clientes.
En cambio, en el mercado regulado, donde operan las empresas de distribucion, la compra de energia debe llevarse
a cabo en virtud de un proceso de licitacién coordinado por la entidad gubernamental Agéncia Nacional de Energia
Elétrica (“ANEEL”). De esta manera, el precio regulado de compra para la formacion de tarifas a usuarios finales se
basa en los precios medios de las licitaciones, existiendo procesos independientes de licitacion de energia existente
y de energia nueva. Las licitaciones de energia nueva contemplan contratos de largo plazo en que nuevos proyectos
de generacion deben cubrir los crecimientos de demanda previstos por las distribuidoras. Las licitaciones de energia
existente consideran plazos de contratacion menores y buscan cubrir las necesidades de contratacién de las
distribuidoras que surgen del vencimiento de contratos previos. Cada proceso de licitacion es coordinado
centralizadamente, la ANEEL define precios méaximos y, como resultado, se firman contratos donde todas las
distribuidoras participantes en el proceso compran a prorrata a cada uno de los generadores oferentes.

Los mecanismos regulatorios aseguran la creacion de activos/pasivos regulatorios, cuya recomposicion tarifaria para
los déficits eventuales ocurrird a partir de los reajustes tarifarios subsiguientes (15/marzo para Enel Distribucion Rio
S.A. (ex Ampla), 22/abril para Enel Distribucion Ceara S.A. (ex Coelce), 04/julio para Enel Distribucion S&o Paulo (ex
Eletropaulo) y 22/octubre para Enel Distribucion Goias). Dicho mecanismo existe desde 2001, y se llama Cuenta de
Compensacién de Valores de la Parcela A (CVA) cuyo objetivo es mantener constantes los margenes operacionales
para el concesionario por la via de permitir ganancias tarifarias debido a los costos de la Parcela A.

La Cuenta de Compensacion de Valores (“CVA”, por su sigla en portugués) ayuda a mantener la estabilidad en el
mercado y permite la creacion de costos diferidos, que es compensado a través de ajustes tarifarios basados en las
tasas necesarias para compensar los déficits del afio anterior.

En diciembre de 2014, las distribuidoras en Brasil, incluidas Enel Distribucién Rio S.A. y Enel Distribucién Ceara S.A.,
firmaron una adenda al contrato de concesidn que permite que estos activos regulatorios (CVA's y otros) sean parte
de los activos indemnizables al fin de la concesién, en el caso de no ser posible en el tiempo la compensacion a través
de las tarifas. Asi, en conformidad con NIIF, se permiten la contabilizacion de dichos activos regulatorios (ver Nota
3.d.1).

En 2014, Brasil mostr6 condiciones severas de sequia. En noviembre de 2014, el sistema alcanzé el maximo riesgo
de racionamiento de energia. Los niveles promedios de los embalses fueron de un 1% por debajo del dltimo
racionamiento. Sin embargo, el Gobierno confirmé la no existencia de riesgo en el suministro.

Para cubrir el sobrecosto de energia, el gobierno cred la cuenta ACR a través de préstamos bancarios los que serian
cancelados dentro de dos afios por medio de la tarifa. Hasta el 31 de diciembre de 2014, los distribuidores utilizaron
un monto aproximado de BRL18.000 millones (Ch$3,7 billones) de la cuenta ACR, sin embargo, no fue suficiente para
cubrir todo el déficit. En marzo de 2015, fue aprobado un nuevo préstamo a la cuenta ACR, para cubrir el déficit de
noviembre y diciembre de 2014, y una extension del plazo de pago de todos los préstamos a 54 meses a partir de
noviembre 2015.

En funcién de los descalces entre los costos reconocidos en la tarifa y los costos reales ajenos a la gestion de la
distribuidora, e intensificados por los costos implicitos de la sequia, la ANEEL, en enero de 2015, comenzé la
aplicacion de un Sistema Tarifario denominado “Banderas Tarifarias” que aplica un cobro mensual adicional sobre la
tarifa de los consumidores, siempre que el costo marginal del sistema sea superior al estdndar reglamentario. El
objetivo de la ANEEL es indicarle al consumidor el costo de la generacién del mes subsecuente, y anticipandole al
Distribuidor un monto que solamente obtendria en el proximo proceso de ajuste tarifario.
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El Sistema de Banderas Tarifarias esta compuesto por tres niveles de colores de banderas: Rojo, Amarillo y Verde,
de acuerdo a lo siguiente:

Descrincion Aplicada cuando Adicional en Tarifa
P CMO (BRL/MWh) (BRL/MWh)
Verde Condlcmngs favorables’ de <200 Sin adicional
generacién de energia
Amarilla Condiciones de generacion >200<388,48 +0,025
menos favorables
Roja Condiciones mas_(;ostosas de 388,48 +0,045
generacion

Desde enero de 2015 hasta la fecha de reporte de estos estados financieros, los valores han estado cambiando en
funcién de nuevas expectativas de costos futuro de la generacién.

En resumen, con este sistema tarifario el costo de generacion que actualmente es traspasado al cliente sélo una vez
al afio (cuando se realiza el reajuste tarifario anual), pasara a tener una variacion mensual y con ello el cliente podra
gestionar mejor su consumo eléctrico. Es decir, los consumidores notaran un menor reajuste a sus tarifas, puesto que
ya estan pagando un mayor valor tarifario durante el mes. En resumen, el Sistema de Banderas establecido por la
ANEEL, sefiala con precision el costo real de la energia generada, lo que permite a los consumidores el uso
consciente de la energia eléctrica.

A partir del 1 de febrero de 2016, la bandera Roja se separ6 en dos niveles: BRL3,00 y BRL4,50 aplicados a 100 kWh
consumidos. También la bandera amarilla se redujo del valor de BRL2,50 a BRL1,50, aplicado a 100 kWh (y
fracciones). La evolucién positiva de la temporada de lluvias durante el afio 2016, ha mejorado las condiciones
hidrolégicas, combinado con la reduccién de la demanda y la adicion de nuevas plantas para el sistema eléctrico
brasilefio, permitieron el cambio de color de banderas tarifarias en los ultimos meses, en marzo y noviembre de 2016
la bandera fue de color amarillo y los otros meses de 2016 han sido de color verde.

A partir de 2017, los valores de las banderas son:

e Bandera tarifa verde: condiciones favorables de generacién

e Bandera Tarifa amarilla: BRL2,00 por 100 (kWh)

e Bandera Tarifa rojo- nivel 1: BRL3,00 por 100 (kWh)

e Bandera Tarifa rojo- nivel 2: BRL3,50 por100 (kwWh)

e Bandera tarifa verde: se activara en los proximos meses cuando el valor de la tltima planta de CVU para ser
enviados es inferior a BRL 211.28 / MWh;

Tarifa Bandera amarilla: se activara en los préximos meses cuando el valor de la Gltima planta de CVU a comprobar
es igual o superior a BRL211.28 / MWh e inferior a BRL422.56 / MWh; y

Tarifa sefial de alerta: se activara en los préximos meses cuando el valor de la dltima planta de CVU a comprobar es
igual o superior a BRL422.56 / MWh, segun los siguientes niveles de aplicacion:

Nivel 1: se activara en los proximos meses cuando el valor del costo unitario variable - CVU ultima planta a comprobar
es igual o superior a BRL422.56 / MWh e inferior a BRL610 / MWh; y

Nivel 2: se disparara en los proximos meses cuando el valor de la variable de costo unitario - CVU ultima planta a
comprobar es igual o mayor que el limite de BRL610 / MWh.

Hubo una alteracion metodoldgica en la propuesta relativa a la métrica de accionamiento. Ahora el accionamiento de
las banderas tiene en cuenta la definicion de costo del riesgo hidrologico, donde hay relacién indirecta entre la
profundidad del déficit de generacion hidraulica y el precio de la energia eléctrica de corto plazo. La composicion de
esas dos variables en sistema de gatillo hace que la recaudacion prevista, con los valores propuestos, se acerque
mas a los costes incurridos.

A partir de noviembre de 2017, los valores de las banderas son:

Bandera tarifa verde: condiciones favorables de generacién
Bandera Tarifa amarilla: BRL1,00 por 100 (kWh)

Bandera Tarifa rojo- nivel 1: BRL3,00 por 100 (kWh)
Bandera Tarifa rojo- nivel 2: BRL5 por100 (kWh)
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Hubo un cambio en algunos puntos de la metodologia para la métrica de accionamiento (Audiencia Publica N° 08/19)
en relacion principalmente con el disefio de la variable GFband: cambio al perfil de garantia fisica flat (es decir, energia
asignada de manera uniforme en todo el horizonte). y armonizacion de la métrica del variador (GSF) con los costos
CCEAR-D, CONER y MCP.

A partir de julio de 2019, los valores de las banderas son:

Bandera tarifa verde: condiciones favorables de generacion
Bandera Tarifa amarilla: BRL1,50 por 100 (kWh)

Bandera Tarifa rojo- nivel 1: BRL4,00 por 100 (kWh)
Bandera Tarifa rojo- nivel 2: BRL6,00 por100 (kWh)

Subastas de energia de los Ultimos afios

Respecto a las subastas de energia en régimen regulado, con el objetivo de recomponer la oferta de energia, se
realizaron las siguientes subastas con energia y precios asignados:

El 28 de junio de 2019, hubo una subasta A-4, para las fuentes edlica, solar, hidroeléctricas, PCH, CGH y Biomasa,
con el siguiente resultado:

e 75,70 MW-medios, asignados a Hidro (20,2%), Biomasa (5,3%), Edlica (23,7%) y Solar (50,7%) a un precio
promedio BRL137,50 MWh.

Para 2019 se prevé una nueva subasta: la subasta A-6 el 18 de octubre, para las mismas fuentes que el A-4, con
adicion de las termoeléctricas a carbén y a gas, donde fueron técnicamente habilitados proyectos con méas de 71GW
de potencia (acerca de 80% del total de proyectos registrados).

Prorrateo por temas judiciales

A finales de septiembre de 2016, ANEEL, en funcion de algunas decisiones judiciales referente a la suspension de
cobro de parte del cargo CDE hacia algunos industriales (miembros de la Associacdo Brasileira de Grandes
Consumidores Industriais de Energia e de Consumidores Livres - ABRACE), tuvo que recalcular el prorrateo entre los
demas consumidores. A pesar de tener el traspaso de items de la Parcela A, el déficit generado por las pérdidas de
los ingresos sera incluido en el préximo reajuste de tarifas de las distribuidoras.

Tasa mensual CDE: compensacion de descuentos dados a los consumidores con orden judicial

La resolucion N°1.576, autorizé a las distribuidoras de energia a compensar los menores importes facturados (debido
a las acciones en la justicia contra items de la Cuenta de Desarrollo Energético) en las cuotas mensuales de CDE.

La diferencia entre la tarifa normal y la tarifa con una orden judicial debe deducirse de la cuota mensual del CDE. Este
ajuste de cuentas no se llevara a cabo a través de tarifas. No habra activo regulatorio para ser incluido en las tarifas.
Hay que compensar en la cuota mensual del CDE todo el descuento dado a los consumidores con orden judiciales,
es decir, el pago mensual de las cuotas, serdn menores que las cuotas definidas en la resolucion.

Generacion Distribuida

En mayo de 2015, el regulador inicié un proceso de Audiencia Publica con la sociedad para cambiar la normativa
referente a la micro/mini generacién distribuida con el objetivo de hacerla mas viable. Lo relevante es que se permite
que se instalen sistemas de generacion (de cualquier fuente renovable, hasta 3MW para hidrologia y 5SMW para otras
fuentes) en locales distintos de donde esta la carga.

El 24 de noviembre de 2015, ANEEL mediante Resolucién N°687/15 aprobd la regulacién de la micro-generacion y
mini-generacion distribuida via un mecanismo de compensacion de energia.

A contar del 27 de octubre de 2017, se permite el uso de cualquier fuente de energia renovable, asi como la
cogeneracion calificada, llamando micro-generacion distribuida, la planta de generacion con una potencia instalada
de hasta 75 kilovatios (kW) y mini-generacion distribuida con potencia por encima de 75 kW y menor o igual a 5 MW,
conectado a la red de distribucién a través de las instalaciones de unidades de consumo. En la misma fecha la
reglamentacion prohibe el encuadramiento como micro-generacion distribuida de las centrales generadoras que ya
hayan sido objeto de registro, concesién, permiso o autorizacion, o hayan entrado en operacion comercial o hayan
tenido su energia eléctrica contabilizada en el ambito de la CCEE o comprometida directamente con concesionaria o
permisionaria de distribucién de energia eléctrica, debiendo la distribuidora identificar esos casos.

Pagina 47



cnel

Cuando la cantidad de energia generada en un mes determinado es mayor que la energia que se consume en ese
periodo, el consumidor se queda con créditos que pueden ser utilizados para reducir la factura del mes siguiente. El
periodo de validez de los créditos de energia se increment6 de 36 a 60 meses, y también pueden ser utilizados para
derivar el consumo de las unidades de consumo del mismo propietario situadas en otro lugar, siempre que el area de
servicio sea de un mismo distribuidor. Este tipo de uso de los créditos fue llamado "autoconsumo a distancia”.

Otra de las novedades de la norma se refiere a la posibilidad de instalacién de generacion distribuida en condominios
(empresas de mudltiples unidades de consumo). En esta configuracion, la energia generada se puede distribuir en
porcentajes definidos por los propios consumidores.

ANEEL también cre6 la figura de "generaciéon compartida”, permitiendo que las distintas partes interesadas se unan
€N un consorcio o una cooperativa, instalen pequefios equipos de generacion, como paneles fotovoltaicos y micro-
aerogeneradores, micro distribuidor y utilicen la energia generada para reducir las facturas de los miembros del
consorcio o cooperativa.

En cuanto a los procedimientos necesarios para conectar el micro o mini-generador a la red de distribucion, la ANEEL
establecié reglas que simplifican el proceso: se establecieron modelos de formularios para que los realice el
consumidor para la solicitud de acceso y el término para que el distribuidor pueda conectar las plantas de 75 kW, que
fue de 82 dias, se redujo a 34 dias. Ademas, a partir de enero de 2017, los consumidores podran hacer la solicitud y
realizar el seguimiento del progreso de su orden por el distribuidor a través de Internet.

En 2018 ANEEL hizo una Consulta Puablica, CP 10/2018 para discutir la modernizacion de las reglas aplicables a
micro y minigeneracion distribuida - Resoluciéon Normativa N° 482/2012 donde busca evaluar alternativas para reducir
la pérdida de recepta de las distribuidoras.

En 2019, dando continuidad a la consulta publica citada, ANEEL abrié una audiencia publica (AP 001/2019) para
discutir el perfeccionamiento de las reglas aplicables a la micro/mini generacion distribuida.

Resoluciéon 771

La Audiencia Pablica N° 81/2016 resulté en el mejoramiento relacionado con la facturacion de las pérdidas técnicas
de la acometida de las unidades consumidoras, en los casos de medicién externa (SMC - Sistema de medicion
centralizada) ubicada en postes u otras estructuras de propiedad de la Distribuidora.

Se establecio forma de célculo para descontar en la factura del consumidor las pérdidas ocurridas en los ramales de
conexion en el caso de sistemas de medicion externa;

Resolucion 237

El 6 de junio de 2016, el Ministerio de Minas y Energia (“MME”) firmd la Resolucion 237 que permite a las distribuidoras
de energia solicitar al MME que sus inversiones en sistemas de distribucion en alta tension y en subestaciones sean
clasificadas como prioritarias. Esta clasificacion permite el acceso a emisiones de “debentures de infraestructura”,
que son bonos financieros con plazos mas largos que los bonos regulares y que cuentan con beneficios tributarios
para los acreedores. La extension de este beneficio a las empresas distribuidoras de energia fue resultado de una
accion de las Distribuidoras y de las Asociacion Brasilefia de las Distribuidoras de Energia (“ABRADEE”) junto al
Ministro de Minas y Energia (‘MME”).

Medida Provisional N° 735

La Medida Provisional N° 735, del 22 de junio de 2016, determind los siguientes cambios:
1) Encargos Sectoriales:

e EI 17 de mayo de 2017, la Camara de Comercializacion de Electricidad (“CCEE”) reemplazé a Eletrobras como
la encargada de realizar las actividades de cobro de las cuotas de Reserva Global de Reversion (“‘RGR”), Cuenta
de Desarrollo Energético (“CDE”) y Cuenta de Consumo de Combustible (“CCC”), asi como en la gestion de los
fondos para el pago de los montos relativos a la administracion y el funcionamiento de estos fondos sectoriales.

e A partir del 1 de enero de 2030, el reparto de las cuotas anuales de la CDE sera proporcional al mercado
consumidor de energia eléctrica atendido por las distribuidoras y por los concesionarios de distribucion y
transmisién, expresado en MWh. No se tendra mas en cuenta la region geografica en que se encuentra la
concesion. Entre el 1 de enero de 2017 y el 31 de diciembre de 2029, se definird una reduccion gradual y uniforme
hasta la eliminacion de la proporcién actual (4,53 para las cuotas de las regiones Sur, Sureste y las cuotas de las
regiones Norte y Noreste).

e Anpartir del 1 enero de 2030, el costo por MWh de las cuotas anuales de CDE pagados por los consumidores sera
prorrateado de acuerdo con su nivel de tension en la siguiente proporcion:

. Alta Tension = 1/3 x costo de Baja Tension
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o Media Tension = 2/3 x coste de Baja Tension

e Entre el 1 de enero de 2017 y el 31 de diciembre de 2029, el costo por MWh de las cuotas anuales de la CDE
tendra un ajuste gradual y uniforme para llegar a las proporciones expuestas anteriormente.

2) Tasa de ltaipu

Itaipu es una planta hidroeléctrica binacional que se consolidd por el Tratado Internacional firmado entre Brasil y
Paraguay el 26 de abril de 1973, con el objetivo de cumplir con el aprovechamiento hidroeléctrico de los recursos
hidraulicos del rio Parana propiedad de los dos paises, (desde e incluyendo el salto Grande de Siete caidas Guaira
hasta la desembocadura del rio Iguazu).

La tasa de traspaso de energia de Itaipu es fijo en délares por kilovatio de potencia contratada mensual. Las empresas
distribuidoras deben pagar a Eletrobras mensualmente, en la cuenta de Comercializacion de Energia Eléctrica de
Itaipd, la cantidad que resulte de multiplicar la cuota mensual de la potencia contratada por la tasa de transferencia
de energia de Itaipu, ambos aprobados por la ANEEL.

A partir del 1 de enero de 2016, segun el Articulo N°6 de la medida Provisional N° 735, se estableci6 una nueva tasa
de traspaso de energia de Itaipu la que sera incluida en la tarifa en el costo total del factor multiplicador de 15,3 sobre
el costo de cesion de energia que se refiere el Acuerdo entre Brasil y Paraguay sobre la base financiera del Anexo C
del Tratado de Itaipu.

3) Subastas

e Para las concesiones de generacion, transmisién y distribucién de energia eléctrica que no seran renovadas, se
faculta al Gobierno Federal promover la oferta de venta/subasta de la nueva concesion por el periodo de 30 afios.

Ley N° 13.203: Ampliacion del descuento a los beneficiarios en las Tarifas de Uso del Sistema de Distribucién
(“TUSD”) y Tarifas de Uso del Sistema de Transmision (“TUST”).

La ley N° 13.203, publicada el 8 de diciembre de 2015, ha ampliado el alcance de los beneficiarios del descuento en
las TUSD y TUST, asi como también, el tamafio de la generacion y el destino de la energia, cuando ésta se considera
y es utilizada para la auto-produccion:

e Paralos proyectos de energia hidroeléctrica con una potencia igual o inferior a 3.000 kW y los basados en energia
solar, edlica, biomasa y cogeneracion calificada, cuya potencia inyectada en los sistemas de transporte o
distribucién es inferior o igual a 30.000 kW, ANEEL debera establecer el porcentaje de reduccién no inferior al
50%, el cual se aplicara a las tarifas TUSD/TUST, centrandose en la produccion y consumo de energia:

i) Comercializados por las explotaciones; y
ii) Dirigido a la auto-produccion, para las empresas que entraran en operacion comercial a contar del 1 de
enero de 2016.

e Para proyectos basados en energia solar, edlica, biomasa y cogeneracion calificada, ANEEL debera establecer
un porcentaje de reduccion no inferior al 50% el que se aplicara a las tarifas TUSD/TUST, centrandose en la
produccion y el consumo de energia de este tipo de iniciativas, comercializados o destinados a ser auto-
produccion, cuya potencia inyectada en los sistemas de transporte o distribucién sea superior a 30.000 kW y
menor o igual a 300.000 kW y cumplir con cualquiera de los siguientes criterios:

i) Sean proyectos originados como resultado de la subasta de compra de energia del 1 de enero de 2016; o
ii) Sean proyectos cuya autorizacion para entrar en operacion comercial es a contar del 1 de enero de 2016.

Para la regulacion de la Ley, ANEEL establecié la Audiencia Publica N°38 (que remplazara la Resolucion N°77/2004).
A medida que estos descuentos den como resultado un aumento significativo en los valores que estan
subvencionados por el CDE (descuentos de tarifas) implicard un aumento en las tarifas de los consumidores de Enel
Distribucion Rio S.A. y Enel Distribucion Ceara S.A., ANEEL propone un porcentaje fijo del 50% para el descuento
para estos nuevos desarrollos (el minimo estipulado por la ley).

Tarifa Blanca

El 12 de septiembre de 2016, la ANEEL aprobé la Resolucion Normativa N° 733/2016, que establece las condiciones
para la aplicacion de tarifa horaria para baja tension (BT), la “tarifa blanca”.

La “tarifa blanca” es una nueva opcion de tarifa que muestra a los consumidores la variacion del valor de la energia
en el diay en la hora de su consumo. Se ofrecera a los consumidores que se conectan en baja tensién (127, 220,
380 0 440V, grupo B) y los pertenecientes al grupo A (alta tensién) que pueden optar por la tarifa de baja tension.
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La Resolucién N° 733/2016 establece lo siguiente con respecto a la Tarifa Blanca:

* Empieza la aplicacion en enero de 2018 para los consumidores que ya estan conectados con un consumo
superior a 500 kWh / mes (media de 12 ciclos) y nuevas conexiones;

+ Empieza la aplicacién en enero de 2019 para los consumidores que ya estan conectados con un consumo
superior a 250 kWh / mes (media de 12 ciclos);

» Después de enero de 2020 para cualquier consumidor;

» El costo de la energia, en esta opcién de tarifas, se obtiene en periodos hora de pico, intermedio y de menor
actividad y son aprobados por la ANEEL en las revisiones periédicas de las distribuidoras.

* No pueden hacer la eleccion para la “tarifa blanca” los consumidores de bajos ingresos (segun reglamentacion
especifica de la ANEEL) y el alumbrado publico.

* El costo del medidor es asumido por el Distribuidor, excepto el medidor con funciones adicionales;

* Una posible adaptacion de las instalaciones de la unidad de consumo sera costeada por su propietario.

Reajuste Tarifario para Enel Distribuciéon Rio S.A. (ex Ampla)

Enel Distribucion Rio S.A. firmg, el 14 de marzo de 2017, el Nuevo Contrato de Concesion (Sexta modificacion) como
resultado de las audiencias publicas N° 095 y N° 058. En estas audiencias se discutieron los reglamentos y la
aplicacion de procedimientos de tarifas para los distribuidores que se inscriben, por eleccién, para la aplicacion de
modificaciones en las reglas del contrato de concesion, de acuerdo con el Decreto N° 2194/2016.

Estas nuevas reglas fueron aplicadas para la determinacion de este reajuste de 2017, las que incluyen, entre otros
cambios, el uso del indice IPCA en remplazo del indice general de precios de mercado (“IGP-M”), se trasladé la parte
de los ingresos irrecuperable de la Parcela B a la Parcela A 'y se aplicaron nuevos indices de pérdidas regulatorias.
Como resultado, ANEEL aprobd un reajuste promedio de -6,51% para Enel Distribucion Rio S.A. Para los
consumidores de baja tensidn, sobre todo residencial, el reajuste promedio a aplicar sera de -6,24%. En cuanto a los
clientes de media y alta tension, el reajuste promedio a aplicar sera de -7,12%.

Transferencia de Otras Instalaciones de Transmision (Demais Instalag6es de Transmissdo — DIT) para las
compaiiias de distribucion

En 13 de febrero de 2017, ANEEL emiti6 la Resolucién No. 758/2017 estableciendo las condiciones generales para
la incorporacion de instalaciones de voltaje por debajo de 230 kV (Red Basica) (denominadas “DIT”) pertenecientes
a compafiias transmisoras de energia eléctrica a las propiedades, plantas y equipos de las concesionarias que prestan
servicios de distribucion de energia eléctrica.

Las siguientes DIT seran transferidas a Enel Distribucion Rio S.A. en su primera revision tarifaria ordinaria después
de 1 de enero de afio 2019. Enel Distribucion Ceara S.A. no recibira ninguna DIT.

Otras Instalaciones de Trasmisién Km Clasificacion Situacion Distribuidora Trasmisora
(DIT) Operacional Responsable Propietaria
IMBARIE - SE DIT En operacién Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
IRIRI - SE DIT En operacion Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
Linea de Transmision 138 KV 48 LD En operacion Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
ADRIANOPOLIS/MAGE RJ

Linea de Trasmisién 138 KV 98 LD En operacién Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
CAMPOS/IRIRI RJ

Linea de Transmision 138 KV 15 LD En operacion Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
IMBARIE/ARIANOPOLIS RJ

Linea de Transmision 138 KV 12 LD En operacion Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
IRIRI/IROCHA LEAO RJ

Linea de Transmision 138 KV 108 LD En operacion Enel Distribucion Rio S.A. Furnas
ROCHA LEAGO /MGE RJ

ANEEL considera que esta medida mejorara la eficiencia operativa del sistema eléctrico. La incorporacién de las DIT
a las compafiias distribuidoras se realizara en la primera revision de las tarifas que tendra lugar a partir del 1 enero
de 2019. De acuerdo a regulacion vigente, en ese momento, estas lineas de transmision y subestaciones seran parte
de las propiedades plantas y equipos de la compafiia distribuidora, y consideradas para el propésito del célculo de
las tarifas. Se realizara el pago de una indemnizacién a las compaiiias distribuidores equivalente al valor de los activos
no depreciados transferidos, dentro de los 30 dias posteriores a la revision tarifaria del distribuidor que recibe las DIT.

Ajuste en latarifa de energia de todas las distribuidoras para devolver en el mes de abril el costo del Encargo
de Energia de Reserva (EER) incluido el mayor en los reajustes.

ANEEL a través de la Resolucién N° 2.214 / 2017 publicé de nuevo las tarifas de todas las distribuidoras del sector
eléctrico para devolver en el mes de abril los valores mas altos de costo de Angra Il incluido en las tarifas.
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En el periodo del 1 al 30 de abril, la tarifa de energia de Enel Distribuciéon Rio, de Enel Distribucion Ceara y de Enel
Distribucion Goias fue reducida para devolver en un mes los valores referentes a los costos de Angra lll. El objetivo
es revertir los efectos de la inclusion de la parcela del Encargo de Energia de Reserva (“EER”) correspondiente a la
contratacién de la planta de Angra Il de una sola vez. Recordando que, por el proceso natural del reajuste tarifario
de las distribuidoras, esos valores serian devueltos a los consumidores en 12 meses.

El procedimiento se dividié en dos etapas: en la primera, durante el mes de abril, la tarifa sera reducida para revertir
los valores de Angra lll incluidos desde el proceso tarifario anterior y, al mismo tiempo, dejara de considerar el costo
futuro del EER de esa usina. En la segunda etapa, que comienza en el 1°/ 5y permanece hasta el proximo proceso
tarifario de cada distribuidora, la tarifa dejara de incluir el (i) costo futuro del EER de Angra lll y (ii) para las
distribuidoras que ya pasaron por el reajuste en 2017, como es el caso de Enel Distribuciéon Rio, los valores de
devolucién en 12 meses que ya estaban incluidos en la tarifa.

Cambio de la fecha de revision de Enel Distribucién Goias de octubre 2017 a octubre 2018

En Reunién Publica, ANEEL aprob6 el pedido de la ENEL de cambiar la fecha de Revision tarifaria de la Enel
Distribucion Goias para 2018, tras discusion del tema en Audiencia Publica. Con la decision, la revision se realizara
en octubre de 2018 y cada 5 afios a partir de ahi, siendo la nueva fecha de corte para inversiones 30 de abril de 2018.
En sustitucion, en octubre de 2017 ocurrira un reajuste ordinario.

Ademas de trabajar en la calidad de la informacidn, la postergacién nos permitird recuperar dentro de la Base de
Remuneracién costos del pasado asignados como OPEX (capitalizacion de costos adicionales) y reconocer de
inmediato las inversiones realizadas en el primer afio de actuacién de ENEL en la empresa, desde que inmovilizados
hasta abril de 2018.

Reajuste Enel Distribucion Goias

El 17 de octubre de 2017, ANEEL homologo el reajuste tarifario de Enel Distribucion Goias por medio de la Resolucion
N° 2.317. El reajuste tarifario anual de Enel Distribucién Goias conduce a un efecto medio en las tarifas a percibir por
los consumidores del 14,65%, siendo del 12,03% en promedio, para los consumidores conectados en la Alta Tension
y del 15,89% para los consumidores conectados en la Baja Tension.

Resultado Audiencia Publica 066/17- WACC

En 6 de marzo de 2018, ANEEL aprob¢ el resultado de la AP066, instituida para revision del costo medio ponderado
de capital regulatorio del segmento de distribucion referente al Submaédulo 2.4 de los Procedimientos de Regulacion
Arancelaria — Proret.

El Directorio, por unanimidad, decidi6 revocar la prevision de actualizacién del costo ponderado de capital en el afio
2018 y aprobar nueva version del Submaddulo 2.4 de los Procedimientos de Regulacion Arancelaria - PRORET, que
establece la anticipacion de la revision metodoldgica para el afio 2019, con aplicacién a partir de enero de 2020.

Resultado Audiencia Publica 052/17 — Costo Operacional

En 6 de marzo de 2018, ANEEL aprobo el resultado de la AP052 con actualizacién de los parametros relacionados a
la definicién de los Costos Operativos Regulatorios - Submédulo 2.2 y 2.2A de los Procedimientos de Regulacion
Arancelaria - Proret. La eficiencia de Enel Ceard se mantuvo inalterada en un 100%, permaneciendo a empresas
como una de las distribuidoras més eficientes en gestiéon de costos operativos de Brasil segun ANEEL.

indice de Eficiencia de Costo Operativo

Enel Distribucién Ceara 100%
Enel Distribucién Goias 78,37%
Enel Distribucion Rio 59,50%
Enel Distribucién Sao Paulo 87,55%

Revisién Tarifaria Enel Distribuciéon Rio

En 13 de marzo de 2018, ANEEL homologbé el resultado provisional de la Cuarta Revision Tarifaria Periddica de Enel
Distribucion Rio, a partir del 15 de marzo de 2018, consolidada tras la evaluacion de las contribuciones aportadas en
la Audiencia Publica N° 078/2017.

El resultado conduce al efecto medio a ser percibido por los consumidores de 21,04 %, siendo del 19,94% para los
consumidores conectados en Alta Tension - AT y del 21,46% para los conectados en Baja Tension — BT. Fij6 el
componente T del Factor X en el 0,00% vy las pérdidas técnicas en el 9,1%.
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Reajuste Tarifario para Enel Distribucién Ceara S.A.

En 17 de abril de 2018, ANEEL homologé el resultado provisional del reajuste de Enel Distribuciéon Ceara, a partir del
22 de abril de 2018.

El resultado conduce al efecto medio a ser percibido por los consumidores de 4,96 %, siendo del 7,96% para los
consumidores conectados en Alta Tension - AT y del 3,8% para los conectados en Baja Tension — BT.

Revision Tarifaria para Enel Distribucion Goias S.A.

El 16 de octubre de 2018, ANEEL homolog6 el resultado de la revisién de Enel Distribucion Goias, a partir del 22 de
octubre de 2018.

El resultado conduce al efecto medio a ser percibido por los consumidores de 18,54%, siendo del 26,52% para los
consumidores conectados en Alta Tensién - AT y del 15,31% para los conectados en Baja Tension — BT.

Reajuste Tarifario Enel Distribucion Sdo Paulo (ex Eletropaulo)

El 4 de julio de 2018, ANEEL homologo las tarifas aplicables para los consumidores. El resultado de este proceso
incurrid en un indice de reajuste tarifario de +16,4%, compuesto por reajuste econémico de +10,5% y reajuste
financiero de +5,9%. RetirAdndose el reajuste financiero del afio anterior (0,6%), el efecto medio para el consumidor
fue de +15,8%, siendo mas grande para los consumidores conectados en Alta Tension (+17,7%) mientras aquellos
conectados en la baja tension percibieron un incremento reducido, de 15,1%.

Reajuste Enel CIEN

La resolucion N° 2408, de 22 de octubre, establecié los ingresos anuales permitidos (RAP) para las concesionarias
de servicio publico de transmision de energia eléctrica, por la disponibilidad de las instalaciones de transmision bajo
su responsabilidad.

Los valores de Enel CIEN son: Garabi | (RAP: 172.667.795,35 y PA ajustado: BRL - 6,579,727.76) y Garabi Il (RAP:
BRL 179,367,079,58 y PA ajustado: BRL - 6.834.803,35).

Recarga de vehiculos eléctricos

Por medio de la Resolucién Normativa N° 819 de 2018, ANEEL estableci6 los procedimientos para las actividades de
recarga de vehiculos eléctricos.

La distribuidora puede, a su criterio, instalar estaciones de recarga en su area de concesion destinadas a la recarga
publica de vehiculos eléctricos, debiendo ser clasificadas en la subclase estacién de recarga de vehiculos eléctricos
de la clase consumo propio (Tarifas de Grupo A - MT y AT o Tarifa B3 - BT).

En el caso de que se produzca un ingreso en la estacion de recarga de la distribuidora, ésta puede darse a precios
libremente negociados, aplicando a la actividad los procedimientos y las condiciones para la prestacion de actividades
accesorias, en los términos de la Res. 581/2013 (reversion parcial a modicidad tarifaria y contabilizacion separado).

La prestacion de actividades recarga de vehiculos eléctricos por la distribuidora se da por su cuenta y riesgo, y los
activos que componen la infraestructura de las estaciones de recarga no compondran su base de activos.

Se permite la recarga de vehiculos eléctricos de propiedad distinta del titular de la unidad consumidora, incluso para
fines de explotacion comercial a precios libremente negociados.

La instalacion de estacion de recarga debera ser comunicada previamente a la distribuidora, en caso de instalacion,
resulte en la necesidad de creacién o alteracion de la unidad consumidora.

Las informaciones de las estaciones de recarga deben ser enviadas por la distribuidora a ANEEL, cada seis meses y
de forma consolidada (enero y julio).

En caso de que sea necesaria la adecuacion en la red eléctrica y del sistema de medicion, los costos seguiran los
criterios dispuestos en la reglamentacion vigente.

Cualquier consumidor interesado podra registrar junto a ANEEL, por medio de formulario propio, la estacion de
recarga en unidad consumidora de su titularidad.

Los equipos de recarga publicos deben ser compatibles con protocolos abiertos de dominio publico para la
comunicacion y la supervision y control remoto.
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Los equipos de recarga de vehiculos eléctricos deberan observar las normas y los estandares establecidos por la
distribuidora, asi como las demas normas aplicables expedidas por los 6rganos oficiales competentes, incluyendo la
reglamentacion de ANEEL.

Se prohibe la inyeccién de energia eléctrica en la red de distribucién a partir de los vehiculos eléctricos, asi como la
participacion en el Sistema de compensacion de energia (Res. 482).

Se aplican integralmente las reglas de resarcimiento de dafios eléctricos a las instalaciones de recarga de vehiculos
eléctricos, pudiendo la distribuidora establecer normas especificas de seguridad eléctrica para las instalaciones (sélo
BT).

Enel Generacién Fortaleza

La Central Generadora Termoeléctrica Fortaleza (en adelante CGTF), planta térmica del grupo Enel en Brasil movida
a gas natural, tiene controversia con Petrobras, que requiere la renegociacion de los términos contractuales para el
suministro de gas natural. Actualmente la planta térmica asegura su suministro de combustible bajo una liminar de la
justicia, haya visto la rescision unilateral del contrato de suministro por Petrobras. La planta fue construida bajo las
directrices del Programa Prioritario de Termoelectricidad (PPT), programa de gobierno establecido durante el periodo
de escasez hidrica y racionamiento de energia que ocurrié en el pais en 2001 que pretendia estimular la construccion
de plantas termoeléctricas en el sistema. Para ello, el gobierno aseguré el financiamiento de los proyectos por el
BNDES, asi como el suministro de combustible por Petrobras por hasta 20 afios. La formula de reajuste del precio de
gas de los contratos de combustible era regulada y definida a través de Portaria Interministerial publicada por el
Ministerio de Minas y Energia y Ministerio de Economia.

En ese contexto, Enel acciond la justicia contra Petrobras con miras a reestablecer el suministro de gas a la usina,
alegando que Petrobras no puede rescindir unilateralmente el contrato una vez que éste era garantizado por la Union
a través de un programa de gobierno, el PPT. Nosotros conseguimos una liminar que determinaba a Petrobras el
suministro de gas para la planta, que fue rechazada el 02 de julio de 2018. Enel recurrié a la decisién y en la instancia
judicial, la Corte Especial del Tribunal Regional Federal (TRF) ha concedido una nueva liminar para obligar la
Petrobras a retornar el suministro del gas a la CGTF en las condiciones del contrato firmado en el ambito del PPT. El
11 de diciembre de 2018, Petrobras fue notificada de la decisién, la cual seguira vigente hasta el juzgamiento del
recurso de apelacién. Petrobras puede presentar recurso ante el Superior Tribunal de Justicia, en Brasilia. Todavia
esta liminar se encuentra valida en los dias actuales

En dmbito administrativo, en agosto de 2018, CGTF ingresé con requerimiento junto al Regulador ANEEL de efecto
suspensivo las obligaciones contractuales donde se requiere: (i) determinacion del suministro de gas o determinacion
gue Petrobras entregue energia para CGTF bajo sancion de exposicion del mercado de corto plazo asociada a falta
de suministro de gas; (ii) reconocimiento de excluyente de responsabilidad de CGTF por Ato de Poder Publico por
rompimiento del Programa de Estado (“PPT”) entre el periodo del 1 de julio de 2018 hasta la fecha de inicio de la
operacion, en las condiciones establecidas por la solucién excepcional de MME, alejando la aplicacion de cualquier
penalidad y obligaciones contractuales, comerciales y regulatorias incidentes sobre CGTF.

Ademas, Petrobras, Cegas y Termo Fortaleza acordaron suspender el procedimiento arbitral para enfocarse en
buscar una solucién para el suministro hasta el 2023 que pueda ser aceptada por las partes y sancionada por el
regulador, lo que eventualmente pondria fin a los procesos abiertos en los tribunales. El arbitraje esta suspendido en
los dias actuales.

Ambas partes enviaron en febrero al regulador ANEEL una carta conjunta presentando los términos bajo los cuales
estarian disponibles a firmar un acuerdo, condicionado a la aprobacion, asi como solicitando la concesién de ciertas
garantias regulatorias necesarias para el equilibrio y buen funcionamiento del acuerdo. La carta sigue bajo analisis
por ANEEL.

No hubo decision final por ANEEL, pues en las Ultimas reuniones del Directorio en que el proceso fue deliberado,
hubo pedidos de vista por otros Directores.

Propuesta de solucidn para la falta de liquidez del mercado a corto plazo

El mercado a corto plazo brasilefio esta sin liquidez desde 2015, afio en que varios limites en la justicia se concedieron
a los generadores hidraulicos por su asuncion de riesgos no hidroldgicos. Esto porque el despacho térmico realizado
fuera del orden de mérito de costo, la importacién de energia sin garantia fisica y el impacto de las usinas
estructurantes (usinas Belo Monte, Jirau y Santo Antonio) desplazaron su generacion y las expusieron al mercado a
corto plazo por cuenta de factores no gerenciables y ajenos al riesgo hidroldgico. De esta forma, las liminares eximian
a los generadores hidraulicos a pagar sus deudas en el mercado a corto plazo, valor que hoy llegaa R $ 7 mil millones
y representa cerca de 70% del valor contabilizado total del mercado.

En 27 de junio fue aprobado en la Camara de Diputados el PL 10.985/18 que implementa el resarcimiento de los
riesgos no hidroloégicos asumidos por las usinas hidraulicas a través de la extension de su plazo de otorgamiento
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(limite maximo de 7 afios), con la condicion de la renuncia de los procesos judiciales y del pago de sus deudas. Esta
solucién tiene como objetivo solucionar el impasse de los generadores hidraulicos y restablecer la liquidez del
mercado a corto plazo brasilefio. Se espera que sea aprobado en el Senado después de las aclaraciones
proporcionadas por el Ministerio de Minas y Energia en septiembre. Después de la publicacion de Ley, ANEEL tiene
90 dias para reglamentar las normativas.

Consulta Publica ANEEL- N° 15/2018

ANEEL abri6 una consulta publica para obtener subsidios acerca de la metodologia y actualizacién de la WACC para
los segmentos de distribucion, transmisién y generacion (cotistas).

Propone tres alternativas de metodologias:

Alternativa A

e Mantenimiento de la metodologia actual (WACC / CAPM).
e Sustitucion de algunas series ulteriores en el calculo.
e Compatibilizacién de las ventanas de datos utilizadas en Dx / Tx / Gx.

Alternativa B

¢ Mantenimiento de la metodologia actual (WACC / CAPM).
¢ "Nacionalizacién" del célculo de la WACC.
e Compatibilizacion de las ventanas de datos utilizadas en Dx / Tx / Gx.

Alternativa C
e Adopcion de una metodologia alternativa para definir la WACC a ser adoptada.

Los agentes tuvieron hasta el 30 de septiembre de 2018 para contribuir. En resumen, Enel Generacion Fortaleza
contribuyd con los siguientes elementos:

1- Con el objetivo de obtener parametros coherentes para el célculo del WACC, entiende que son herramientas que
el regulador debe disponer al calcular el WACC:

a) Tratamiento estadistico adecuado a las series de datos utilizados, con la utilizacién de la media como medida de
tendencia central para todas las series y con la retirada de eventuales outliers, a fin de traer mayor consistencia y
robustez a los resultados.

b) La correcta seleccion de las series de datos para reflejar correctamente los reales riesgos que enfrentan los
distribuidores de distribucion, especialmente para el parametro beta.

¢) En el caso del pardmetro del activo libre de riesgo, el uso de otros criterios para elegir las series (como Convexity),
gue no exclusivamente la duracién como modelo de evaluacién de la sensibilidad de un flujo de capital al tiempo de
la duracién en funcién de cambios en las tasas de interés.

2- La reduccién verificada en el calculo del parametro beta con base en el mercado americano no guarda coherencia
con el actual riesgo del negocio del segmento de distribucion en Brasil.

3-Corrobora la actual metodologia de calculo del costo de capital de terceros y refuta la sustitucion de su calculo a
partir de datos del mercado secundario de debentures.

Audiencia Publica N° 61/2018

Las Superintendencias de ANEEL estan trabajando en conjunto para componer la base de Datos Geograficos de la
Transmision (BDGT) que sera utilizada en el futuro para diversas finalidades, tales como, levantamiento de los activos
y atributos de las instalaciones de transmisién, soporte a los procesos de revision del ingreso anual y analisis técnicos
de los apagones en el sistema de transmision.

En este contexto, ANEEL ha compuesto la lista de los activos y sus atributos para componer la base de datos. La
creacion de la BDGT acarreard en la publicacion de una Resolucion Normativa especifica, que definira las principales
cuestiones relacionadas con las obligaciones y plazos.

La propuesta es que la regulacion de la BDGT entre en vigor en la cierra de publicacién de la norma. Con relacion a
la parte contable en la BDGT el plazo sera en hasta 6 (seis) meses después de la ANEEL crear la rutina de carga y
de estos datos.

El periodo de contribucion es de 20 de diciembre de 2018 a 17 de febrero de 2019.
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Audiencia Publica N° 60/2018

La ANEEL decidi6 por la apertura de la Audiencia Publica, con miras a recoger subsidios e informaciones adicionales
para el perfeccionamiento de la reglamentacion de conformidad de tension.

En resumen, el problema a tratar esta relacionado con el perfeccionamiento de las etapas de control del proceso de
medicion de muestras, en particular la etapa de instalacién de la medicién, extraccion y tratamiento de los datos.
Segun el regulador, se verifica actualmente una baja capacidad de fiscalizacién en estas etapas del proceso, en que
se detecta reducida trazabilidad.

Por lo tanto, el problema analizado en el Analisis del Impacto Regulatorio se centr6 en el refuerzo de la capacidad de
fiscalizacion y en la reduccion de asimetria de la informacién, en las etapas de instalacién de las mediciones y
tratamiento de los datos de esas mediciones. El plazo establecido por el regulador para la recepcién de las
contribuciones cierra el 18 de febrero de 2019.

Audiencia Publica N° 56/2018

Fue instaurada por la ANEEL la Audiencia Publica para recoger subsidios e informaciones adicionales para
perfeccionamiento de la propuesta de adecuacion del articulo 24 de la Resolucion Normativa N° 414/2010, que trata
de la atribucidon impuesta al Observatorio Nacional de realizacion de estudios referentes al tiempo necesario de
utilizacion de iluminacién publica y de iluminacion en vias internas de condominios en consideracion a las
especificidades de cada localidad.

El articulo 24 de la REN 414/2010 preve la realizacién de estudios por el Observatorio Nacional (ON) para alteracion
del tiempo a ser considerado para consumo de la energia eléctrica en iluminacién publica y en vias internas de
condominios. Sin embargo, el ON solicité a ANEEL la exclusion de esta asignacion, pues no posee elementos
suficientes para la realizacion de los estudios en comento.

La ANEEL presenta 4 alternativas para resolver el problema anterior, siendo:

e Mantener la actual reglamentacion.

e Solo retirar la realizacion de los estudios por el ON y mantener la posibilidad de realizar estudios por los
interesados.

e Cambiar la reglamentacion, retirando la realizacién de estudios por el ON y realizando estudios a través de
herramientas ya existentes (por la ANEEL), manteniendo la posibilidad de realizacion de estudios por los
interesados.

e Cambiar la reglamentacion, retirando la realizacion de estudios por el ON y promoviendo una licitacion (por la
ANEEL) para contratar los estudios para el célculo del tiempo de iluminacién artificial por Municipio, manteniendo
la posibilidad de realizacion de estudios por los interesados.

e Cambiar la reglamentacion, retirando la realizacion de estudios por el ON y obligando a las distribuidoras a realizar
los estudios para todos los municipios de su &rea de actuacién en un determinado plazo (1 afio).

Audiencia Puablica N° 28/2018

Fue instaurada por la ANEEL segunda fase de la Audiencia Publica para recabar subsidios e informaciones
adicionales para perfeccionar la propuesta de revision del Médulo 5 de los Procedimientos de Distribucion - PRODIST
y del perfeccionamiento del proceso de lectura constante en la Resolucion Normativa N° 414/2010.

Entre las propuestas presentadas por la ANEEL, se destacan:

e Impedimento de acceso: La alternativa propuesta en la primera fase de la AP N° 28/2018 fue la distribuidora
ofrecer una lista minima de soluciones al consumidor, obligatoria en los casos del impedimento de acceso y
opcional, para los demas. Ahora, ANEEL propone que las distribuidoras ofrezcan soluciones a su criterio,
considerando su realidad operacional y la de la localidad de las unidades consumidoras.

e Impedimento de acceso - Instrumentos que comprueben la visita del lector: La propuesta inicial consideraba que
la distribuidora debia presentar comprobacion de que estuvo en la unidad consumidora con impedimento de
acceso. Como algunas distribuidoras, informaron que ya hacen uso de técnicas de georreferenciacion y de
fotografias para la comprobacion del impedimento, la ANEEL entendié que es necesaria la adecuacion de las
demas distribuidoras.

e Impedimento de acceso - Cobro por la lectura frustrada: La ANEEL mantuvo la propuesta inicial de mantener la
reglamentacion vigente, es decir, no permitir que la distribuidora cubra al consumidor cuando hay un intento
frustrado de lectura, incluso por su responsabilidad.

¢ Impedimento de acceso — Facturacién: valor a ser facturado, mientras persista el impedimento: La ANEEL opto
por realizar la facturacion considerando la media aritmética de los ultimos doce meses. Criterio para el ajuste de
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la facturacion, después de la regularizacion de la lectura: Limitacion de cobro retroactivo, con periodo de limitacion
con la aplicacion de lo dispuesto en el articulo 113 de la REN 414/2010.

e La propuesta de ANEEL prevé que la auto-lectura sera una prerrogativa de la distribuidora, que puede evaluar
los beneficios y los riesgos de delegar esa actividad al consumidor. Por lo tanto, los problemas derivados de la
auto-lectura deberan ser tratados de forma equivalente a las fallas derivadas de los lectores contratados por las
distribuidoras, o sea, habiendo facturacion incorrecta, por motivo de la auto-lectura, se debe considerar la
aplicacioén del articulo 113 de la Resolucién Normativa N° 414, de 2010.

e Lectura Plurimensal: La ANEEL propone mantener la reglamentacion vigente, permitiendo esa modalidad sélo
para consumidores ubicados en areas rurales.

e A las unidades consumidoras facturadas por estimacion (articulos 72 y 91 de la REN 414/2010) por la no
obligacion de la instalacion de la medicidn, a ejemplo de la iluminacién puablica, semaforos y otros, se evalué no
ser razonable que la facturaciéon no ocurra en el mes civil como si hubiera un calendario ficticio de lectura. Asi, la
agencia propone que, en esas situaciones, la facturacion corresponda obligatoriamente al mes civil, para mejorar
la comprensién del consumidor en relacion a los dias facturados y evitar la proporcionalidad de las banderas
arancelarias.

e Sobre la posibilidad de postergar la recepcién de facturas de bajo valor, la ANEEL entendi6é ser una préctica
oportuna. Asi la propuesta es permitir tal procedimiento, siempre que la acumulacién de las facturas no ocurra
por més de tres ciclos y que el consumidor pueda, en cualquier momento, optar por no tener sus facturas
acumuladas.

La ANEEL pretende definir la vigencia de los cambios a partir del inicio del afio 2020.
Audiencia Pablica N° 46/2018

En el periodo de 4 de octubre al 3 de diciembre, fue instaurada por la ANEEL la Audiencia Publica N° 46/2018, con el
objetivo de recoger subsidios e informaciones adicionales para el perfeccionamiento referente a la revision de la
reglamentacion de la continuidad del suministro de energia eléctrica.

Se trata de la primera fase del proceso de perfeccionamiento, en el que se discutiran las alternativas presentadas en
el Andlisis de Impacto Regulatorio.

El objetivo es incentivar la mejora de la calidad del servicio, abordando los siguientes temas: foco de las
compensaciones por la violacion de los indicadores individuales de continuidad, formulacion de las compensaciones,
repases tarifarios y estructura de los indicadores de continuidad. En cuanto a la compensacion, la propuesta es
actualizar los limites establecidos para garantizar la mejora de la calidad para los consumidores con niveles de servicio
por debajo de lo esperado, a partir de valores compensados mas elevados.

La formulacion de la compensacién se simplificara, con exclusion de los limites trimestrales y anuales. Se propone
modificar la base de célculo del valor a ser compensado, que retira de las compensaciones items no manejables por
las distribuidoras, como la compra de energia y los gastos sectoriales.

Otra propuesta es que las interrupciones de origen externo no sean consideradas en las compensaciones. Asi, las
distribuidoras seran responsabilizadas sélo por eventos que ocurran en su area de actuacion, alineando la regulacion
brasilefia a la practica internacional. El célculo de los indicadores, sin embargo, continuara contabilizando todas las
parcelas que impactan en los consumidores.

El periodo de contribucion concluy6 el 3 de diciembre de 2018 y la segunda fase de la audiencia publica se abri6é en
el primer semestre de 2019.

Decreto N °© 9.642, de 27 de diciembre de 2018

La ANEEL, en el uso de sus atribuciones regimentales, vedo la aplicacion acumulativa de los descuentos arancelarios,
prevaleciendo aquel que otorgue el mayor beneficio al consumidor.

Despacho N ° 18, de 4 de enero de 2019

La ANEEL, en el uso de sus atribuciones regimentales, recibié la decision liminar judicial determinando la suspension
del inciso 1l del articulo 113 de la Resolucion 414/2010, ordenando que, cuando ocurra un error de facturacion por
motivos atribuibles a la distribuidora, el limite de retroceso de la devolucién a los consumidores sera de 10 afios en
lugar de 36 meses, segun determina la resolucién.
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Audiencia Puablica N° 009/2019

En marzo de 2019, ANEEL abrié la audiencia publica N° 009/2019 (AP 009/2019) para la definicion de la metodologia
de célculo y la tasa regulatoria de capital para los segmentos de generacion y transmision de energia eléctrica. Para
el segmento de distribucion, por ahora, la discusién metodoldgica debera ser realizada, segundo ANEEL, en audiencia
publica a ser abierta probablemente en el 2° semestre de 2019.

En general, hubo un direccionamiento para la obtencién de parametros a partir del mercado brasilefio.

Ademas, ANEEL propone la redefinicion anual del WACC a partir de la actualizacion de los parametros a ser definidos
en la AP. La tasa preliminar sugerida para el segmento de transmision para 2019 es de 7,11%.

El periodo de contribucion es de 14 de marzo de 2019 a 22 de abril de 2019.

Consulta Publica 022/2019

Obtencién de subsidios para la preparacion de la Agenda Reguladora 2020/2021 de ANEEL.

El periodo de contribucion es de 16 de septiembre de 2019 a 15 de octubre de 2019.

Revision tarifaria Enel Distribucion Rio

La Revision tarifaria de Enel Rio fue aprobada, en caracter provisional, el 13 de marzo de 2018, conforme Resolucion
Homologatoria no 2.377, cuando las tarifas fueron reposicionadas en el 21,04%.

En ese momento, quedaron provisionales los valores de Base de Remuneracion Regulatoria - BRR vy la trayectoria
de pérdidas no técnicas, de 2019 a 2022.

En funcién del célculo definitivo de la base de remuneracién de la Revisibn Arancelaria, se sumaron
BRL20.052.539,92 a la Parcela B y la diferencia entre lo aprobado en 2018 y el valor definitivo de 2019 result6 en
BRL21.819.141,88, a precio de marzo de 2019, incluidos como financieros en la RTA de 2019.

En el caso de las pérdidas no técnicas se definieron los siguientes valores:

Propuesta RTA 2019 RTA 2020 RTA 2021 RTA 2022
1. P6s AP (-0,41%) 19,80% 19,39% 18,98% 18,57%

El 12 de marzo de 2019, ANEEL homologo6 el reajuste tarifario de Enel Distribucion Rio percibido por los consumidores
de 9,70%, siendo del 9,72% para los consumidores de baja tension y del 9,65% para los clientes de media y alta
tension.

Este reajuste tuvo validez de 15 de marzo de 2019 hasta 31 de marzo de 2019.

ANEEL autoriza a CCEE a concluir acuerdo con bancos para pago de cuenta ACR

ANNEL autorizé a la Camara de Comercializacion de Energia Eléctrica (CCEE) a concluir un acuerdo con un grupo
de ocho bancos para anticipar la aprobacién de la gestion de la llamada Cuenta-ACR. La medida va a retirar BRL 8,4
mil millones de las tarifas de energia eléctrica hasta 2020 y permitir una atenuacién media de los reajustes de las
tarifas del 3,7% este afio y del 1,2% en 2020.

La cuenta-ACR fue un mecanismo de transferencia de recursos a las distribuidoras para cubrir los costos con
exposicion involuntaria en el mercado a corto plazo y el despacho de termoeléctricas entre febrero y diciembre de
2014. Para respaldar la cuenta, CCEE fue autorizada a contratar operaciones crédito con los bancos, resarcidas por
los consumidores a partir de noviembre de 2015, mediante la recogida de carga en la tarifa de energia eléctrica hasta
abril de 2020.

ANEEL incorporé los efectos del acuerdo a las tarifas de las empresas que tuvieron los reajustes definidos entre
diciembre de 2018 y marzo de 2019 por medio de una revision tarifaria extraordinaria: Cepisa, Ceron, Electroacre,
Energisa Borborema, Light y Enel Rio.

Revisién Extraordinaria de tarifa Enel Distribucién Rio

La revision extraordinaria fue necesaria debido a la decision del Directorio de ANEEL del 20 de marzo de 2019, que
autorizé a la Camara de Comercializacion de Energia Eléctrica (CCEE) a concluir el acuerdo con el grupo de ocho
bancos para anticipar el pago de la llamada CDE Conta- ACR para septiembre de 2019.

Esta decision fue reflejada en la tarifa de Enel Rio que pasara a ser del 7,59% (promedio para todos los
consumidores), siendo que para los consumidores de baja tension alteré el aumento del 9,72% a 7,49% y para los
clientes de media y alta tension el indice aprobado pasa del 9,65% al 7,89%.
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La revision se aplicara del dia 1 de abril de 2019 hasta 14 de marzo de 2020.
Revision de tarifa Enel Distribucidon Ceara

El 18 de abril de 19, ANEEL aprob6 el resultado de la quinta revision periddica de tarifas de Enel Distribucién Ceara,
efectiva a partir del 22 de abril de 19, consolidada a través de las contribuciones realizadas en la Audiencia Publica
004/19.

El resultado lleva a un efecto percibido promedio por parte del consumidor de 8,22%, que es de 7,87% para
consumidores conectados en alta tensién y 8,35% para consumidores conectados a baja tensién. Se corrigio el
componente T del factor X para 1,17%, pérdidas técnicas de 9,52% en energia inyectada y pérdidas no técnicas de
7,56% en el mercado de BT.

Reajuste Enel CIEN

La resolucion N° 2.565, de 25 de junio de 2019, establecid los ingresos anuales permitidos (RAP) para las
concesionarias de servicio publico de transmision de energia eléctrica, por la disponibilidad de las instalaciones de
transmision bajo su responsabilidad.

Los valores de Enel CIEN son: Garabi | (RAP: 180.711.108,53 y PA: BRL -6.391.867,71) y Garabi Il (RAP:
BRL187.722.462,73 y PA: BRL -6.662.275,47).

Cabe sefialar que estos resultados son provisionales, ya que ANEEL retrasé el préximo afio la aplicacion de la revisién
tarifaria, por el motivo que la metodologia aun no esta definida. Por lo tanto, cualquier diferencia sera compensada
en el proximo proceso tarifario.

Consulta Publica ANEEL- N° 03/2019

Obtener subsidios para la Evaluacion de Resultado Regulatorio (ARR) de la regulacion por incentivos del segmento
de distribucién de energia eléctrica, evaluando el ambiente regulatorio en cuanto a la utilizacién de tecnologias en la
mejora del servicio, en la eficiencia energética y en el desarrollo del negocio.

Activos de Subtransmisiéon

Bajo la optica de la planificacion, los activos en Subtransmision son mas similares a los de Transmision, porque no
tiene una relacion clara con el crecimiento del mercado, por lo que no es coherente exponer su remuneracion a este
riesgo, sin embargo, el tratamiento regulatorio actual de la ANEEL para la Subtransmision es muy diferente al de la
Transmision, con mayor exposicion al riesgo de mercado. La experiencia internacional indica que es posible y
coherente tratar de forma diferenciada las actividades de Subtransmision, reduciendo el riesgo de su remuneracion.

El Grupo propone adaptaciones del tratamiento regulatorio actual de la ANEEL para los activos en subtransmision a
partir del ya practicado para la transmision y experiencias internacionales.

Contexto Regulatorio en el Modelo Price Cap

e Las inversiones realizadas durante el ciclo tarifario se incorporan en la Base de Activos Regulatorios en la fecha
de la Revision Arancelaria Periddica (RTP) con la depreciacion ya ocurrida.

e Inversiones que no agregan mercado tienen la remuneracion y reintegracion desde su ejecucion hasta la RTP
perdida.

e Incentivo para concluir la inversion sélo en visperas de la RTP y no cuando la inversion se muestra necesaria o
socialmente deseada (efecto trinquete).

Necesidad

e Identificar, caracterizar y justificar las inversiones que no agregan mercado y traen alguna externalidad positiva
que justifique el tratamiento diferenciado.

e Concentramos en tres grandes grupos: subtransmision (demandas asociadas a la planificacion de la EPE y del
ONS), innovacioén tecnoldgica y calidad.
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TRANSMISORES

DISTRIBUIDORAS

. Célculo de una Receita Autorizada Anual
(RAP), definida en el proceso licitatorio y / 0 en
cada Revision Arancelaria Periddica (RTP), de
acuerdo con lo dispuesto en el contrato de la
transmisora -> no hay riesgo de mercado

. En los reajustes arancelarios anuales, que
ocurren siempre en junio, la RAP varia segun la
inflacién apurada y deducida de un factor que
busca capturar la evolucion tecnoldgica en el
OPEX -> Factor nulo para 2020.

. Los activos se incorporan a la tarifa en el
reajuste siguiente a la entrada en operacion
comercial de un nuevo equipo, con efectos

Célculo de la Tarifa de Equilibrio en la RTP, que
considera los ingresos requeridos para la prestacion
del servicio y el mercado comprobado en el afio de
prueba -> hay riesgo de mercado

En los reajustes arancelarios, la tarifa media
obtenida en la RTP varia segun la inflacién
calculada deducida del Factor-X (compartiendo con
consumidores de las ganancias de productividad,
calidad y eficiencia). -> Factor aplicado sobre toda
la parte B (costes y remuneracion).

Los activos sélo se incorporan a la tarifa en el
reposicionamiento tarifario (proxima RTP), después
de ocurrida depreciacion fisico-contable del bien.

retroactivos desde la entrada en operacion.

Incentivo para anticipar la obra Incentivo para retrasar la obra hasta la proxima RTP

Como Benchmarking internacional, existen reguladores que identifican actividades en niveles de alta tension como
mas cercanas a las de Transmision de las de Distribucién, teniendo modelos de regulacion diferenciados. El
tratamiento diferenciado para los activos de alta tension operados por distribuidoras es mas comun en América Latina
que en Europa, donde el modelo Revenue-Cap, de menor riesgo, es predominante.

Algunos tipos de tratamientos regulatorios diferenciados identificados:

e Adopcion del modelo Revenue-Cap para la subtransmisién, aunque el resto de la distribucion siga el Price Cap.

e Incorporacion anual de los activos en las tarifas.

e Posibilidad de otro agente se responsabilice por la construccién de los activos, con la delegacion, o no, de la
operacion.

Nuevas tecnologias

A nivel mundial, hay una creciente preocupacién por la insercién de nuevas tecnologias en el sector de la energia
eléctrica, tales como: redes inteligentes y recursos energéticos distribuidos (generacion distribuida, almacenamiento
de energia, eficiencia energética y gestion de la demanda) - en el negocio de distribucion de energia eléctrica.

Los cambios tecnoldgicos permiten a veces exigen nuevos modelos de negocios y, por consiguiente, pueden requerir
adaptaciones regulatorias.

Nuestro grupo hara contribuciones para que los activos tecnoldgicos tengan un reconocimiento diferente del modelo
actual, pues estos activos poseen una caracteristica diferente y traera otros motivadores al modelo, porque tiene
como objetivos:

. Mejoras en la calidad del suministro - menores interrupciones y fallas del sistema.

. Integrar la generacién descentralizada - cominmente a través de fuentes renovables;

. Posibilitar la movilidad eléctrica (introduccién gradual de vehiculos eléctricos);

. Permitir a los consumidores gestionar su energia;

. Mejorar la estructura tarifaria;

. Incorporacién de nuevos servicios (economia de alcance);

. Posibilita la optimizacién de la estructura operativa: (i) lectura, corte y reconexiones remotas; (ii) mayor precision
para identificar posibles problemas en la red, tales como fallas, interrupciones, caidas de hilo; (iii) inhibicién y
monitoreo de robos - reduccion de las pérdidas no técnicas; (iv) medicién de tiempo real de la demanda.

NO O~ WNPRE

Algunos ejemplos de incentivos:

1. WACC diferenciado;
2. Tasa de amortizacion acelerada;
3. Mayor plazo para la apropiacién de las ganancias de eficiencia y tecnoldgicas, es decir, no incidencia del Factor X.

Otro punto importante también es todas las discusiones financieras, econémicas y regulatorias, traerd un cambio en
relacion al cliente, por ejemplo, el mismo podra ser reconectado on-line, como hecho con las empresas de Telefonia,
con impactos positivos en la evaluacién de los servicios, seguridad y comodidad, entre otros.

Consulta Pablica ANEEL- N° 05/2019

Obtener subsidios para el perfeccionamiento de la reglamentacién asociada a refuerzos y mejoras en instalaciones
de transmisién bajo responsabilidad de concesionarias de transmision de energia eléctrica.
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El perfeccionamiento de la reglamentacion asociada a refuerzos y mejoras en instalaciones de transmision de energia
eléctrica esta insertado en el Proyecto de Consolidacion y Perfeccionamiento de la Reglamentacion de los Servicios
de Transmisién. Este proyecto es una de las iniciativas alineadas al Objetivo Estratégico de la ANEEL de
"Perfeccionar, simplificar y consolidar la regulacion”, integrante de la Planificacion Estratégica 2018-2021.

El enfoque del Objetivo Estratégico de la ANEEL de "Perfeccionar, simplificar y consolidar la regulacion” es "elaborar
los reglamentos de forma orientada a la basqueda permanente de la eficiencia y mejora de la calidad en la prestacion
del servicio con sustentabilidad social, ambiental y econémico-financiera del agente y adecuar la regulacién para
hacerla mas coherente, concisa y simple, buscando reducir y unificar los reglamentos y dar estabilidad a las
decisiones.

En este sentido, se espera obtener respuestas a cuatro cuestiones clave asociadas a la eficacia, eficiencia, efectividad
y simplicidad:

1. Cuestion clave E1 (Eficacia) - ¢Qué puede mejorarse en la norma para hacer que los objetivos se alcancen
plenamente?

2. Cuestion clave E2 (Eficiencia) - ¢ Qué puede ser mejorado en la norma para que los objetivos sean alcanzados con
menor costo regulatorio, o sea, con menos costos administrativos, de fiscalizacion y de conformidad regulatoria?

3. Cuestion clave E3 (Efectividad) - ¢Qué puede ser mejorado en la norma para mejorar la calidad en la prestacion
del servicio de transmision con sustentabilidad social, ambiental y econémico-financiera?

4. Cuestion clave S1 (Simplicidad) - ¢ Cual seria la forma méas coherente, concisa y simple de reglamentar el asunto
para alcanzar los objetivos en relacion a la calidad de la prestacion del servicio?

Algunos puntos observados:

e Pocas iniciativas de las transmisoras para invertir en tiempo adicional de vida util (realidad x disefio regulatorio?);

e Se observa una concentracion del foco en la cuestién contable y en la reposicion del actual equipamiento por lo
nuevo;

e Diferentes visiones entre vida Util fisica x vida util regulatoria; Este "conflicto" puede presionar para sustituciones
anticipadas y con ello consecuente anticipacion de tarifa al consumidor;

e Ecuacionar eventuales descompases entre las recomendaciones de expansion de la capacidad de subestaciones
y los valores de MUST a ser considerados.

e Punto de mejora, falta definicion de Mejoras x Refuerzos para las Distribuidoras pues no esta explicitada en
resolucion especifica, se asume las clasificaciones de ReNANEEL N° 443/2011 (Transmisoras);

e Falta de estandarizacion de clasificacion (Terminologias y Conceptos) por parte de ONS y ANEEL en las
definiciones de Mantenimiento y Tratamiento de las Adecuaciones.

Consulta Pablica ANEEL- N° 06/2019

Obtener subsidios para evaluar la necesidad de mejora de los mandos reglamentarios afectos a la vida util regulatoria
de equipos de la transmision.

La Resolucion Normativa N° 674, de 11 de agosto de 2015, aprobd la revision del Manual de Control Patrimonial del
Sector Eléctrico - MCPSE, instituido por la Resolucion Normativa N° 367, de 2 de junio de 2009. Ese el manual define
la vida util como el periodo durante el cual se espera que un activo tenga condiciones de ser utilizado por la empresa.
En ese mismo documento, se definen tasas de depreciacion para diversas unidades de registro, siendo las tasas
inversamente proporcionales a la vida util. Para fines didacticos en la presente nota técnica, pasaremos a utilizar el
término "vida util regulatoria” para referirnos a la vida util definida por el MCPSE.

La sustitucion de equipos de transmisién motivada por vida Util agotada posee reglamentacion en la agencia. Sin
embargo, a lo largo de los afios, los comandos afectos al tema sufrieron algunas revisiones

Sin embargo, como el fin de la vida util regulatoria no significa la incapacidad del equipo seguir funcionando
correctamente, también se debe evaluar el historial de rendimiento funcionamiento del equipo en el proceso de toma
de decisiones. Por lo tanto, es posible que un equipo tenga una vida Util fisica superior a la vida til regulatoria.

En el marco de la presente evaluacion, se ha logrado distinguir al menos tres tipos de vida Util que pueden estar
generando confusion y dando sefiales equivocadas para los agentes del sector y para la sociedad. Son ellos:

a) "Vida util regulatoria™: la vida util definida por el MCPSE para el célculo de las tasas de depreciacion para diversas
unidades de registro;

b) "Vida atil econdmica": periodo necesario para la amortizacion de la inversion; y

¢) "Vida dutil fisica™ periodo durante el cual el activo tiene condiciones fisicas de continuar desempefando,
satisfactoriamente, la prestacion del servicio;

Elaborar estudio de vida util utilizando datos técnicos de las distribuidoras del grupo Enel (Brasil y exterior), basandose
en los Reglamentos de revision de tasas.
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e Reintegracion de la inversion dentro del plazo de utilizacion técnica real del activo;
e Reduccion de la pérdida en la desactivacion;

e Viabilizar las inversiones en tecnologia;

e Promover la innovacion tecnoldgica coherente con el ciclo de vida de los activos.

Consulta Publica No. 7/19

Discusioén con la sociedad de las alternativas regulatorias para la mejora metodolégica del Factor X, un componente
tarifario que evalla las ganancias de productividad, la calidad técnica y comercial, asi como la trayectoria de los
costos operativos, que se aplicaran, desde 2020, a los contratos de concesidn de Distribucion de electricidad.

La consulta aborda los posibles cambios en la metodologia de calculo con incorporaciones de variables, captura de
todas las variaciones de productividad, valor Gnico de la productividad total de los factores, actualizacién de métodos,
componente de productividad (Pd) dinamica o estatica, entre otros.

El periodo de contribucién fue de 5 de abril de 2019 hasta 6 de mayo de 2019.
Consulta Publica No. 11/19

Discusién con la sociedad la metodologia para calcular los costos operacionales regulatorios, que se aplicara, a partir
de 2020, a los procesos de revision de tarifas de los concesionarios de distribucion de energia eléctrica.

La consulta aborda la alteracion de la metodologia con respecto al método aplicado tanto para determinar la eficiencia
como los limites de confianza, insumos y productos, asi como la posibilidad de extincion del factor T

El periodo de contribucion: De 20 de mayo de 2019 a 18 de julio de 2019
GT7 - Grupo de trabajo del Sector Eléctrico

La Comision Especial de Estudios en Gestién de Activos de la Asociacion Brasilefia de Normas Técnicas - ABNT CEE
251 - es una entidad sin fines de lucro, Unico Foro Nacional de Normalizacién, que actla en la elaboracién de normas,
estudios y diseminacion de conocimientos sobre Gestion de Activos Brasil desde 2013, representando al pais en el
Comité Técnico de la Organizacion Internacional para la Estandarizacion - ISO TC 251.

En Brasil ya publicaron 4 normas: ABNT NBR 1SO 55000, ABNT NBR ISO 55001, ABNT NBR 55002 y ABNT NBR
ISO 17021-5 que fueron elaboradas por cerca de 70 profesionales representantes de mas de 50 empresas de los
diversos sectores econdémicos, entre ellos el sector que se ha convertido en una de las mas importantes de la industria
de la construccion.

La comision cuenta con 12 grupos de trabajo, entre los cuales esta el grupo de trabajo 7 o GT7 - Grupo de trabajo del
Sector Eléctrico, formado por representantes de las empresas anteriormente citadas, cuya mision para el afio 2019
es formular un estudio con directrices sobre la aplicacion de las normas de gestion de activos en empresas de energia
nacionales dentro del ambiente regulado por la ANEEL.

A partir del mes de mayo, el Sr. Carlos Eduardo Albarici, coordinador de gestion regulatoria de activos de Enel Brasil,
paso a coordinar el GT7 - Grupo de Trabajo del Sector Eléctrico, que integra la Comisién de Estudios Especiales de
la ABNT sobre gestion de activos, cuya mision es la de formular un estudio con directrices sobre la aplicacion de
reglamentos de gestion de activos, redirecciones para la formacién de politicas publicas del sector eléctrico y
promocién de nuevos actos reglamentarios de la ANEEL, y su diseminacién en las empresas brasilefias de energia.

Revision de la norma que regula laimposicion de penalidades a los agentes del sector eléctrico.

En junio se celebro la revision de la norma que regula la imposicién de penalidades a los agentes del sector eléctrico
(la antigua Resolucién Normativa N° 63/2004). La nueva resolucién (Resolucion Normativa N° 846/2019) que alcanza
a los concesionarios, los permisionarios, los autorizados y los demas agentes de instalaciones y servicios de energia
eléctrica, asi como las entidades responsables de la operacion del sistema, la comercializacién de energia eléctrica
y la gestion de recursos provenientes de cargas sectoriales.

Ademas de la modificacién de la base de calculo de las multas, la ANEEL incluy6 también la sustitucion de los cuatro
grupos de multas previstos en la Resolucién Normativa N° 63/2004 por cinco grupos de multas en la nueva
Resolucion, siendo: Grupo I: 0,125% a Grupo V: 2%, asociando nuevos limites porcentuales incidentes sobre la
Ingreso Operativo Liquido (ROL) de la empresa, y que no pueden ser repasados a las tarifas.

Entre las demas enmiendas propuestas por la ANEEL en la Resolucion Normativa N° 846/2019, se destacan:

i) La eliminacion de tipos especificos para la sancion de advertencia.
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ii) Elinfractor que renuncie al derecho de interponer recurso tendra un factor de reduccién del 25% en el valor de la
multa aplicada, si efectta el pago dentro del plazo.

i) Inclusion de la posibilidad de imposiciones de obligaciones de hacer o no hacer, que consistirian en érdenes
emanadas por los Superintendentes responsables de la accion fiscalizadora, con el objetivo de inhibir la comision
de nueva infraccion.

iv) Alter6, ademas, la prevision de agravamiento de la pena en razén de la reincidencia, trayendo el concepto de
reincidencia especifica, inexistente en la Resolucién actual. Asi, en el caso de reincidencia especifica -es decir,
para cada falta de un mismo tipo infractor cometida en los Gltimos 2 afios, de las cuales no cabe mas recurso en
la esfera administrativa, seria aplicable un aumento del 40% por reincidencia, hasta el limite del 120%.

v) Aunque prevé porcentajes bastante significativos de incremento de la multa, la nueva Resolucién permite la
aplicacion de atenuantes en el valor de las penalidades que varian del 95% al 50%. Sin embargo, tales atenuantes
serian aplicables en una fase anterior a la instauracién del proceso administrativo punitivo, es decir, s6lo en caso
de cese espontaneo y reparacion total del dafio o hasta la manifestacién del agente en cuanto al Término de
Notificacion expedido durante el proceso de fiscalizacion.

Esta Resolucion Normativa entrard en vigor el 11 de diciembre de 2019, excepto para los articulos 41 a 44
(parcelamiento de multas) que entraron en vigor en la fecha de la publicacion.

Revisién Tarifaria Enel Distribucién Sao Paulo

El 2 de julio de 2019, ANEEL homologé el resultado de la Quinta Revision Tarifaria Periddica de Enel Distribucion Séo
Paulo, a partir del 4 de julio de 2019, consolidada tras la evaluacién de las contribuciones aportadas en la Audiencia
Publica n° 011/2019.

El resultado conduce al efecto medio a ser percibido por los consumidores de 7,03 %, siendo del 8,46% para los
consumidores conectados en Alta Tension - AT y del 6,48% para los conectados en Baja Tension - BT.

En la revision fueron definidos parametros que regiran por 4 afios, hasta la préxima revision en 2023. Tales parametros
son: pérdidas técnicas y no-técnicas (comerciales), RAB, costes operacionales, bad debt y Factor X (de productividad
y de trayectoria de costes operacionales regulatorios).

CP 18/19 - Pérdidas no técnicas e Ingresos Irrecuperables

Discusion con la sociedad para obtener aportes a fin de evaluar la necesidad de actualizar los parametros de los
submadulos de Proret 2.2 / 2.2 A (Ingresos irrecuperables) y 2.6 (Pérdidas de energia).

La consulta abord6 los posibles cambios en la metodologia actual de calculo de las pérdidas no técnicas, con
actualizacion de variables, reglas regulatorias, tratamiento para areas de riesgo, entre otros. En el caso de ingresos
irrecuperables, se discutid sobre la necesidad de actualizacién de los criterios para definicion de los porcentuales
aplicados a las tarifas.

El periodo de contribucién fue desde el 3 de julio de 2019 hasta el 4 de septiembre de 2019.
Base de Remuneraciones - Distribuidores de energia

Se abrié la audiencia publica 036/2019, que presenta los nuevos valores regulatorios para los componentes (COM) y
servicios (CA) de construccidon que deben ser reconocidos en las Bases de Remuneracion. Esta audiencia recibira
contribuciones sectoriales hasta noviembre 2019, y posteriormente se deberd publicar la regulacion final.
Llamamiento administrativo para complementar REH 2.590 /19

El 13 de agosto, se publico la Resolucion 2.590/19. En esta resolucién, se modificaron los tiempos a considerar para
el consumo diario con el fin de facturar la energia eléctrica destinada al alumbrado publico y la iluminacion de
condominios internos de 11h52 a 11h29, impactando los ingresos del negocio. Por lo tanto, Asociacién Brasilefia de
Distribuidores (ABRADEE) presentd una apelacion administrativa solicitando la inclusion de la autorizacién para la
constitucion de activos regulatorios para tener en cuenta el impacto econémico y financiero hasta el primer proceso
de revision de tarifas.

CIEN
Fue entregado a ANEEL el 19 de julio de 2019, el Informe de Evaluacién de los Activos de Enel Cien para la revision

del RAP. El Laudo sera fiscalizado por el regulador, ain sin fecha definida y las nuevas tarifas definidas hasta julio de
2020.
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Colombia

En 1994, se publicaron la Ley de Servicios Publicos Domiciliarios (Ley 142) y la Ley Eléctrica (Ley 143), mediante las
cuales se definieron los criterios generales y las politicas que rigen la prestacion de los servicios publicos domiciliarios
en Colombia, y los procedimientos y mecanismos para su regulacion, control y vigilancia.

La Ley Eléctrica viabiliza el enfoque constitucional, regula las actividades de generacion, transmision, distribucion, y
comercializacion de electricidad, crea un ambiente de mercado y competencia, fortalece el sector y delimita la
intervencion del Estado. Teniendo en cuenta las caracteristicas de cada una de las actividades o negocios, se
establecié como lineamiento general para el desarrollo del marco regulatorio, la creacién e implementacion de reglas
gue permitieran la libre competencia en los negocios de generacién y comercializacion de electricidad, en tanto que
la directriz para los negocios de transmision y distribucion se orienté al tratamiento de dichas actividades como
monopolios, buscando en todo caso condiciones de competencia donde esta fuera posible.

La principal institucion del sector eléctrico es el Ministerio de Minas y Energia que a través de la Unidad de Planeacion
Minero Energética (UPME), elabora el Plan Energético Nacional y el Plan de Expansién de Referencia Generacion -
Transmision. La Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG) y la Superintendencia de Servicios Publicos
(SSPD) son las encargadas, respectivamente, de regular y fiscalizar a las empresas del sector, adicionalmente la
Superintendencia de Industria y Comercio es la autoridad nacional para temas de proteccion de la competencia.

El mercado eléctrico se fundamenta en el hecho de que las empresas comercializadoras y los grandes consumidores
pueden transar la energia por medio de contratos bilaterales o a través de un mercado de corto plazo denominado
“Bolsa de Energia”, que opera libremente de acuerdo con las condiciones de oferta y demanda. Ademas, para
promover la expansion del sistema, se realizan subastas de largo plazo de energia firme, dentro del esquema de
“Cargo por Confiabilidad”. La operacion y la administracion del mercado la realiza XM, que tiene a su cargo las
funciones de Centro Nacional de Despacho (CND) y Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales (ASIC).

Con el objeto de promover el desarrollo y la utilizacion de las fuentes no convencionales de energia, principalmente
aquellas de caracter renovable, en el sistema energético nacional, mediante su integracion al mercado eléctrico, su
participacion en las zonas no interconectadas y en otros usos energéticos como medio necesario para el desarrollo
econdmico sostenible, la reduccién de emisiones de gases de efecto invernadero y la seguridad del abastecimiento
energeético. Se crea la Ley 1715 de 2014, "Por medio de la cual se regula la integracion de las energias renovables
no convencionales al Sistema Energético Nacional.”, que busca ademas, promover la gestion eficiente de la energia,
que comprende tanto la eficiencia energética como la respuesta de la demanda.

La CREG establece en el afio 2019, las reglas generales de comportamiento de mercado para los agentes que
desarrollen las actividades de los servicios publicos domiciliarios de energia eléctrica y gas combustible. La CREG
considera necesario establecer un marco regulatorio que, ademas de las reglas especificas de mercado y de
obligaciones, defina reglas de comportamiento generales que promuevan y permitan profundizar en: el libre acceso a
las redes y facilidades que por su naturaleza son monopolios, la libre eleccién de prestadores de servicio y la
posibilidad de migracion de usuarios, la transparencia, la neutralidad, la eficiencia econémica, la libre competencia y
la no utilizacién abusiva de la posicion dominante.

Peru
Las normas principales que integran el marco regulatorio para las actividades eléctricas en Peru son:

e Ley de Concesiones Eléctricas (DL 25844) y su Reglamento (DS 009-93-EM).

e Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generacion Eléctrica (Ley 28.832), y sus Reglamentos, DS N°
019-2007-EM (Reglamento del Mecanismo de Compensacion entre los usuarios regulados del SEIN), DS N° 027-
2007-EM (Reglamento de transmisidon), DS N° 052-2007-EM (Reglamento de licitacién de suministro de
electricidad), DS N° 022-2009-EM (Reglamento de usuarios libres de electricidad) y DS N° 026-2016-EM
(Reglamento de Mercado Mayorista de Electricidad).

e Decreto Legislativo de promocion de generacion con fuentes renovables no convencionales en el Pert (DL 1002)
y su Reglamento (DS 050-2008-EM).

e Decreto Legislativo que mejora la regulacion de la distribucién de electricidad para promover el acceso a la
energia eléctrica en el Perd (DL 1221) y su Reglamento (DS 018-2016-EM).

e Decreto Legislativo que modifica diversas normas del marco normativo eléctrico del Peru (DL 1041) y su
Reglamento (DS 001-2010-EM).

e Leyque Afianza la Seguridad Energética y Promueve el Desarrollo del Polo Petroquimico en el Sur del Pais (Ley
29970) y su Reglamento (DS 038-2013-EM).

e Ley Antimonopolio y Oligopolio del Sector Eléctrico (Ley 26876) y su Reglamento (DS 017-98-ITINCI).

¢ Ley de Creacion del Organismo Supervisor de la Inversion en Energia y Mineria “OSINERGMIN” (Ley 26734) y
su Reglamento (DS 054-2001-EM).

e Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos (DS 020-97-EM).

e Reglamento de Conservacion del Medio Ambiente en las Actividades Eléctricas (DS 029-94-EM) y Actividades
de hidrocarburos (DS 015-2006-EM).
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e Ley Marco sobre el Cambio Climatico (Ley 30754).

La Ley 25844, indica que el sector eléctrico peruano esta dividido en tres grandes segmentos: generacion, transmision
y distribucién, de forma tal que mas de una actividad no pueda ser desarrollada por una misma empresa. El sistema
eléctrico peruano esta conformado por un solo sistema eléctrico denominado Sistema Eléctrico Interconectado
Nacional (SEIN), ademas de algunos sistemas eléctricos aislados.

De acuerdo con la Ley antes mencionada, la operacion de las empresas de generacion se sujetara a las disposiciones
del Comité de Operaciéon Econémica del Sistema Interconectado Nacional - COES, con la finalidad de coordinar su
operacion al minimo costo, garantizando la seguridad del abastecimiento de energia eléctrica y el mejor
aprovechamiento de los recursos energéticos. El COES administra las transferencias de potencia y de energia entre
las generadoras considerando las inyecciones y retiros de contratos, y valoriza mensualmente dichas transferencias,
asi como las compensaciones a los titulares de los sistemas de transmisién y compensaciones a otras generadoras
conforme a la regulacion establecida por OSINERGMIN al respecto.

La Ley 28832 tiene como sus principales objetivos i) asegurar la suficiencia de generacion eléctrica eficiente, que
reduzca la exposicion del sistema eléctrico a la volatilidad de precios y al riesgo de racionamiento por falta de energia;
y asegurar al consumidor una tarifa eléctrica competitiva; ii) reducir la intervencion administrativa en la determinacién
de precios de generacién mediante soluciones de mercado; y iii) propiciar competencia efectiva en el mercado de
generacion.

Los principales cambios introducidos por la Ley, estan referidos a la participacion en el mercado de corto plazo de las
empresas de generacion, las empresas de distribucion y los grandes clientes libres, incluyéndose por tanto a
distribuidores y clientes libres como integrantes del COES, modificAndose la estructura de este organismo.
Adicionalmente, se introdujo el mecanismo de licitaciones que deberan seguir las empresas distribuidoras de
electricidad para efectos de celebrar contratos de suministro de electricidad con empresas generadoras destinados a
abastecer el servicio publico de electricidad y optativamente para el caso de usuarios libres.

La venta de energia que efectlen los generadores a distribuidores que estén destinadas al servicio publico de
electricidad, se realizar4 a Precios de Nivel de Generacién que se calculan como el promedio ponderado de Contratos
sin Licitacion y Contratos resultantes de Licitaciones. Tal disposicion tiene por finalidad establecer un mecanismo que
promueva las inversiones en nueva capacidad de generacion a través de contratos de suministro de electricidad de
largo plazo y precios firmes con empresas distribuidoras.

Mediante Decreto Supremo N° 026-2016-EM se aprueba el Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad
(Reglamento MME). Entre los principales aspectos del Reglamento MME destacan: incorpora la definicion “MME” que
estda conformado por el mercado de corto plazo (“MCP”) y los mecanismos de asignacion de servicios
complementarios, inflexibilidades operativas y asignaciéon de rentas de congestion. Los participantes autorizados a
comprar en el MCP son: los generadores para atender sus contratos de suministro; los distribuidores para atender a
sus usuarios libres, hasta por un 10% de la maxima demanda; y, los grandes usuarios, para atender hasta por un
10% de su maxima demanda. EI COES calculara los costos marginales de energia y costos marginales de congestion,
valorizara diariamente con caracter provisional las transacciones en el MME y los resultados se pondran a disposicion
de los participantes en el portal web del COES. Las Rentas por Congestidn se asignaran entre los Participantes
conforme a lo establecido en el Procedimiento respectivo. Los participantes deberan contar con garantias de pago de
sus obligaciones en el MME, ademas se incorporan las acciones por parte del COES ante el incumplimiento de las
obligaciones de pago por parte de un participante.

El Decreto Legislativo 1002, crea un régimen promocional para fuentes de energia renovables no convencionales
“RER” mediante subastas para tecnologias especificas con un mecanismo de ingresos garantizados pagado por la
demanda mediante un cargo tarifario en el peaje de conexion. Tiene como objetivo incorporar hasta un equivalente
del 5% de la demanda de energia eléctrica mediante recursos de energia renovable.

El Decreto Legislativo 1221, modifica varios articulos de la Ley de Concesiones Eléctricas DL N° 25844, introduciendo
principalmente los siguientes cambios en el ambito de la distribucién:

e El Ministerio de Energia y Minas determinard para cada concesionario de distribucion una Zona de
Responsabilidad Técnica con la posibilidad de ampliar su actual zona de concesion asumiendo zonas rurales
aledanas, cuyas obras pueden ser financiadas por el Estado y recibidas por los concesionarios con
reconocimiento de costos de Operacién y Mantenimiento reales auditados.

o Establece larealizacion de estudios y fijacion de Valor Agregado de Distribucion (VAD) individualmente para cada
concesionario de distribucién que preste el servicio a mas de 50,000 suministros, de acuerdo al procedimiento
que fije el Reglamento.

e El reconocimiento de un cargo adicional para los proyectos de Innovacion tecnolégica previamente aprobados
por el OSINERGMIN, equivalente a un porcentaje maximo de los ingresos anuales.

e Incentivos por mejora de calidad de servicio partiendo de la calidad real hasta alcanzar el valor meta objetivo.

Mediante Decreto Supremo N° 018-2016-EM se modifica el Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas, las
principales modificaciones son: incorpora la posibilidad de instalar suministros con medicion inteligente, la propiedad
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del dichas instalaciones seran de la distribuidora y sus costos de inversidon, O&M seran considerados en el VAD; se
pre-publicaran las Zonas de Responsabilidad Técnica (ZRT) propuestas; los proyectos de innovacién tecnolégica
estaran comprendidos en el VAD y se compensaran mediante un cargo por potencia. Asimismo, con relaciéon a los
clientes que pueden optar por pertenecer al mercado regulado o libre, el Decreto Supremo N° 018-2016 mantuvo las
siguientes disposiciones:

e Elrango para los clientes que pueden optar por ser regulados o libres se mantuvo entre 200 y 2500 kW.

e El cambio de condicion debe notificarse al suministrador actual al menos con un afio de antelacion. El usuario
debe mantenerse en la nueva condicion al menos por 3 afios.

e Los clientes cuya maxima demanda sea mayor a 2 500 kW son necesariamente clientes libres.

El Decreto Legislativo No.1041, modifico diversos articulos de la Ley de Concesiones Eléctricas (DL N° 25844) y la
Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generacién Eléctrica (Ley N° 28832).

Mediante Decreto Supremo N° 001-2010-EM se reglament6 el DL 1041, donde se modifica el marco normativo
eléctrico, para el despacho de gas natural y la remuneracién de potencia y energia. Adicionalmente, se crea un
régimen especial remunerativo para la reserva fria que seria licitada por PROINVERSION, para evitar racionamiento
por déficit de generacién. En cuanto al régimen de transmision, finalmente se modificé la responsabilidad de pago de
la base tarifaria del Sistema Garantizado de Transmisidn para asignarla exclusivamente a los usuarios.

La Ley 29970 extiende el mecanismo de ingresos garantizados de la Ley N° 27133 a proyectos de seguridad
energética y promueve participacion de empresas del Estado dichos en proyectos. Crea un sistema de compensacion
de costos de gas natural en el norte y sur con cargo al peaje de transmision. Esta ley crea un mecanismo de subsidio
a ser pagado por la demanda eléctrica para financiar infraestructura de gas natural (transporte, almacenamiento,
respaldo y otros) y de generacion con gas natural, que resulte de los procesos de planificacién y adjudicacion
conducidos por el Estado. En este marco se licitd el Proyecto Gasoducto Sur Peruano (GSP), contrato que fue
finalizado en febrero 2017 debido a que el concesionario no cumplié con el cierre financiero dentro del plazo
contractual establecido.

Mediante Ley N° 30754, se promulgé la Ley Marco Sobre el Cambio Climatico. Se rige bajo los principios de la Ley
28611, Ley General del Ambiente; la Ley 28245, Ley Marco del Sistema Nacional de Gestién Ambiental, la Politica
Nacional del Ambiente, y la Convencion Marco de Naciones Unidas sobre el Cambio Climatico. Permitira al Estado
emitir normas relacionadas con el desarrollo de generacion RER, vehiculo eléctrico e inversiones sostenibles en
consistencia con el Acuerdo de Paris.

Mediante Decreto Legislativo N° 1394 se modifican articulos de la Ley del Sistema Nacional de Evaluacién de Impacto
Ambiental SEIA, y la Ley de creacion del SENACE. El objetivo es fortalecer el funcionamiento de las autoridades
competentes, con la finalidad de modernizar y asegurar una oportuna y eficiente evaluacion de los instrumentos de
gestion ambiental.

Mediante Decreto Legislativo 1451 se modifico el articulo 122 de la Ley de Concesiones Eléctricas, el cual define los
criterios de restriccion a la integracion vertical u horizontal en el sector. La modificacion incorpora disposiciones para
aquellos casos de integracion vertical que no califiquen como actos de concentracion conforme a la normatividad de
la materia.

Mediante Decreto Supremo N°033-2017-EM, se dispone que el Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad,
aprobado mediante Decreto Supremo N° 026-2016-EM entra en vigencia a partir del 1 de enero del 2018.

Mediante Decreto Supremo N°040-2017-EM, se modifican los articulos 95 y 96 del Reglamento de la Ley de
Concesiones Eléctricas, relacionados con la operacion del sistema en casos de Situacion Excepcional y con la
informacién de las unidades de generacion entregada por los agentes que impliquen inflexibilidades operativas; se
modifica el articulo 7 del Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad respecto de la asignacion de costos para
Inflexibilidades Operativas; y se modifica la Décimo Sexta Disposicién Final de la Norma Técnica de Calidad de los
Servicios Eléctricos respecto a que en los periodos de Situacién Excepcional no se aplica sanciones y/o
compensaciones.

Mediante Decreto Supremo N°043-2017-EM, se modifica el articulo 5 del Decreto Supremo 016-2000-EM,
estableciendo que las generadoras que usen gas natural como combustible deben declarar el precio Unico de gas
una vez al afio con vigencia desde el primero de julio, salvo el primer periodo de declaracion. El COES verifica que el
valor declarado sea como minimo el resultado de aplicar una férmula que considera la Cantidad Diaria Contractual,
el consumo especifico, contratos take or pay y el precio de suministro de gas natural sin incluir transporte y
distribucion.

Mediante Decreto Supremo N° 005-2018-EM, se modifica diversos articulos del Reglamento del Mercado Mayorista
de Electricidad, aprobado por Decreto Supremo N° 026-2016-EM, con el objeto de precisar aspectos relacionados
con la participacion, garantia, incumplimiento, baja o exclusién de los participantes en el MME.

Péagina 65



cnel

Mediante Decreto Supremo N° 017-2018-EM, se establece el Mecanismo de Racionamiento ante situaciones que
pongan en Emergencia el abastecimiento de gas natural, entiéndase como Emergencia el desabastecimiento total o
parcial de gas natural en el mercado interno, debidamente calificada por el Ministerio de Energia y Minas.

Mediante Decreto Supremo N° 022-2018-EM (modificado por D.S. N° 026-2018-EM), se modifica el Reglamento de
Licitaciones del Suministro de Electricidad, aprobado por Decreto Supremo N° 052-2007-EM, con la finalidad de
establecer disposiciones sobre el procedimiento de evaluacién de las propuestas de modificacién de los Contratos
resultantes de Licitaciones.

Mediante Decreto Supremo N° 014-2019-EM, se aprueba el Reglamento para la Proteccion Ambiental en las
Actividades Eléctricas, el cual tiene por objeto promover y regular la gestion ambiental de las actividades de
generacion, transmisién y distribucion de energia eléctrica, con la finalidad de prevenir, minimizar, rehabilitar y/o
compensar los impactos ambientales negativos derivados de tales actividades, en un marco de desarrollo sostenible.

Mediante Decreto Supremo N° 237-2019-EF, se aprueba el Plan Nacional de Competitividad y Productividad, cuyo
objetivo es impulsar un crecimiento econémico que eleve el bienestar de la poblacion en el mediano plazo. Son 9
objetivos prioritarios, dentro de los cuales se encuentra la Sostenibilidad Ambiental (OP9), el cual menciona dentro
de sus lineamientos (9.1) la Estrategia de financiamiento de medidas de Cambio Climatico y (9.4) la Estrategia de
energia renovable, electromovilidad y combustibles limpios.

Mediante Resolucién Suprema N° 006-2019-EM, se crea la Comision Multisectorial para la Reforma del Subsector
Electricidad. Su objeto es realizar un andlisis del mercado de electricidad y del marco normativo de los Subsectores
Electricidad e Hidrocarburos, en lo relacionado a la provision de energia eléctrica para el SEIN, a fin de formular
propuestas orientadas a la adopcion de medidas que garanticen la sostenibilidad y desarrollo del Subsector
Electricidad, el plazo de vigencia de la comision es 24 meses.

Mediante Resolucién Osinergmin N°144-2019-OS/CD se maodifica el Procedimiento Técnico del COES N° 26 “Calculo
de la Potencia Firme”. Dicho pardmetro se utiliza para la determinacion de ingresos por potencia de los generadores
en el COES, asi como también en nivel de contratacién que pueden alcanzar. A partir de septiembre 2019, la Potencia
Firme para las centrales RER que utilizan tecnologia edlica, solar o mareomotriz (previo a la modificacion era cero),
se determina considerando la produccion de energia en las Horas de Punta del sistema.

Energias renovables no convencionales

- En Brasil, ANEEL realiza subastas por tecnologia teniendo en consideracién el plan de expansion fijado por la
Empresa de Pesquisa Energética (“EPE”), la entidad encargada de la planificacion, de manera que se alcance el
valor de capacidad de energia renovable no convencional fijado como meta.

- En Colombia, en 2014 se promulgd la Ley N° 1715, creando un marco legal para el desarrollo de las energias
renovables no convencionales, donde se establecieron lineamientos sobre declaratoria de utilidad publica,
incentivos tributarios, arancelarios y contables. Como parte de la reglamentacion, el Ministerio de Minas y Energia
expidio el Decreto N° 2469 de 2014, el cual establecio los lineamientos de politica energética en materia de entrega
de excedentes de autogeneracion. En 2014, la CREG publico la resolucion No. 132 mediante la cual se define la
metodologia para determinar la energia firme de plantas geotérmicas para acceder al Cargo por Confiabilidad. Asi
mismo, la CREG publicé la Resolucion N° 24 de 2015, que regula la actividad de autogeneracion a gran escala, y
la UPME publicé la Resolucion N° 281 de 2015 que define el limite de autogeneracion a pequefia escala igual a
1IMW.

Adicionalmente, la CREG expidi6 las resoluciones 11y 212 de 2015, que promueven mecanismos de respuesta
de lademanda. Asi mismo, la autoridad regulatoria publicé la resolucién 61 de 2015 para determinar la metodologia
para calcular la energia firme de plantas edlicas con el fin de permitir su participacion en el esquema de Cargo por
Confiabilidad, la cual fue recientemente modificada por la resolucion No.167 de 2017. El Ministerio de Minas y
Energia publicé en 2015 el Decreto N° 1.623, que reglamenta las politicas de expansion de cobertura, y el Decreto
N° 2.143 que define los lineamientos para la aplicacion de los incentivos fiscales y tributarios establecidos en la
Ley N° 1.715. En 2016, la UPME public6 la Resolucion N° 45, que define los procedimientos para solicitar los
certificados que avalan los proyectos de Fuentes No Convencionales de Energia (“FNCE”) y la lista de bienes y
servicios exentos de arancel o de impuesto al valor agregado (“IVA”).

Durante el afio 2017, la CREG publico el Documento 161 mediante el cual planted cuatro alternativas para la
integracion de Fuentes No Convencionales de Energia Renovable (FNCER) al parque generador, entre las que se
encuentran: i) Prima verde, ii) Contratos de largo plazo pague lo generado, iii) Contratos de largo plazo de energia
media y iv) Contratos de largo plazo pague lo contratado.

Mediante la Ley 1819 de 2016 de reforma tributaria, se introduce la reduccion en el impuesto a la renta para el
impulso a las Fuentes No Convencionales de energia y exclusion del IVA en equipos, tecnologias y servicios que
ofrezcan un beneficio ambiental; asi como también el Impuesto al carbono a todos los combustibles fésiles usados

Pagina 66



cnel

con fines energéticos (excepto carbon) y define las pautas para la no causacién del impuesto a los usuarios que
certifiquen ser carbono neutros, que posteriormente es reglamentado mediante el Decreto 926 de 2017.

Por su parte, el Ministerio de Ambiente y Desarrollo Sostenible (“MADS”), publicé el 3 de agosto de 2016, la
Resolucion N° 1.283 de 2016, por la cual se establece el procedimiento y requisitos para la expedicion de la
certificacion de beneficio ambiental por nuevas inversiones en proyectos de fuentes no convencionales de energias
renovables (“FNCER”) y gestion eficiente de la energia, para obtener los beneficios tributarios que tratan los
articulos 11, 12, 13 y 14 de la antes mencionada Ley N° 1.715 de 2014. Asi mismo, el MADS publicé el 11 de
agosto de 2016, la Resolucién N° 1.312, la cual adopta los términos de referencia para la elaboracion del Estudio
de Impacto Ambiental, requerido para el tramite de la licencia ambiental de proyectos de uso de fuentes de energia
edlica continental, asi como la Resolucién 1.670 del 15 de agosto de 2017 mediante la cual adopt6 los términos
de referencia para la elaboracién del Estudio de impacto Ambiental - EIA, requerido para el tramite de la licencia
ambiental de proyectos de uso de energia solar fotovoltaica. La resolucion MADS 1303 de 2018 modifica la
Resolucion 1283 de 2016 para realizar sobre las certificaciones de beneficio ambiental por nuevas inversiones en
proyectos de Fuentes No Convencionales de Energia Renovable (FNCER) y gestion eficiente de la energia.

Adicionalmente, este Ministerio de Ambiente y Desarrollo Sostenible, mediante Decreto 2.462 del 28 de diciembre
de 2018 establece que solo requerirdn de Diagndstico Ambiental de Alternativas — DAA, los proyectos de
exploracion y uso de fuentes de energia alternativa que provienen de biomasa para generacion de energia con
capacidad instalada superior a 10 MW, excluyendo las fuentes de energia solar, edlica, geotérmica y mareomotriz.

Por ultimo, la UPME a través de la Resolucion 703 de 2018 establece el procedimiento y los requisitos para obtener
la certificacién que avala los proyectos de Fuentes No Convencionales de Energia (FNCER), con miras a obtener
el beneficio de la exclusion del ICA y la exencién de gravamen arancelario de que tratan los articulos 12 y 13 de
la Ley 1715 de 2014.

En febrero de 2017, la Comision de Regulacion de Energia y Gas expidio a través de la Resolucion N° 243 de
2016 la metodologia para el calculo de la Energia Firme de las plantas solares fotovoltaicas, necesaria para la
participacion de esta tecnologia en las asignaciones del Cargo por Confiabilidad. Dicha resolucién fue
recientemente modificada por la resolucién No.201 de 2017.

En septiembre de 2017, el Ministerio de Minas y Energia emiti6 el decreto 1543, por el cual se reglamente el Fondo
de Energias No Convencionales y Gestion Eficiente de la Energia — FENOGE, cuyo objetivo es financiar programas
de FNCE y gestion eficiente de la energia, a través de su fomento, promocion, estimulo e incentivo, a través del
patrimonio autbnomo. Se podran financiar parcial o totalmente, entre otros, programas y proyectos dirigidos al
sector residencial de estratos 1, 2 y 3, tanto para la implementacion de soluciones de autogeneracion a pequefia
escala, como para la mejora de eficiencia energética mediante la promocién de buenas préacticas, equipos de uso
final de energia, adecuacién de instalaciones internas y remodelaciones arquitectonicas.

El Manual Operativo del FENOGE, que contiene aspectos relacionados con: fuentes de financiacién, destinacion
de los recursos, estructura organizacional, metodologia de presentacion y seleccion de proyectos y el proceso de
ejecucion, fue publicado recientemente mediante la Resolucion MME 41407 de 2017.

En febrero se expidié la Resolucion CREG 030 de 2018 con los procedimientos simplificados para autorizar la
conexién de Autogeneradores Distribuidos de Pequefia Escala (menores a 1 MW), Autogeneradores de Gran
Escala hasta 5 MW y Generadores Distribuidos (definidos hasta 0,1 MW) que emplean Fuentes de Energias
Renovables No Convencionales (FNCER). En el caso de recursos menores a 100 kW se definié un procedimiento
mediante un formulario de registro ante el Distribuidor, sin necesidad de estudios de conexién que supone plazos
muy cortos de revision de la solicitud (5 dias), asi como de pruebas y conexion (2 dias), que exige en todo caso
condiciones técnicas minimas en materia de protecciones y seguridad eléctrica.

En julio de 2019 se expide la Resolucion CREG 060, que ajusta y adiciona “transitoriamente” algunos aspectos
comerciales del mercado de energia mayorista y aspectos técnicos del Codigo de Redes, en lo relacionado con la
integracion de plantas edlicas y solares fotovoltaicas en el Sistema Interconectado Nacional, SIN, y aspectos
relacionados con plantas filo de agua.

En marzo se expide el Decreto del Ministerio de Minas y Energia N° 0570 de 2018, por el cual se dictan los
lineamientos de politica publica para la contratacion de Energia de Largo Plazo. Los objetivos del Decreto son:
fortalecer la resiliencia de la matriz de generacion a través de la diversificacion del riesgo, promover la competencia
y la eficiencia en la formacién de precios a través de proyectos nuevos y existentes, mitigar los efectos de la
variabilidad y cambio climatico, a través del aprovechamiento de los recursos renovables disponibles, fortalecer la
seguridad energética nacional y reducir las emisiones de GEI, de acuerdo con compromisos COP 21. El Ministerio
de Minas y Energia, la CREG, la UPME, y demés entidades competentes, tienen un plazo de 12 meses a partir de
la entrada en vigencia del Decreto para actualizar la normatividad vigente que permita, el planeamiento, conexion,
operacion, y medicion para la integracion de los proyectos de generacién de energia eléctrica que se desarrollen
a partir de la aplicacion del mecanismo.
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Dando continuidad al citado Decreto, el Ministerio de Minas y Energia expide las Resoluciones 40791 y 40795 de
agosto de 2018, finalizando el ciclo de construccion de la politica publica que permitira cumplir con los objetivos
de fortalecer, complementar y diversificar la matriz energética del pais y marcando un hito histérico como lo es el
lanzamiento de la primera subasta de energia eléctrica a largo plazo en el pais. Como elemento fundamental de
la expedicién de estas resoluciones, se crea una subasta de energia de largo plazo que permitira, entre otros, la
mayor incorporacion de energias renovables al sistema energético nacional.

A través de las resoluciones 41307 y 41314 de 2018 de diciembre de 2018, el Ministerio de Minas y Energia
convoco6 oficialmente a la primera subasta de energia eléctrica de contratacion a largo plazo, que se llevé a cabo
el 26 de febrero de 2019 y buscaba diversificar, complementar e impulsar la competitividad de la matriz energética,
haciéndola mas resiliente a la variabilidad climatica, aportando a la reduccion de emisiones de dioxido de carbono
y garantizando la seguridad energética del pais.

Esta subasta desarrollada el 26 de febrero del 2019, no result6 exitosa, por lo cual no se adjudicaron contratos de
largo plazo de energia media anual, en virtud a que no se superaron los indicadores de competencia
(concentracién y dominancia) previstos por la Comisién de Regulaciéon de Energia y Gas - CREG. El Ministerio
anunci6 la realizacion de una segunda subasta de energia el proximo 22 de octubre de 2019.

De esta forma, con el objetivo de contar con una matriz de generacion de energia eléctrica resiliente y
complementaria mientras se reducen las emisiones de gases de efecto invernadero (GEI) y se promueve la
competencia en el sector, el Ministerio de Minas y Energia (MME), la Unidad de Planeacion Minero Energética
(UPME) y la Comision de Energia y Gas (CREG) han realizado una serie de ajustes a la reglamentacion de la
subasta, siendo asi que a través de la resolucion 40678 modificé el mecanismo de SCLP, definiendo una subasta
con participacion voluntaria, exclusiva para proyectos nuevos de FNCER, de dos puntas, de sobre cerrado, con
precio techo y cuyo producto es un contrato tipo pague lo contratado, a 15 afios en $COP/kWh y con fecha de
inicio a partir del 1 de enero de 2022.

El MME mediante la Resolucion 40725 del 2019, ademas definié un mecanismo complementario para asignar la
diferencia positiva, en caso de que exista, entre la demanda objetivo y la cantidad de energia asignada en la
subasta de contratacion de largo plazo. Asi mismo, mediante la Resoluciéon 40715 reglamentd el articulo 296 del
Plan Nacional de Desarrollo, determinando que el 10% de las compras de energia destinadas a atender usuarios
finales regulados debera ser contratada con fuentes no convencionales de energia renovables.

Por su parte la CREG, a través de la Resolucion 106 de 2019 definié el indicador de competencia y publicé para
consulta la resolucién que contiene la férmula de traslado a tarifa para los usuarios Regulados.

A su turno, la UPME ha publicado los documentos con la Minuta de contrato de largo plazo, el pliego de términos
y condiciones especificas para la Subasta de contratacién de largo plazo de energia eléctrica y el cronograma de
la Subasta de contratacion de largo plazo de energia eléctrica,

En mayo de 2019, se aprob¢ la Ley 1955, Plan Nacional de Desarrollo 2018-2022 “Pacto por Colombia, Pacto por
la Equidad”. Se destacan entre otros los siguientes temas del articulado definitivo: i. Beneficio Tributario: quienes
realicen inversiones en FNCER, tendran derecho a deducir de su renta en un periodo no mayor de 15 afios, el
50% del total de la inversion realizada. ii. Matriz energética -Compra Energia FERNC en contratos de largo plazo:
los agentes comercializadores estaran obligados a comprar energia eléctrica proveniente de FNCER (entre el 8%
y 10% de sus compras). En cualquier caso, el Ministerio de Minas y Energia o la entidad que delegue, reglamentara
el alcance de la obligacion.

En julio de 2019, el gobierno Nacional expidio la Ley 1964 de 2019, tiene por objeto generar esquemas de
promocion al uso de los vehiculos eléctricos y de cero emisiones, con el fin de contribuir en la movilidad sostenible
y a la reduccion de emisiones contaminantes y de gases invernadero.

En PerU, existe un porcentaje objetivo de hasta el 5% de participacion de Energias Renovables No Convencionales
(“ERNC”) en la matriz energética del pais. Es un objetivo no vinculante y la autoridad regulatoria, el OSINERGMIN,
realiza subastas con cuotas diferenciadas por tecnologia y con precios limites para cumplirlo.

En el 2016, se llevé a cabo la Cuarta Subasta de Suministro de Electricidad con Recursos Energéticos Renovables
(RER), habiéndose adjudicado a trece proyectos entre los cuales tenemos dos Centrales de Biomasa, dos
Centrales Solares, tres Centrales Eodlicas y seis Centrales Hidroeléctricas. Con estas centrales de generacion se
incorporaran 430,1 MW al SEIN. La fecha referencial de la puesta en operacion comercial de los proyectos de
generacion RER de esta subasta es hasta el 2020. Las tarifas medias por MWH de adjudicacion fueron; Biomasa
US$77, Edlica US$37, Solar US$48 e Hidraulica US$46.

En Argentina, el 21 de octubre de 2015, se publico la nueva Ley 27.191 de Energias Renovables en la Argentina,
modificando a la ley vigente Ley N° 26.190. La nueva regulacion pospone para el 31 de diciembre de 2017 el
objetivo de alcanzar el 8% de participacion en la demanda nacional con generacion de fuentes renovables y
establece como objetivo de segunda etapa alcanzar un 20% de participacion para el afio 2025, fijando objetivos
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intermedios del 12%, 16% y 18% para finales de los afios 2019, 2021 y 2023. La Ley 27.191, crea un Fondo
Fiduciario (FODER) que podra financiar obras; otorga beneficios impositivos a los proyectos de energia renovable;
y establece la no aplicacion de tributos especificos, regalias nacionales, provinciales y municipales hasta el 31 de
diciembre de 2025. Los clientes categorizados como Grandes Usuarios (>300 Kw) deberan cumplir individualmente
con los objetivos de participaciéon de renovables, estableciéndose que el precio de estos contratos no podra ser
superior a US$113 por MWh, y fijando penalidades a quienes no cumplan con los objetivos.

El Decreto N° 531/16, publicado el 30 de marzo de 2016, reglamenta a la Ley 27.191 y a la modificada Ley 26.190,
en ciertas formalidades, a saber:

» Designa la autoridad de aplicacion en el Ministerio de Energia y Mineria (“MEyM”).

¢ Se habilita a generadores/comercializadores a realizar contratos con demanda igual o mayor 300 KW o con
Distribuidoras que actien en su nombre.

¢ CAMMESA realizara licitaciones publicas para abastecer a los consumidores con una demanda menor a 300
KW.

e Todas las compras de CAMMESA estaran garantizadas por el Fondo Fiduciario (FODER).

¢ El FODER se conformara por aportes del Tesoro y por un cargo especifico aplicado a la demanda abastecida
por CAMMESA.

¢ Los objetivos deberan cumplirse con energia renovables generada por instalaciones en el pais.

e Para poder utilizar los beneficios fiscales se debe tener un certificado de inclusion en régimen de fomento de
energia renovable expedido por la autoridad.

El MEyM, CAMMESA, y un Comité Ejecutivo, estaran a cargo de la definicion de metodologia de determinacion
de multas, cumplimiento de objetivos, uso del FODER y el pliego de licitaciones.

Las Resoluciones MEyM 71/2016 y 72/2016, ambas publicadas el 17 de mayo de 2016, continuando con la Ley
27.191 y su Decreto Reglamentario N° 531/16, dieron inicio al Proceso de Convocatoria Abierta para la
contratacion en el Mercado Eléctrico Mayorista de energia renovables con un requerimiento total de 1.000 MW
bajo el denominado “Programa Renovar-Ronda 1” divididos de la siguiente manera: 600 MW Edlico; 300 MW Solar;
65 MW Biomas; 20 MW Mini-Hidro; y 15 MW Biogas.

La subasta esta organizada en base a sobre cerrado con precio maximo por tecnologia definido por el gobierno.
CAMMESA es el comprador de la energia con precios en US$ por MW (sin indexacién) y con contratos por un
plazo de 20 afios.

Se presentaron 123 ofertas por un total de 6.366 MW, de las cuales calificaron 105 (42 para energia edlica por
2.870 MW, 50 para energia solar por 2.305 MW, 8 por Biomasa y Biogas por 23 MW y 5 para Pequefios
Aprovechamientos Hidroeléctricos por 11 MW). El 30 de septiembre de 2016, se realizd la apertura de las ofertas
econdémicas quedando la mayor parte de las ofertas ubicadas por debajo del Precio Maximo de Adjudicacion
estipulado por el Ministerio: para la energia edlica el precio minimo fue de 49 US$/MWh y para la solar de 59
US$/MWh. Finalmente, mediante la Ronda 1 del Programa RenovAr se adjudicaron 29 proyectos por un total de
1.142 MW.

Posteriormente se realizé una nueva ronda del Programa (Ronda 1.5) en la que se adjudicaron 30 proyectos por
un total de 1281,5 MW y un precio promedio de 54 US$/MWh (765,4 MW edlico y 516,2 MW solar).

El Programa RenovAr (Ronda 1+ Ronda 1.5) adjudicé un total de 59 proyectos por 2.423,5 MW, con un precio
ponderado de 57,44 US$/MWh. Todos los proyectos de la Ronda 1 ya firmaron sus contratos, y posteriormente se
realizara lo mismo con los contratos de la Ronda 1.5.

El 17 de agosto de 2017, por medio de la Resolucion MEyM 275-E/2017 se realiza la Convocatoria Abierta Nacional
e Internacional a interesados en ofertar la contratacién en el MEM de energia eléctrica de fuentes renovables de
generacioén en el marco del “Programa RenovAr (Ronda 2)”. Mediante el mismo se pretende adjudicar 1200 MW
(550 MW edlica y 450 MW solar). La fecha para la presentacion de ofertas es el 19 de octubre y la adjudicacion
se realizara el 29 de noviembre.

Posteriormente via la Resolucién 473/2017, se invitd a los proyectos calificados, pero no adjudicados, siguiendo
la orden de mérito original hasta agotar un cupo adicional del 50% de la convocatoria original.

En total, por la Ronda 2 del Programa RevovAr se adjudicaron 88 proyectos por 2.043 MW en 18 provincias a un
precio promedio de 51,5 USD/MWh.

Por otro lado, el 18 de agosto de 2017, se publicé la Resolucién MEyM 281/2017 que establece el régimen del
Mercado a Término de Energia Eléctrica de Fuente Renovable. Posteriormente mediante disposicion N°1/18 de la
subsecretaria de energia renovable se regula diversos aspectos administrativos.
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En septiembre 2018 la subsecretaria de Energias Renovables presenté la Ronda 3 del programa RenovAr,
conocida como MiniRen, que tiene como principal caracteristica el aprovechamiento de las capacidades
disponibles en redes de media tension y el fomento del desarrollo regional de nuestro pais.

El programa RenovAr MiniRen ofrece 400 MW de potencia en todo el pais, para ser conectados en redes de media
tension de 13,2 kV, 33 kV y 66 kV. La potencia maxima permitida por proyecto es de 10 MW, mientras que la
minima de 0,5 MW.

En cuanto a la parte contractual, los proyectos adjudicados firmaran un contrato de abastecimiento de energia
eléctrica (PPA) con la Compafiia Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico S.A. (CAMMESA), del mismo
modo que en las rondas anteriores, y un acuerdo de adhesion al FODER para garantizar 3 meses de facturacion
de los proyectos contratados.

El cronograma de la Ronda 3 comenzé en octubre con la publicacién de los pliegos, y continuara a partir de marzo
2019 con el periodo de presentacion de ofertas, el proceso de calificacion, adjudicacion y firma de contratos que
finalizara en julio del 2019.

Por otro lado, de la Ronda 2 se firmaron un total de 82 proyectos por 1.969,1 MW sobre 88 proyectos adjudicados.
La Secretaria de Energia del Ministerio de Hacienda informo que finalizé el plazo de firma de contratos de
abastecimiento de energia eléctrica renovable.

A septiembre de 2019, se encontraban en una situacion de virtual pardlisis cerca de 50 de los 88 proyectos
aprobados durante la segunda ronda del programa RenovAr, debido entre otras cosas, a dificultades por parte de
los adjudicatarios para asegurarse un financiamiento y garantias apropiadas.

Por el motivo expuesto, el dia 11 de septiembre, el subsecretario de energias renovables y eficiencia energética
Sebastian Kind, envid una nota a CAMMESA con el propésito de instruirle la suspension temporal de las
intimaciones por incumplimientos de las fechas programadas de avance de obras, en los contratos de
abastecimiento de energia eléctrica renovable.

El 8 de octubre, el subsecretario envi6é una nota derogando plenamente todo lo instruido en la primera.
Limites a la integracién y concentracion.

En general, en todos los paises existe una legislacion de defensa de la libre competencia, que junto con la normativa
especifica aplicable en materia eléctrica definen criterios para evitar determinados niveles de concentracion
econdmica y/o practicas abusivas de mercado.

En principio, se permite la participacion de las empresas en diferentes actividades (generacion, distribucion,
comercializacion) en la medida que exista una separacion adecuada de las mismas, tanto contable como societaria.
No obstante, en el sector de transmision es donde se suelen imponer las mayores restricciones, principalmente por
su naturaleza y por la necesidad de garantizar el acceso adecuado a todos los agentes. En efecto, en Argentina y
Colombia hay restricciones especificas para que las compafiias generadoras o distribuidoras puedan ser accionistas
mayoritarias de empresas de transmision.

En cuanto a la concentracion en un sector especifico, en Argentina no se establece limites especificos a la integracion
vertical u horizontal. En Peru las integraciones de tipo vertical u horizontal en el sector por encima de limites
establecidos, estan sujetas a autorizacion del Instituto Nacional de Defensa de la Competencia y de la Proteccion de
la Propiedad Intelectual (“INDECOPI”), autoridad antitrust, que puede imponer condiciones de conducta comerciales.
En Colombia, ninguna empresa podra tener directa o indirectamente, una participacion superior al 25% en la actividad
de comercializacién de electricidad, en mayo de 2019, se aprobo la Ley 1955, Plan Nacional de Desarrollo, en donde
indica que con el fin de asegurar la sostenibilidad de la prestacion del servicio en la Costa Caribe, los limites en la
participacion de la actividad de comercializacién podran ser superiores hasta en 10 puntos porcentuales adicionales
al limite regulatorio corriente.

Por otro lado, para la actividad de generacidn se establecen dos criterios, uno que revisa los limites de participacion
en funcién de la concentracion del mercado (indice HHI) y el tamafio de los agentes segun su Energia Firme, y otro
que revisa condiciones de pivotalidad en el mercado segun la disponibilidad de los recursos frente a la demanda del
sistema. Adicionalmente, en Colombia aquellas empresas creadas con posterioridad a la Ley de Servicios Publicos
de 1994, Unicamente pueden desarrollar actividades complementarias de generacion-comercializacion y distribucion-
comercializacién. Finalmente, en el caso de Brasil, con los cambios en el sector eléctrico derivados de la Ley N°
10.848/2004 y del Decreto N° 5.163/2004, la ANEEL fue gradualmente perfeccionando el reglamento, eliminando los
limites a la concentracién, por no ser mas compatible con el entorno regulatorio vigente. En el caso de consolidaciones
o fusiones entre agentes de un mismo segmento, la normativa exige contar con la autorizacion del regulador.
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En julio de 2019, en Colombia, la Comisién expide la Resolucion CREG 079 de 2019, el fin que persigue es que no
se modifique el nivel de contratacion entre las empresas integradas verticalmente y/o en situacion de control, hasta
gue la CREG apruebe la senda definitiva de maxima contratacion propia.

Mercado de clientes no regulados

En todos los paises las compafiias distribuidoras pueden realizar suministro a sus clientes bajo la modalidad regulada
o bajo condiciones libremente pactadas. Los limites para el mercado no regulado en cada pais son los siguientes:

Pais kW umbral
Argentina > 30 kW
Brasil > 3.000 KW 0 > 500 kW (1)
Colombia > 100 kW o 55 MWh-mes
Peru > 200 kW (2)

(1): El limite > 500 kW se aplica si se compra energia proveniente de fuentes renovables, las cuales son incentivadas por el Gobierno
mediante un descuento en los peajes.

(2): Se establecié en el DS 018-2016-EM que:

e La demanda de los clientes que pueden optar entre mercado regulado o libre (aquellos cuya demanda esta entre 200 y
2.500 kW) se mide por cada punto de suministro.

e Los clientes regulados cuya demanda supere a 2.500 kW, permaneceran como regulados durante 1 afio.
e Los clientes cuya demanda por cada punto de suministro sea mayor a 2.500 kW necesariamente son clientes libres.

b) Revisiones tarifarias:

Aspectos Generales

En los paises en los que el Grupo opera, el precio de venta a clientes se basa en el precio de compra a generadores
mas un componente asociado al valor agregado de la actividad de distribucion. Periddicamente, el regulador fija este
valor a través de procesos de revision de tarifas de distribucion. De esta forma, la actividad de distribucién es una
actividad esencialmente regulada.

Argentina

En Argentina, la primera revision de tarifas de Edesur prevista para el afio 2001 fue suspendida por la autoridad por
la crisis econémico-financiera del pais, lo que significd que las tarifas estuvieron congeladas a partir de ese afio. La
recomposicion tarifaria para Edesur comenzé con la entrada en vigencia del Acta Acuerdo en 2007. En 2008, se
efectud hasta la fecha el Gltimo reajuste tarifario (efecto positivo en valor agregado de distribucién, VAD) por inflacion
(aplicacion del mecanismo de monitoreo de costos, MMC, previsto en el Acta de Acuerdo).

En noviembre de 2012, el ENRE aprobd la Resolucién N° 347, que autorizé la inclusion en la factura de un cargo fijo,
diferenciado entre distintas categorias de clientes, destinado a financiar inversiones y mantenimiento correctivo a
través de un fideicomiso (FOCEDE). Asimismo, en julio de 2012, el ENRE designé un veedor en Edesur, designacién
gue sigue vigente y que no supone la pérdida de control de la compafiia.

En mayo de 2013, se publicé la Resolucion SE N° 250/13 que autorizé la compensacion de la deuda que Edesur
registra por concepto de los ingresos derivados de la aplicacion del Programa de Uso Racional de la Energia Eléctrica
(PUREE) hasta febrero de 2013, con el crédito a favor que surge del reconocimiento del MMC por los periodos
semestrales comprendidos entre mayo de 2007 y febrero de 2013. Adicionalmente, la Resolucién instruyd a
CAMMESA a emitir a favor de Edesur las denominadas Liquidaciones de Venta con Fecha de Vencimiento a Definir
(“LVFVD”), por los valores excedentes de la compensacion mencionada, y autoriz6 a CAMMESA a recibir estas
liquidaciones como parte de pago de las deudas de Edesur.

Posteriormente, la Resolucién SE N° 250/13 fue complementada y extendida hasta diciembre 2014, por las notas SE
N° 6852, N° 4012, N°486 y N° 1136. Los efectos contables de dichas compensaciones afectan positivamente los
resultados financieros de la compafiia. Sin embargo, a la fecha se mantiene aun pendiente la Revision Tarifaria
Integral (“RTI”) contemplada en el Acta Acuerdo de Renegociacion a fin de adecuar los ingresos a los costos y
obligaciones de Edesur.

Con fecha 11 de marzo de 2015, la Secretaria de Energia emiti6 la Resolucion N° 32/2015, que entre los puntos mas
importantes, establecié lo siguiente: (i) aprobar un aumento transitorio para Edesur con vigencia a partir del 1° de
febrero de 2015 destinado exclusivamente al pago de la energia que se adquiere al mercado eléctrico, de salarios y
de provisiones de bienes y servicios; dicho aumento, a cuenta de la Revision Tarifaria Integral (RTI), surge de la
diferencia entre un cuadro tarifario teérico y el cuadro tarifario vigente para cada categoria de usuarios, de acuerdo
con los célculos del Ente Nacional Regulador de la Electricidad (‘ENRE”), que no se trasladara a tarifa sino que fue
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cubierto mediante transferencias de CAMMESA con fondos del Gobierno Nacional; (ii) considerar a partir del 1° de
febrero de 2015 los fondos del Programa de Uso Racional de la Energia Eléctrica (PUREE) como parte de los ingresos
de Edesur, también a cuenta de la RTI; (iii) reiterar el procedimiento del Mecanismo de Monitoreo de Costos (MMC)
hasta el 31 de enero de 2015; e (iv) instruir a CAMMESA a emitir LVFVD por los montos que hubiere determinado el
E.N.R.E. en virtud de los mayores costos salariales de la Sociedad originados por la aplicacion de la Resolucion N°
836/2014 de la Secretaria de Trabajo. Adicionalmente, permite la cancelacion de saldos remanentes a favor del
Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) mediante un plan de pagos a definir. Asimismo, instruyé al E.N.R.E. a iniciar las
acciones previas del proceso de la RTI. Como consecuencia de la Resolucion N° 32/2015, se reconocieron ingresos
por Ch$352.108 millones, los cuales se presentaron en el estado de resultados integrales consolidados como sigue:
Ch$264.987 millones por el item (i) clasificados como “Otros ingresos, por naturaleza” y Ch$644 millones en la linea
“Ingresos financieros”; Ch$33.972 por el item (ii) clasificados como “Ingresos de actividades de la operaciéon” (Ventas
de Energia); Ch$11.551 millones por el item (iii) clasificados como “Otros ingresos, por naturaleza”; y Ch$40.953
millones por el item (iv) clasificados como “Otros ingresos, por naturaleza.

Si bien la Resolucién SE N° 32/2015 representd un primer paso hacia la mejora de la situacion econémica de Edesur,
la misma prevé que las inversiones sigan siendo financiadas con endeudamiento mediante mutuos con CAMMESA,
restando resolver mecanismos que permitan el repago de los saldos remanentes a favor del MEM, como asi también
las actualizaciones de los ingresos que contemplen los aumentos en los costos operativos. Las tarifas, por su parte,
permanecen congeladas desde el afio 2008.

El 16 de diciembre de 2015, mediante el Decreto N° 134/2015 el gobierno argentino declar6 la emergencia para el
Sector Eléctrico Nacional hasta el 31 de diciembre de 2017, instruyendo al recién creado Ministerio De Energia y
Mineria (MEyM) a elaborar, poner en vigencia, e implementar en el programa de acciones que sean necesarias en
relacion con los segmentos de generacion, transporte y distribucién de energia eléctrica de jurisdiccion nacional, con
el fin de adecuar la calidad y seguridad del suministro eléctrico y garantizar la prestacion de los servicios publicos de
electricidad en condiciones técnicas y econdmicas adecuadas.

En cumplimiento de estas instrucciones, el dia 27 de enero de 2016, se publico la Resolucion MEyM N° 6/2016 la
cual aprueba la Reprogramacion Trimestral de Verano (periodo febrero 2016 - abril 2017) para el Mercado Eléctrico
Mayorista (“MEM”), calculada segun “Los Procedimientos para la Programacion de la Operacion, el Despacho de
Cargas y el Calculo de Precios”, sincerado de los costos de la energia eléctrica, a través de una reduccion en los
subsidios y la creacion de esquemas de precios diferenciales para los clientes residenciales que ahorren y una nueva
Tarifa Social. La resolucién es un paso importante hacia la reconstruccion de la cadena de pago del mercado eléctrico.

En coordinacion con la anterior, el dia 28 de enero de 2016, se publicé la Resolucion MEyM N° 7 del dirigida
especificamente a las distribuidoras Edesur S.A. y Edenor S.A., la cual resuelve instruir al ENRE para que efectle, a
cuenta de la Revision Tarifaria Integral (RTI), un ajuste del valor agregado de distribucion (“VAD”) en los cuadros
tarifarios de estas distribuidoras, aplicando para ello el Régimen Tarifario de Transicion. Adicionalmente, instruyo
dejar sin efecto el PUREE y a aplicar una Tarifa Social al universo de usuarios que resulten de la aplicacion de los
criterios definidos por la norma, y finalmente, a que se lleve a cabo la Revision Tarifaria Integral (RTI) de estas
distribuidoras, la que debera entrar en vigencia antes del 31 de diciembre de 2016.

Por otra parte, reflejando la intencién de la nueva administracion del gobierno de volver a los fundamentos de la Ley
24.065 publicada en 1992, y de lograr una normalizacién del sector eléctrico, con fecha 29 de enero de 2016, el ENRE
emitid las resoluciones N° 1y 2. La Resolucion N°1/2016 contiene el nuevo cuadro tarifario que se debe aplicar a
cada categoria de clientes a partir del 1 de febrero de 2016 segun los lineamientos de la Resolucion MEyM N°7/2016,
asi como también el cambio en el reglamento de suministro a fin de adecuarlo a la facturacion mensual. Por su parte,
la Resolucion N°2/2016, establece la finalizacién del Fondo para Obras de Consolidacion y Expansién de Distribucion
Eléctrica (‘FOCEDE”), establece un nuevo mecanismo para los fondos cobrados por la Resolucion ENRE N°347 del
afio 2012, dejando de ser depositados los mismos en un fideicomiso para pasar a una cuenta corriente en alguna
entidad bancaria reconocida por el Banco Central de la Republica Argentina.

Avanzando con el proceso, el dia martes 5 de abril de 2016, el ENRE publicé las Resoluciones N° 54 y N° 55. La
Resolucion N° 54 resolvié llevar adelante el procedimiento tendiente a la contratacion de los servicios de consultoria
para la realizacion de la RTI de Edesur, y aprueba el pliego de bases y condiciones particulares al efecto. Por su
parte, la Resolucidon N° 55 aprobo el programa para la RTI en el afio 2016, definiendo los criterios y metodologia a los
gue debera sujetarse Edesur para realizar los estudios tarifarios en dicho proceso, como asimismo el plan de trabajo.
Para la elaboracion de las propuestas tarifarias, el ENRE informd los parametros de calidad objetivo y los criterios de
gestion que deberan ser contemplados por Edesur, asi como también la tasa de rentabilidad que se debera tener en
cuenta para el calculo del costo propio de distribucion.

EL 8 de agosto de 2016, continuando con el proceso de renegociacion tarifaria, el ENRE emitio la Resolucion N°
463/16, la cual detalla los parametros de calidad de servicio técnico y calidad y valores de costo de energia no
suministrada requeridos para la realizacion de la RTI.
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En forma similar, el 29 de agosto de 2016, a través de la Resolucion ENRE 492/16, fueron definidos los Parametros
de Calidad de Servicio Comercial y Producto Técnico. La mencionada resolucion contiene sefiales econémicas hacia
el cumplimiento de plazos y reducciones de tiempos de reposicién del suministro.

Por otra parte, con fecha 30 de agosto de 2016, el ENRE procedi6é a informar que el valor de Tasa de Rentabilidad
seria de 12,46% antes de Impuestos y 8,10% después de Impuestos.

Edesur hizo la entrega formal de los informes solicitados por la Resolucién ENRE N° 55/16. El 1 de septiembre de
2016, en cumplimiento del cronograma establecido, los informes de Red Ideal y Plan de Inversiones Plurianuales, y
el 6 de septiembre de 2016, los informes relacionados con los fundamentos y criterios de la propuesta en cuanto a (i)
los costos de explotacion; (ii) el requerimiento de ingresos y calculo tarifario; (iii) la estructura tarifaria y traslado de
costos a consumidores mayoristas; (iv) El mecanismo de actualizacién del costo propio de distribuciéon; y (v) el
resultado y modelo econémico financiero.

El dia 28 de septiembre de 2016, el ENRE a través de la Resolucion N° 522/2016, resolvioé convocar el 28 de octubre
de 2016 a una Audiencia Publica con el objeto de poner en conocimiento y escuchar opiniones sobre las Propuestas
Tarifarias presentadas por las empresas distribuidoras para el préximo periodo quinquenal; ello dentro del Proceso
de Revision Tarifaria Integral (RTI) y con caracter previo a definir las tarifas a aplicar por las distribuidoras en dicho
quinquenio.

El dia 30 de diciembre de 2016, el ENRE publicé la Resolucion N° 626, aprobando el documento denominado
“Resolucion Final Audiencia Publica” con el objeto de poner en conocimiento y responder las opiniones vertidas sobre
las Propuestas Tarifarias presentadas por las empresas y con caracter previo a definir las tarifas a aplicar, y trasladar
a consideracion de la Subsecretaria de Coordinacion de Politica Tarifaria del Ministerio de Energia y Mineria aquellos
temas planteados en la misma, que no son competencia de dicho organismo.

Las comunicaciones resolutorias conteniendo el nuevo Cuadro Tarifario y Régimen Tarifario se realizaron durante el
mes de febrero de 2017.

El 1 de febrero 2017, el ENRE publicé la Resolucion N° 64, la cual cierra el proceso de la RTI y que como resultado
de la misma establece la remuneracién anual reconocida a EDESUR S.A. en la suma de ARS14.539.836.941
(MUS$944.448).

Con relacioén a la aplicacion de la nueva estructura y cargos tarifarios, el MEyM entendié oportuno y conveniente
instruir al ENRE a limitar el incremento del VAD surgido como resultado del proceso de RTI a aplicar a partir del 1 de
febrero de 2017, a un maximo de 42% con respecto al VAD actualmente vigente, debiendo completar la aplicacion
del remanente del valor del nuevo VAD, en dos etapas: la primera en noviembre de 2017 y la segunda, en febrero de
2018.

Ademas, dispuso que el ENRE debe reconocer a Edesur S.A. y a Edenor S.A., la diferencia del VAD que se produce
por la aplicacion de la gradualidad del incremento tarifario reconocido en la RTI, en 48 cuotas a partir del 1 de febrero
de 2018, las cuales se incorporaran al valor del VAD resultante a esa fecha.

La nueva normativa también fija la forma de actualizacion de los ingresos de la distribuidora por efecto de variacion
de los precios de la economia y todas las demds cuestiones relacionadas con la calidad de la prestacién de servicio
y el reglamento de suministro.

Una vez establecidos los cuadros tarifarios de distribucion, incluyendo la instruccion impartida por el MEyM, vy lo
establecido en la Resolucién SEE N° 20/2017 sobre los precios estacionales con vigencia a partir de la facturacién
correspondiente al 1 de febrero de 2017, se encuentra superada la etapa de transicion tarifaria de Edesur y el Acta
Acuerdo, pasando Edesur a regirse por lo establecido en su contrato de concesion.

En cumplimiento de lo requerido por el Articulo N° 29 de la Resolucion ENRE N° 64/17 (Seguimiento fisico del plan
de obras) el dia 20 de marzo EDESUR envié una nota Ratificando el Plan de Inversiones oportunamente Informado
para la RTI (en términos fisicos). En la misma se indicé en la misma la posibilidad de adecuar el mismo en el futuro
ante cambios en la demanda. Y la necesidad de la pronta resolucion de los Pasivos y Activos a fin de facilitar el acceso
a financiacion para su cumplimiento.

Asimismo, conforme a la Ley de Procedimientos Administrativos, el dia 20 de marzo de 2017, Edesur S.A. presentd
formalmente un recurso ante el ENRE conteniendo sus cuestionamientos sobre la resolucién ENRE N° 64/17, los que
basicamente se centran en el tratamiento de las servidumbres, algunos criterios de optimizacion en la definicién de la
base de capital, el tratamiento dado para el reconocimiento de ciertas cargas impositivas y objeciones al régimen de
calidad. Destacamos el hecho de que las observaciones y pedidos de aclaratoria presentados sean aceptadas o
rechazadas por el regulador no alterarian en forma significativa el resultado de la RTI.

Con fecha 26 de julio de 2017, el ENRE emiti6 su Resolucion N° 329/2017, la cual define el procedimiento para la
facturacion de los ingresos diferidos establecidos por la Resolucion ENRE N° 64/2017 (Articulo 4°). Indicando que “La
acreencia correspondiente a cada categoria tarifaria, sera la suma de los valores mensuales devengados, reconocidos
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por categoria tarifaria”; estableciendo la certeza de cobro al recalcular cada afio la acreencia no recuperada
sustrayendo lo realmente percibido de la acreencia inicial, y recalculando las cuotas restantes de modo de cubrir la
acreencia remanente; y el mecanismo para la actualizacién de la misma “. Los cargos asi calculados seran ajustados,
en tanto componentes del CPD, de acuerdo a lo establecido en la “clausula gatillo* y en el “Mecanismo de Ajuste”.

Con fecha 17 de mayo de 2017 se sanciond la Ley 27351 de ELECTRODEPENDIENTES, la cual establece la
gratuidad y continuidad del suministro eléctrico, conjuntamente con la prioridad de atencion, para aquellas personas
gue por cuestiones de salud requieran de un suministro eléctrico constante y en niveles de tensién adecuados para
poder alimentar el equipamiento médico prescrito por un médico matriculado y que resulte necesario para evitar
riesgos en su vida o su salud. En este marco el dia 26 de julio de 2017 mediante la Resolucion ENRE 292, dicho
organismo regulador, establecié la gratuidad del servicio y del costo de conexién para esta categoria de usuarios de
las empresas EDENOR y EDESUR. En esta misma linea, el dia 25 de septiembre el Ministerio de Salud mediante la
Resolucion 1538-E cred el “Registro de Electrodependientes por Cuestiones de Salud”. Restando a la fecha la
reglamentacion de las cuestiones operativas en cuanto a garantizar la continuidad del suministro, al resarcimiento a
las empresas distribuidoras (Ley 27351 ARTICULO 11.- El Poder Ejecutivo designara la autoridad de aplicacion de la
presente ley y asignard las partidas presupuestarias necesarias para el cumplimiento de sus fines.) y los limites de
responsabilidad de cada uno de los actores involucrados.

Con fecha 1 de noviembre de 2017 el ENRE publicé la Resolucion 525 haciendo lugar parcialmente al Recurso de
Reconsideracion interpuesto por EDESUR contra la Resolucién ENRE 64/2017, aceptando su planteo en cuanto al
tratamiento de las servidumbre y solicitindole a la empresa que en el término de 60 dias de notificada la presente,
remita el plan anual de regularizacion de las servidumbres a desarrollar durante el periodo 2017/2021, de igual forma
en cuanto a los reconocimientos de gastos CAMMESA, tasas y otros que deben estar presentes en los futuros ajustes
ex—post y modificaciones menores al régimen de calidad y otros reconocimientos.

En un hecho inédito el dia 27 de octubre de 2017 el ENRE, en cumplimiento de la resolucién del Ministerio de Energia
y Mineria N° 403 del 26 de octubre de 2017, mediante las resoluciones 526 y 527 convoc6 a Audiencia Publica para
17 de noviembre de 2017 en el Palacio de las Aguas. En la cual se tratarian en primer lugar los nuevos precios de
referencia de la potencia y energia y los de referencia de la potencia y estabilizados de referencia de la energia para
distribuidores en el nodo equivalente a cada uno de ellos correspondientes al Periodo Estacional de Verano 2017-
2018; Plan estimulo al ahorro de energia eléctrica; tarifa social y metodologia de distribucion, entre la demanda del
MEM, del costo que representa la remuneracion del transporte de energia eléctrica en extra alta tension y, entre la
demanda de la respectiva region, la correspondiente al transporte por distribucion troncal. Y en segundo lugar
informar el impacto que tendran en la factura de los usuarios de las empresas distribuidoras las medidas que el
Ministerio de Energia y Mineria ha de implementar como resultado de la Audiencia Publica que dicho Ministerio ha
convocado por Resolucion MEyM 403/2017, en relacion a los precios del Mercado Eléctrico Mayorista, al retiro de
subsidios del transporte de energia eléctrica, y a los criterios de reparto entre los usuarios del transporte de la
remuneracion de los Transportistas que este Ente resolviera en oportunidad de la Revision Tarifaria Integral de
Transporte de Energia Eléctrica.

Como resultado de la misma el dia 1° de diciembre mediante la Resolucién 602 el ENRE resolvié aprobar los nuevos
valores del Costo Propio de Distribucion de EDESUR, mediante la aplicacion de los mecanismos previstos en la RTI.
Conjuntamente emiti6 los Cuadros Tarifarios que reflejan los Precios Estacionales (generacion y transporte)
contenidos en la resolucién de Secretaria de Energia Eléctrica 1091 del afio 2017. Asi, como también los nuevos
esquemas de subsidio por Tarifa Social y bonificacion por ahorro de consumo para usuarios residenciales.

Como continuacion del mismo hecho, el dia 31 de enero de 2018, el ENRE aprobé los nuevos valores con vigencia a
partir del 1° de febrero de 2018. Estos cuadros incluyen una nueva reduccion de subsidios del precio mayorista,
llevandolo hasta un valor del 90% del precio estacional operado en 2017. Ademas, mantienen los subsidios a la tarifa
social y una bonificacion del plan estimulo, por reduccién del consumo eléctrico de menor alcance.

En cuanto a la componente del Valor Agregado de Distribucién, se incorporé a este cuadro tarifario, la tercera cuota
del aumento del Costo Propio de Distribucién correspondiente a la RTI, la parte proporcional del ingreso diferido
producido por dicho escalonamiento, el Mecanismo de Monitoreo de Costos correspondiente al periodo y la aplicacion
del Factor de Eficiencia. Reflejando, este ultimo, el cumplimiento por parte de EDESUR del Plan de Inversion
comprometido en la RTI toda vez que se alcanzé el valor previsto.

De esta forma la tarifa de EDESUR alcanza los 2,2828 $/kWh sin impuestos a partir del 1° de febrero de 2018.
Paralelamente y con el objeto de retomar las condiciones estructurales de normalidad, el Gobierno Nacional Argentino
decidio no prorrogar la vigencia de la Ley de Emergencia Eléctrica (vigente hasta el 31 de diciembre de 2017) y la de
Emergencia Econdémica (vigente hasta el 6 de enero de 2018).

Por otra parte, con fecha 17 de abril de 2017, el MINEM emiti6 una nota mediante la cual instruye a la Secretaria de
Energia Eléctrica (SEE) a determinar en un plazo de 120 dias héabiles si existen obligaciones pendientes del Acta
Acuerdo y el tratamiento a otorgarse, y a emitir durante los 30 dias subsiguientes un informe de resolucion final. A
estos efectos, la SEE solicitd a Edesur, ENRE y CAMMESA la informacion pertinente.
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Durante el mes de diciembre de 2017 el Ministerio de Energia y Mineria (MINEM) presentd su propuesta y criterios
para considerar el tratamiento de los pasivos regulatorios. En dicha propuesta, el MINEM aclara que acepta condonar
la deuda comercial por compra de energia a Cammesa, las multas con destino al Estado y la diferencia de las
sanciones por ajustes aplicados segun interpretacion del ENRE. Mientras que las sanciones con destino a los usuarios
son aplicadas a inversiones adicionales con fondos provenientes del Estado y la deuda con CAMMESA por los
préstamos de mutuo y las sanciones preexistentes al Acta Acuerdo destinado a usuarios, las deberia pagar la
empresa.

En el marco del procedimiento iniciado, con fecha 28 de diciembre de 2017, el MINEM emitié otra nota mediante la
cual comunica a CAMMESA que con relacién a las acreencias que pudieran corresponderle a la distribuidora respecto
del Estado Nacional en virtud de lo previsto en las Actas Acuerdo por hechos y omisiones que hubieren ocurrido hasta
la entrada en vigencia de los cuadros tarifarios resultantes de la RTI, descontadas las obligaciones a cargo de las
concesionarias que se determinen pendientes de cumplimiento originadas en dicho periodo, el Estado Nacional toma
a su cargo las obligaciones que Edesur mantiene con CAMMESA por la compra de energia eléctrica en el MEM. Lo
anterior, en ejercicios de la facultad prevista por el articulo 15 de la Ley N° 27.341 y en base a lo establecido en dicho
articulo en relacién con las obligaciones de las empresas distribuidoras a las que no se les hubiera reconocido
ingresos. Con fecha 29 de diciembre de 2017, Edesur prest6 conformidad a los términos de esta nota. Asimismo, la
Sociedad debera prestar conformidad a la determinacion que el MINEM efectuara de las obligaciones pendientes de
cumplimiento en relacién con el Acta Acuerdo y de las condiciones y modalidades contempladas para la
compensacion de dichas obligaciones y de las obligaciones mencionadas en este parrafo, previo desistimiento de
cualquier reclamo administrativo, arbitral o judicial contra el Estado Nacional relacionado con la aplicacion del Acta
Acuerdo. De no prestarse tal conformidad, la cesion de deuda quedara sin efecto.

A la fecha se han intercambiado borradores con el Ministerio de Energia y Mineria (MINEM), obteniéndose mejoras
en cuanto a plazos y tasas quedando elementos a consideracion final del mismo. A la fecha de emision de los
presentes estados financieros, dicho proceso no ha finalizado.

El dia 7 de marzo, mediante el Decreto PEN 187/18 el Poder Ejecutivo Nacional publicé el nuevo organigrama del
Ministerio de Mineria y Energia. Y, con posterioridad, mediante la resolucion 64/2018 del Ministerio de Energia y
Mineria las funciones de la Secretaria de Energia Eléctrica fueron trasferidas a la nueva Sub Secretaria Energia
Eléctrica.

En otro orden de cosas el dia 25 de abril el ENRE emitié la resolucion 119 la cual, haciendo uso de la figura de
“Afectacion Extraordinaria de la Prestacion del Servicio” establecida en la RTI, instruyé a EDESUR a abonar un
resarcimiento a los usuarios residenciales (tarifa T1R) por las interrupciones entre el 1 y el 6 de marzo de 2017 (seis
-6- dias) y en el comprendido entre el 14 y el 20 de julio de 2017 (siete -7- dias), cuyas interrupciones fuesen de
duracién mayor o igual a 20 horas. Ascendiendo, dicho resarcimiento, a 49 millones de pesos.

Durante el pasado mes de mayo se debatid La Ley sobre Razonabilidad en las Tarifas de Servicios Publicos buscando
retrotraer las mismas al valor que tenian en noviembre de 2017 y que su actualizacidon no sea mayor que la variacion
salarial. El proyecto fue aprobado por las Camaras de Diputados y Senadores y luego vetada el dia viernes 1 de junio
(publicada B.O.) por el Presidente Ing. Macri.

Por otra parte, el dia 31 de mayo el organismo de control emitié la Resolucion ENRE 0170 la cual resuelve aprobar
el régimen sancionatorio por apartamiento del Plan de Inversiones presentados por las empresas distribuidoras al
momento de la RTI. Resolucion que se esta recurriendo en vista de que la misma introduce una modificacion al
Contrato de Concesion vigente.

Finalmente, el dia sdbado 16 de junio el gobierno nacional anuncié el recambio de los ministros de Produccion y
Energia. Nombrando Dante Sica como Ministro de Produccién y Mineria y a Javier Iguacel como Ministro de Energia.
El cual se desempefiaba como titular de la agencia de Vialidad Nacional. Nacido en 1974, es un ingeniero en petréleo
egresado del Instituto Tecnoldgico de Buenos Aires (ITBA) con una larga trayectoria en la industria petrolera.

Estos cambios se suman a la salida del jueves 14 de junio del presidente del Banco Central Federico Sturzenegger,
reemplazado por Luis Caputo, y de la eliminacion del Ministerio de Finanzas incorporandolo al Ministerio de Hacienda.

El 19 de julio de 2018 pasado el organismo de control emitié la Resolucion ENRE 0199, la que eleva el control de
calidad del actual Comuna/Partido a Alimentador MT. Penaliza desvios de 2, 3 6 mas veces por sobre los indicadores
tedricos que le corresponderian a cada alimentador para cumplir el nivel de calidad objetivo de la RTI. Aplica cuando
hay afectacion de 100 6 mas clientes, por valores de 300 kwWh y 600 kWh por usuario. Con vigencia a partir del
Semestre 45 (septiembre 2018-febrero 2019). A la fecha, la nueva normativa fue analizada en forma conjunta con las
areas legales y técnicas procediéndose a presentar un recurso sobre la misma.

El dia 30 de julio de 2018, y en el marco de la intencién del Ministerio de Energia de dotar de mayor gradualidad a los
aumentos tarifarios se firmé un compromiso entre el MINE y EDESUR por el cual EDESUR recibira el 50% del
aumento que correspondiente al mecanismo de ajuste previsto en la tarifa a partir del 1° de agosto, recibiendo el 50%
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restante en 6 cuotas ajustadas a partir del 1° de febrero de 2018 y manteniendo el Plan de Inversiéon Acordado en la
RTI. El mismo compromiso fue también firmado por la empresa EDENOR en forma simultanea.

Como contrapartida el MINE se comprometié formalmente a impulsar la Aprobacion (por parte de la Procuraduria de
la Nacion y la SIGEN) y la posterior firma del Acuerdo para la Solucién al Activo y Pasivo Regulatorio correspondiente
al periodo de Transicién Contractual. También se comprometié6 a avanzar con la firma de una nueva Addenda al
Acuerdo Marco (suministros colectivos de barrios carenciados) atendiendo a las propuestas realizadas por EDESUR.

Adicionalmente, en forma verbal, se comprometié a reanudar las gestiones para la aprobacién de la Resolucion
asociada a la Remuneracion de la Subtransmision brindada por EDESUR (PAFTT) y pendiente de la RTI.

En virtud del compromiso acordado, el 1° de agosto de 2018 se aplict el 50% (7,925%) del aumento correspondiente
a la aplicacién del MMC de agosto de 2018 al Valor Agregado de Distribucién. Conjuntamente con dicho aumento se
reanud¢ la senda de eliminacion de subsidios al precio mayorista de la energia, que habia quedado retrasado por la
devaluacion de junio y julio. Con un aumento cercano al 50%, el cual llevé al precio de las Grandes Usuarios de las
Distribuidoras (demanda mayor a 300 kW-mes) a = 2.700 $/MWh y al resto de la demanda de las distribuidoras a
=1400 $/MWh. Adicionalmente se aplicaron los ajustes ex—post correspondientes a la devolucion de los costos de
Transporte AT del Cuadro Tarifario anterior (modificacion de normativa) y a los montos reconocido como
compensacion del impuesto a Débitos/Créditos y de las Tasas de Seguridad e Higiene.

Por otra parte, el MINE aprovecho la oportunidad para modificar los TOPES a la Tarifa Social (maximo % de
facturacion respecto a un cliente residencial normal), disminuyendo de esta forma los subsidios a esta tarifa y las
distorsiones provocadas en este concepto a las Distribuidoras que aun se encuentran pendientes de solucién y en
andlisis por parte del ENRE. Independientemente de lo cual se procedid a recurrir la resolucién el dia 13 de agosto.

El 23 de agosto de 2018, el ENRE, mediante la resolucién 222, rechazé el recurso interpuesto por EDESUR contra el
régimen sancionatorio por el apartamiento del Plan de Inversiones presentado en la RTI y publicado el 31 de mayo
de 2018. A su vez el 5 de septiembre, EDESUR presenté un nuevo Recurso de Alzada en Subsidio contra dicha
resolucion.

En cuanto al Acuerdo para la solucion del Activo y Pasivo Regulatorio, més alla del retraso en los plazos, se contintdan
cumpliendo los avances administrativos para la firma definitiva del acuerdo. Habiendo la Subsecretaria de Energia
Eléctrica solicitado, la Gltima semana de septiembre, tanto al ENRE como a las empresas involucradas la informacion
conducente y necesaria para su elevacion a la Procuraduria de la Nacion y la SIGEN.

En otro orden de cosas, el dia 18 de septiembre ingres6 al Congreso el Proyecto de Ley de Presupuesto 2019 con
déficit primario cero previsto para dicho afio. Y el dia 25 de septiembre el economista Guido Sandleris fue nhombrado
presidente del Banco Central en reemplazo de Luis Caputo.

Por otra parte, el pasado 1 de noviembre, el Poder Ejecutivo Nacional publicé el Decreto 986/2018 que busca alcanzar
la instalacion de un total de 1.000 MW de potencia dentro del plazo de 12 afios. Para la obtencién de la autorizaciéon
de conexion, el usuario deberd cumplir con una serie de requisitos que establecera la Autoridad de Aplicacion, la que
ademas establecera los requisitos para la evaluacion técnica y de seguridad que el Distribuidor debera realizar sobre
la red de distribucion, los Equipos de Generacion Distribuida y elementos asociados.

Volviendo al ambito de la distribucidn eléctrica, el 10 de diciembre, el ENRE publicé la resolucién 318/2018 en la que
aprobo la metodologia y actualizé los valores de remuneracion por el servicio de sub-transmision (PAFTT) que se
brindan entre las distribuidoras EDESUR, EDENOR y EDELAP con vigencia desde el 6 de marzo de 2017. Lo anterior
habia quedado pendiente en la Revision Tarifaria Integral. Este mecanismo permite remunerar los costos de operacion
y mantenimiento, ademas del reconocimiento de las pérdidas correspondientes y el traslado a la tarifa, de los costos
gue devengue EDESUR por dicho concepto. El neto acumulado a la fecha representa para Edesur ingresos
aproximados de 60 millones de pesos argentinos (~1,5 MUS$).

Adicionalmente, mediante la Resolucién de Secretaria de Gobierno de Energia N° 366 del 27 de diciembre de 2018
informo nuevo costo de abastecimiento es de aproximadamente de 68 u$s/MWh, el que resulta ser un 13% inferior al
fijado en agosto de 2018 en virtud de las mejoras en los contratos de gas obtenida por CAMMESA y la baja del precio
internacional del petréleo. Por su parte los futuros Precios Estacionales a ser transferidos a la tarifa de los usuarios
finales continuando con el sendero de reduccion de subsidios previsto por las autoridades pasando de alrededor del
30% en febrero a 15% de subsidio en agosto de 2019. Sin embargo, dichos precios traducidos en moneda local
significan un aumento inicial del 26% en febrero de 2019 y posteriores aumentos del 6% en mayo y agosto de 2019.

Es intencion del Gobierno informar todas las modificaciones tarifarias durante el mes de enero con el fin de evitar que
el tema se filtre en la campafia electoral para la eleccién presidencial de octubre.

Por su parte, para EDESUR se espera que los aumentos de VAD se otorguen en marzo y en diciembre de 2019, en
forma similar a lo ocurrido en el afio 2017 también electoral. Al igual que en dicha oportunidad todos los diferimientos
seran reconocidos y actualizados a la fecha de aplicacion.
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Adicionalmente, el dia 7 de enero de 2019 mediante el decreto del Poder Ejecutivo Nacional N° 28 se oficializ6 al
Licenciado Gustavo Sebastian LOPETEGUI en el cargo de Secretario de Gobierno de Energia en virtud de la renuncia
Ingeniero Javier Alfredo IGUACEL en forma posterior a la conferencia de prensa que comunicé los aumentos de
tarifas previstos.

El dia 4 de diciembre de 2018 se aprobo la Ley 27.467 de Presupuesto 2019, la cual en su articulo N° 124, y como
parte de las negociaciones para su aprobacion, incluyo la transferencia administrativa del control y de las erogaciones
en materia de subsidios a la Tarifa Social desde el Estado Nacional a la Ciudad Auténoma de Buenos Aires y Provincia
de Buenos Aires a partir del 1° de enero de 2019.

En virtud de lo cual el dia 28 de febrero de 2019 se firmé un primer Acuerdo de Transferencia de Jurisdiccion entre la
Secretaria de Gobierno de Energia, el ENRE, la Ciudad Auténoma de Buenos Aires y la Provincia de Buenos Aires.
El cual tiene vigencia a partir del 1° de marzo de 2019. Asumiéndose los siguientes puntos:

e  Se creara un ente bipartito de Control. En la Transicion seguira el actuando el actual ENRE.

e La Ciudad Auténoma de Buenos Aires y la Provincia de Buenos Aires afrontaran con recursos propios la
Tarifa Social (desde el 1° de enero).

e El Estado Nacional se compromete a dar solucién a los reclamos pendientes de las Distribuidoras EDENOR
y EDESUR (A&P, Acuerdo Marco y Tarifa Social hasta 31 de diciembre de 2018)

e Serealizara una Auditoria de Corte de los temas econdmicos-financieros, operativos y técnicos.

El 26 de febrero de 2019, mediante el Decreto PEN 150/2019, se designé como Secretario de la SECRETARIA DE
RECURSOS RENOVABLES Y MERCADO ELECTRICO de la Secretaria de Gobierno de Energia del Ministerio de
Hacienda al Contador Publico Juan Antonio Garade. Quien fuese director de Planificacion y Control de EDENOR y
EDESUR en las décadas de 1990 y 2000. También fue director del Ente Regulador de la Electricidad (ENRE) entre
diciembre de 2015 y junio de 2016.

Retornando al tema tarifario con fecha 1 de febrero de 2019 fueron publicadas en el Boletin Oficial las resoluciones
ENRE 24/2019 y 26/2019. La primera de ellas aprobd los valores del Cuadro Tarifario, con vigencia a partir de la
facturacion correspondiente a la lectura de medidores posterior a las cero horas del 1° de Febrero de febrero de 2019,
de acuerdo a los incrementos en el Precio Estabilizado de la Energia y el Precio de Referencia de la potencia,
establecidos por la Resolucion SGE 366/2019. Se incluye ademas el incremento del FNEE que paso de 15.5$/MWh
a 80 $/MWh, en tanto, el costo del Transporte en AT no tuvo cambios. La segunda resolucion (res. 26/2019) aprueba
los nuevos valores del Costo Propio de Distribucion, con vigencia a partir del mismo periodo que la primera (febrero
2019), estableciendo que los mismos seran de aplicacion a partir del 1 de Marzo de 2019. Con el incremento de VAD
de febrero 2019 se incluye la variacion del MMC del periodo Ago-18 a Feb-19 de 23,57%, el factor X de -5.42% y el
factor Q (inversiones) de 1.74%, este Ultimo supone un sobrecumplimiento respecto de la pauta que estaba
establecida en el RTI, que era de 1.58%. Ademas, se incorpora el recupero correspondiente al diferimiento del 50%
del incremento de VAD que debia haberse dado en Ago-18 (7.93%) asi como el diferimiento en un mes de este ultimo
incremento (de feb a mar 2019). Con los incrementos otorgados, se ha normalizado el VAD definido por la RTI.

En relacion a la Tarifa Social que dej6 de ser financiada por el Estado Nacional a partir del 1° de enero de 2019, la
Tarifa Social. Tanto Ciudad Auténoma de Buenos Aires como Provincia de Buenos Aires asumieron el compromiso
de continuar con la modalidad vigente, mediante las notas NO-2019-01998408MEFGC y NO-2019-00281203-
GDEBA-DPSPMIYSPGP (7 de enero y 4 de enero respectivamente) estableciendo ademas el origen de los fondos
para tal fin (CABA Ley 6.608, PBA art. 103 de la Ley 15.078). Por lo cual el ENRE instruye a EDESUR a mantener la
aplicacion de la Tarifa Social, incluyendo los Topes, mediante notas NO-2019-02728808 y su complementaria NO-
2019-06075459, en respuesta a nuestra nota GAL 832 del 28 de diciembre de 2018.

El dia 11 de marzo, en coincidencia con el vencimiento de la factura de Compra de Energia Eléctrica de CAMMESA,
se ha cobrado el subsidio a la Tarifa Social y el TOPE a la Tarifa Social correspondiente al mes de enero. El proceso
se realiz6 mediante la compensacion en la factura de compra de los montos transferidos por la Ciudad de Buenos
Aires y la Provincia a partir de la informacion de la Declaracion de Compra a CAMMESA y de los TOPES informados
por el ENRE.

El dia miércoles 17 de abril, el Presidente Macri oficializ6 una serie de medidas tendientes a estabilizar la inflacién y
aumentar el consumo de la poblacion. Las cuales fueron posteriormente explicadas en detalle a través de una
conferencia de prensa que brindaron los ministros Nicolds Dujovne, Carolina Stanley y Dante Sica. Las medidas
comunicadas fueron: Acuerdo de precios de productos esenciales, Beneficios y Créditos ANSES, Ley de Lealtad
Comercial, Cortes de carne a precios accesibles, Congelamiento parcial de Electricidad, gas, transporte y Telefonia
celular, Descuentos de hasta el 70% en medicamentos para AUH, Créditos para conexiones de gas, Nuevo llamado
de ProCreAr, Plan de pagos de AFIP, Mejores condiciones para comercios y Menos retenciones para pymes
exportadoras.
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En particular para el servicio eléctrico se dispuso la no aplicacion de los aumentos Nacionales del Precio de la Energia
para el segmento Residencial (no continuar con la quita de subsidios a este segmento). Es de destacar que el anuncio
no afecta los valores del costo propio de distribucion al pasar a la jurisdiccion de la Provincia y Ciudad de Buenos
Aires. Quedando en las mismas la potestad sobre el aumento previsto para agosto de 2019.

En tal sentido el dia jueves 2 de mayo se publicé el nuevo cuadro tarifario que contiene la actualizacion del Precio
Estacional correspondiente a mayo-julio 2019. EI mismo presenta como novedad la fijacién de un precio diferencial
para el segmento residencial con el fin de mantener al mismo sin aumentos (medidas anunciadas por el Gobierno el
17 de abril). Su aplicacién es con vigencia a partir de los consumos del 1° de mayo de 2019.

A fin de mantener el cronograma de quita de subsidios informado originalmente en el mes de diciembre, lo que se ha
hecho es aumentar en mayor medida el resto de los segmentos. Resultando de esta forma un aumento promedio total
del 2%, soportado un aumento del orden del 4% en los segmentos comerciales e industriales.

Durante la semana del 06 al 10 de marzo se procedi6 a la firma por todas las partes involucradas de la Solucion a las
Acreencias Cruzadas (Activo y Pasivo Regulatorio) originadas durante el Periodo de Transiciéon Contractual
establecido por el Acta Acuerdo. Habiéndose recibido el dia lunes 13 de mayo el documento oficial con la totalidad
de las firmas. Del mismo emana el compromiso de EDESUR, por un lado, de cancelar deudas remanentes originadas
en el mencionado periodo de transicion; y por el otro, a ejecutar inversiones adicionales a las establecidas en la RTI,
destinadas a contribuir a la mejora, confiabilidad y seguridad del servicio. Como contrapartida, el Estado Nacional
compensara a favor de EDESUR, deudas por mutuos y compras de energia, deudas asociadas al ACUERDO MARCO
y TOPE de la TARIFA SOCIAL, y condonara las sanciones con destino a la Administracion Publica. De este modo
gueda saneado el Balance y Patrimonio de EDESUR en relacién a dicho periodo.

En forma conjunta con el Acuerdo de Activo y Pasivo se prestd conformidad al documento que dispone que la
Provincia y la CABA asumen en forma conjunta el caracter de Poder Concedente del servicio publico que presta la
Sociedad, y que el mismo continuara rigiéndose por su contrato de concesién y por las normas nacionales legales y
reglamentarias que fueren aplicables. Asimismo, en virtud del cual se dispone la creacion del nuevo regulador: Ente
Metropolitano Regulador del Servicio Eléctrico (EMSE), como ente bipartito conformado por la Provincia y la CABA.
Debiendo el mismo contar con la aprobacion expresa de la Legislatura de CABA.

Por otra parte, el dia 18 de julio mediante la resolucién 189/19 el ENRE terminé de reglamentar todo lo referente a la
normativa a aplicar a los Usuarios-Generadores o “Prosumidores” (Generacion Distribuida). Los aspectos mas
relevantes de la mismas son:

e La aprobacion de las Tarifas de Inyeccidn para Usuarios-Generadores de las distintas categorias tarifarias,
correspondientes a los Precios Estabilizados de la Energia (PEE) y al Precio Estabilizado del Transporte
(PET).

e El encuadramiento de los Usuarios-Generadores de la categoria T1 de acuerdo al maximo valor registrado
entre la energia adquirida o demandada y la inyectada.

e Y que para los Usuarios-Generadores de las categorias T2 y T3 la Potencia a Facturar por el Servicio de
Distribucion sera la maxima entre la potencia consumida y la inyectada.

Es de destacar que todo el conjunto de reglamentaciones emitidas desde la Ley 27.424 (de Fomento a la Generacion
Distribuida) hasta las resoluciones ENRE 111/19 y 189/19 materializando la posicién de Regulacion Argentina para
el resguardo de la Remuneracion de EDESUR.

A partir del 1° de agosto de 2019 hubiese correspondido tanto la aplicacion del Mecanismo de Monitoreo de Costos
para ajustar la remuneracion a percibir por EDESUR como el aumento del Precio Estacional previsto por la Resolucion
de Secretaria de Recursos Renovables y Mercado Eléctrico 14/19, y posteriormente ratificado por la Resolucion de
Secretaria de Recursos Renovables y Mercado Eléctrico 26 del 3 de septiembre de 2019. Sin embargo, en el marco
adverso para la actual administracién de las Primarias Abiertas Simultaneas y Obligatorias, el dia 19 de septiembre
Edesur firmé con el Estado Nacional un Acuerdo de Mantenimiento de Cuadros Tarifarios mediante el cual este UGltimo
instruyo al ENRE para que, durante el periodo semestral iniciado el 1° de agosto de 2019, dicho ente mantenga los
cuadros tarifarios vigentes previo al comienzo de dicho periodo para todas las categorias tarifarias, lo cual implica que
EDESUR continuara percibiendo las compensaciones incluidas en los mismos debidas a recuperos y diferimientos
anteriores (resolucion ENRE N° 26/19) . La diferencia que se genere en el VAD vy la diferencia con relacién a los
precios estacionales por el periodo del 1° de agosto de 2019 al 31 de diciembre de 2019, se recuperara en 7 cuotas
mensuales a partir del 1° de enero de 2020. En este marco se acord6 postergar el pago de toda sancion hasta el 1°
de marzo de 2020 a su valor original mas las actualizaciones que correspondan al momento del pago, en 6 cuotas
mensuales. Comprometiéndose Edesur a mantener la calidad de su servicio.

En esta linea de sucesos, con fecha 20 de septiembre de 2019 el Estado Nacional, por una parte, y Edesur y Edenor,
por la otra, firmaron el Acuerdo de Prérroga del Nuevo Acuerdo Marco, que extiende el mismo a partir del 1° de enero
de 2019 y hasta el 31 de mayo de 2019. A través de este acuerdo, el Estado Nacional asumié el compromiso de
cancelar los montos correspondientes a su porcentaje del aporte econdmico por el suministro de energia eléctrica a
los asentamientos del &mbito de la Provincia de Buenos Aires.
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Finalmente, mediante la publicacion del Decreto Reglamentario N° 1289 del 1° de octubre de 2019 por parte de la
Provincia de Buenos Aires y la anterior sancién y publicacion de la Ley N° 6180, el Decreto N° 263 y la Resolucién
complementaria N° 161 del 30 de junio de 2019 por parte de la Ciudad Autonoma de Buenos Aires, se ratifica por
parte de ambas provincias lo establecido en el denominado “Consenso Fiscal 2018” y en el articulo N° 124 de la ley
N° 27.469. Concretando con ellos la transferencia del servicio a cargo de esta Empresa desde el ambito del Estado
Nacional hacia las jurisdicciones de la Provincia de Buenos Aires y de la Ciudad Auténoma de Buenos Aires.

Brasil

En Brasil existen tres tipos de modificacién tarifaria: (i) Revisiones periédicas, las cuales se realizan segun lo
establecido en los contratos de concesién (en Enel Distribucién Ceara y Enel Distribucion Sao Paulo cada 4 afios y
en Enel Distribuciéon Rio y Enel Distribucion Goias cada 5 afios) que corresponden a la revision de tarifa normales
(“RTQ”); (ii) Reajustes anuales pues a diferencia de otros paises, en Brasil la tarifa no se indexa automaticamente
con la inflacion, (“IRT”); y (iii) Revisiones extraordinarias (“RTE”), cuando se produzcan eventos relevantes que
pueden alterar el equilibrio econdmico financiero de las distribuidoras.

En septiembre de 2012, el Gobierno aprobé la Medida Provisoria N° 579, uno de cuyos objetivos fue reducir algunos
gravamenes y recargos especiales de la tarifa eléctrica que pagaba el cliente final, y que en adelante serian cubiertos
con presupuesto estatal. En enero de 2013, la Medida Provisoria se convirtié en la Ley 12.783, la que dio origen a la
realizacién de Revisiones Tarifarias Extraordinarias, con un promedio de reduccién de un 18% en todo el pais. Para
Enel Distribucion Rio S.A. y Enel Distribucion Ceara S.A., esta reduccion tarifaria tuvo efecto desde finales de enero
de 2012 hasta abril de 2013 (momento en el cual entraron en vigencia los reajustes anuales respectivos).

ANEEL finaliz6 en abril de 2014, el proceso de revision periddica de tarifas de Enel Distribucion Rio S.A. para el
periodo 2014-2019, con efecto retroactivo a contar del 15 de marzo de 2014.

El 1 de marzo de 2015, a través de la Resolucion N °1858/2015, Enel Distribucién Ceara S.A. tuvo una revision
extraordinaria, incrementandose su tarifa un 10,28% para hacer frente a los aumentos en los cargos por concepto de
la Cuenta de Desarrollo Energético) y los costos de compra de energia.

La Ultima revision tarifaria periédica de Enel Distribucion Ceard S.A. se realiz6 en 2015 (la primera de nuestras
empresas distribuidoras en usar la nueva metodologia del cuarto ciclo tarifario) para el periodo 2015-2019, y ha sido
aplicada desde el 22 de abril de 2015, y es provisional porque no se aprobaron las metodologias de revision tarifaria
en el tiempo. El aumento adicional promedio de las tarifas fue de 11,69%, segun el aprobado en la Resolucion N°
1882/2015. En 2016, se calculara la revision final y las diferencias positivas y negativas derivadas de la aplicacion
de la nueva metodologia se incluiran en el reajuste de 2016.

Enel Distribucién Ceara S.A. empezara a usar la metodologia del cuarto ciclo tarifario para su revision tarifaria en
marzo de 2019, pero en marzo de 2015 tuvo un incremento promedio anual ordinario final del 37,3% (Resolucién
1869/2015), esencialmente debido a incrementos en la Parte A.

Finalmente, todavia en el ambito del Cuarto Ciclo, se aprobd, el 17 de noviembre de 2015, el médulo 2.3 de los
Procedimientos de Revisién Tarifaria, referente al calculo de la Base de Remuneracion, en el cual se crea un Banco
de Precios de Referencia para valoracion de algunas partidas de la base de remuneracion en las siguientes revisiones
tarifarias.

Con respecto a Enel Cien, la ANEEL aprobé el resultado de la primera revision periddica, que se aplico a contar del
1 de julio de 2015, con una disminucion de un 7.49% en las tasas, segun el aprobado en la Resolucion N° 1.902/2015.

En Sesion de Directorio celebrada el 8 de marzo de 2016, la ANEEL homolog0 el reajuste tarifario de Enel Distribucion
Rio a partir del 15 de marzo de 2016. El reajuste fue un aumento promedio de 7,38% para todos los clientes de Enel
Distribucion Rio (7,15% para los consumidores de baja tension y 7,89% para los consumidores de alta tension).

El 12 de abril de 2016, la ANEEL a través de la Resolucion N° 2061, aprobd los resultados definitivos de la cuarta
revision tarifaria periddica (“RTP”) de Enel Distribucién Ceara S.A., cuyos efectos fueron incluidos en el reajuste
tarifario de 2016.

El 19 de abril de 2016, la ANEEL mediante la Resolucién N° 2.065 establecio las tarifas de energia de Enel Distribucion
Ceara S.A. resultante del proceso de reajuste anual de tarifas 2016, donde el aumento medio percibido por los
consumidores fue de un 12,97%.
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Colombia

La Comisiéon de Regulacién de Energia y Gas (CREG) define la metodologia de remuneracion de las redes de
distribucién. Los cargos de distribucion se revisan cada cinco afios y se actualizan mensualmente de acuerdo con el
indice de Precios al Productor (IPP). Estos cargos incluyen el valor nuevo de remplazo de todos los activos en
funcionamiento; el gasto de administracién, operacién y mantenimiento (AOM), asi como los activos no eléctricos
utilizados en el negocio de distribucion.

Los cargos de distribucion vigentes para Codensa fueron publicados por la CREG en octubre de 2009.

La revision actual de los cargos de distribucion regulados se inicié en el afio 2013 con la publicacién de las bases de
la metodologia de remuneracion propuestas por la CREG en la Resolucién N° 43 de 2013. Dichas bases fueron
complementadas con el desarrollo de los Propdsitos y Lineamientos para la Remuneracion de la Actividad Distribucion
para el periodo 2015-2019 contenidos en la Resolucion CREG N° 079 de 2014.

La Comision de Regulaciéon emitié la Resolucion CREG N° 95 de 2015 donde se define la metodologia para el calculo
de la tasa de remuneracion regulada (WACC) para las actividades de distribucion y transmision eléctrica, asi como
para la distribucién y transporte de gas natural.

En febrero de 2019, la CREG public6 la Resolucion CREG 016 de 2019, que modifica la tasa de retorno para la
actividad de distribucion de energia eléctrica, aprobada en la Resolucion CREG 016 de 2018, que responde a la
metodologia anteriormente mencionada.

En febrero de 2018 la Comision de Regulacién publicé la Resolucién CREG 015 de 2018 que decide de manera
definitiva la Metodologia de Remuneracion de Distribucion para el nuevo periodo tarifario, en la que se determinan la
remuneracion de la base de activos existente, la presentacion de planes de inversiones, la remuneracion de gastos
de operacion y mantenimiento y se define sendas de mejoramiento de pérdidas y calidad del servicio.

Posteriormente producto de los comentarios enviados por los agentes en julio de 2018 se expidi6 la resolucion CREG
085 de 2018, 151 de 2018 y 036 de 2019, mediante la cual se aclaran y corrigen algunas disposiciones de la resolucion
CREG 015, incluyendo el factor de ajuste retroactivo, la revision del plan de inversiones y la aplicacion del esquema
de calidad. Se espera que para el afio 2019, segun agenda indicativa de la CREG se aprueben los nuevos cargos
que fueron solicitados al regulador de acuerdo con la metodologia anteriormente mencionada.

En septiembre la Comision publico la Resolucion CREG 114 de 2018, por la cual se determinan los principios y
condiciones generales que deben cumplir los mecanismos para la comercializacion de energia eléctrica para que sus
precios sean reconocidos en el componente de costos de compras de energia al usuario regulado.

En mayo de 2019, El Ministerio de Minas y Energia publico la Resolucion 40459. Esta nueva regulacion del Ministerio
revisa los lineamientos de politica publica sobre Infraestructuras de Medicién Avanzada (AMI), en el servicio publico
de energia eléctrica.

En mayo de 2019, se aprobé la Ley 1955, Plan Nacional de Desarrollo, donde dio los siguientes lineamientos:

e Se prorrogan los subsidios a estratos 1, 2 y 3 hasta el 31 de diciembre de 2022.

e Se crea un régimen transitorio especial para asegurar la sostenibilidad de la prestacion eficiente del servicio: i)
sobretasa por kilovatio hora consumido para fortalecer al Fondo Empresarial en el territorio nacional ($4 COP
por kilovatio hora); y ii) contribucién adicional de 1% a la SSPD regulada en el articulo 85 de la Ley 142 de 1994.

e Se modifica la Ley 143 de 1994 para ampliar la restriccién de integracion vertical y restringir la integracion a
través de grupos empresariales.

e En cualquier caso, el Ministerio de Minas y Energia o la entidad que delegue, reglamentara el alcance de lo
anteriormente mencionado.

En septiembre de 2019, la SSPD publico el reglamento de la sobretasa nacional de 4 $/kWh, como parte de las
medidas requeridas para garantizar la prestacion del servicio de energia eléctrica a cargo de las empresas intervenidas
por parte de la SSPD, esta tasa se aplicara a los estratos 4,5 y 6; comerciales e industriales, se causara a partir de
noviembre y sera retroactiva a julio y su recaudo se considera un ingreso de terceros.

Peru

En Perq, el proceso para la determinacion de la tarifa de distribucién se lleva a cabo cada 4 afios, y se denomina
“Fijacion del Valor Agregado de Distribucion” (“VAD”). Excepcionalmente, el ultimo proceso tuvo una duracién de 5
afios, dado que se requeria de un afio para implementar las Ultimas reformas aprobadas en 2015 mediante Decreto
Legislativo 1221.
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A lo largo del 2018, se llevo a cabo el proceso de determinacion del VAD para Enel Distribucion correspondiente al
periodo 2018-2022. El regulador reviso los estudios de costos propuestos, efectué observaciones, y las empresas de
distribucién sustentaron técnicamente sus propuestas. Al final de dicho proceso tarifario, en general, se mantienen
los ingresos anuales que percibia la empresa antes del inicio del proceso, los cuales correspondian al periodo tarifario
2013-2017.

Cabe sefialar que la regulacion peruana, sigue la teoria de la empresa modelo eficiente, de manera que en cada
periodo regulatorio se establecen los costos de inversién eficientes, y de operaciéon y mantenimiento estandar que
seran reconocidos a cada empresa de distribucidon bajo los parametros y criterios definidos por el Osinergmin
(Organismo Regulador). Antes de la reforma aprobada por D.L. N° 1221 la empresa modelo se fijaba por sectores de
distribucién tipicos, que en la practica significaba agrupar las empresas que en algunos casos contaban con
caracteristicas distintas; mientras que, a partir este periodo regulatorio, la empresa modelo eficiente se construye
individualmente para cada distribuidora con méas de 50 000 clientes.
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ACTIVOS NO CORRIENTES MANTENIDOS PARA LA VENTA O MANTENIDOS PARA DISTRIBUIR A LOS
PROPIETARIOS Y OPERACIONES DISCONTINUADAS

5.1.- Operacion Central Rio Negro (CODENSA).

En el mes de octubre de 2018 la Junta Directiva de Codensa aprobd iniciar el proceso de venta de la Pequefia Central
Hidroeléctrica PCH Rio Negro.

La PCH Rio Negro se recibié producto de la fusion con la Empresa de Energia de Cundinamarca - EEC en el afio 2016.
Considerando que CODENSA fue constituida después del afio 1992 le es aplicable la restriccion de integracion vertical
y por lo tanto no puede operar ni representar comercialmente ningin activo de generacion, por lo tanto, a la fecha se ha
iniciado el proceso de venta con la asesoria de la banca de inversion.

El plan de venta se esta llevando a cabo con la banca de inversion Bancolombia, basados en un cronograma que finaliza
dicha venta en el afio 2019.

Teniendo en cuenta el proceso de venta y lo establecido en la NIIF 5 "Activos no Corrientes Mantenidos para la Venta y
Operaciones Discontinuadas” previo a la clasificacion como activo no corriente mantenido para la venta, la PCH Rio
Negro ha sido registrada al valor razonable; lo anterior implicé reconocer al 31 de diciembre de 2018 una pérdida por
deterioro de MUS$5.234, la cual fue determinada de acuerdo con la valoracion realizada.

A continuacion, se presentan los activos y pasivos no corrientes mantenidos para la venta al 30 de septiembre de 2019
y 31 de diciembre de 2018.

30/09/2019 31/12/2018
MUS$ MUS$
Propiedades, planta y equipo 5.468 5.825
TOTAL ACTIVOS NO CORRIENTES 5.468 5.825
Otros pasivos no financieros no corrientes 3.599 3.835
TOTAL PASIVOS NO CORRIENTES 3.599 3.835
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COMBINACIONES DE NEGOCIOS Y ADQUISICIONES

6.1 ADQUISICION DE ENEL DISTRIBUCION GOIAS (EX CELG DISTRIBUICAO S.A.)

Con fecha 14 de febrero de 2017, nuestra filial Enel Brasil S.A., y previa obtencidn de las autorizaciones pertinentes
por parte de la autoridad antitrust, el Conselho Administrativo de Defensa Econdémica (“CADE”) y del regulador
sectorial, la Agéncia Nacional de Energia Eléctrica (ANEEL), procedié a la firma del respectivo contrato de
compraventa, pago y transferencia de acciones por el 99,88% del capital social de Enel Distribucién Goias, por un
monto total de R$2.269 millones (aproximadamente US$720 millones), fecha desde la cual aplica la contabilizacion
de compra establecida en NIIF 3, Combinaciones de Negocios.

Establecida en 1956 y con sus oficinas principales en Goiania, Enel Distribucidon Goias opera en un territorio que cubre
mas de 337 mil kilbmetros cuadrados, con una concesion vigente hasta el afio 2045 y una base de 2.828.459 de
clientes.

La compra de Enel Distribucion Goias fue financiada completamente con fondos recaudados en el aumento de capital
de Enel Américas aprobado a fines del afio 2012. Esta adquisicion incrementa el nimero de clientes en 2.828.459 de
Enel Brasil llegando a un total de 9.817.668 (el total de clientes antes de la incorporacion correspondia a 6.989.209).

La moneda funcional de Enel Distribucion Goias es el Real Brasilefio (R$). Enel Américas ha convertido los efectos
iniciales de la combinacion de negocios a su moneda de presentacion usando el tipo de cambio vigente a la fecha de
la adquisicion. Al cierre de cada periodo de reporte los estados financieros de Enel Distribucion Goias son convertidos
siguiendo el criterio contable detallado en la nota 2.7.3.

A partir de la fecha de adquisicidon, Enel Distribucion Goias contribuyé ingresos de actividades ordinarias por
MUS$1.519.239 y pérdidas antes de impuestos por MUS$30.826 a los resultados de Enel Américas para el periodo
terminado el 31 de diciembre de 2017. Si la adquisicion hubiese ocurrido el 1 de enero de 2017, se estima que, para
el ejercicio finalizado al 31 de diciembre de 2017, los ingresos de actividades ordinarias consolidados habrian
incrementado en MUS$1.624.297 y la ganancia consolidada antes de impuesto habria disminuido en MUS$35.585.

Activos adquiridos y pasivos asumidos en la fecha de adquisicién
Valores definitivos

Valor Valor
Activos netos adquiridos identificables razonable razonable
MBRL MUS$

Efectivo y equivalentes al efectivo 29.643 9.538
Otros activos no financieros corriente 198.054 63.727
Cuentas comerciales por cobrar yotras cuentas por cobrar corrientes 973.382 313.199
Inventarios 24.618 7.921
Activos por impuestos corrientes 2.173 699
Otros activos financieros no corrientes 89.514 28.802
Otros activos no financieros no corrientes 698.435 224.731
Cuentas comerciales por cobrar y otras cuentas por cobrar no corrientes 204.480 65.794
Activos intangibles distintos de la plusvalia 5.936.985 1.910.306
Propiedades, planta y equipo 42.998 13.835
Otros pasivos financieros corrientes (480.165) (154.500)
Cuentas comerciales y otras cuentas por pagar corrientes (1.754.071) (564.395)
Oftras provisiones corrientes (33.965) (10.929)
Otros pasivos financieros no corrientes (562.823) (181.096)
Oftras cuentas por pagar no corrientes (1.584.665) (509.888)
Otras provisiones no corrientes (712.465) (229.245)
Pasivo por impuestos diferidos (529.958) (170.521)
Provisiones por beneficios a los empleados no corrientes (273.502) (88.003)
Total 2.268.668 729.975
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Determinacién de la plusvalia
Valores definitivos

MBRL MUS$
Contraprestacion transferida en efectivo 2.268.667 729.975
(-) Valor neto activos adquiridos y pasivos asumidos (2.268.667) (729.975)

Monto plusvalia comprada - -
A continuacién, se muestran los montos pagados para obtener el control de Enel Distribucién Goias:

Efectivo y equivalentes al efectivo para obtener el control de Enel

Distribucién Goias MUS$

Importes por la adquisicion pagados en efectivo y equivalentes al efectivo (729.975)
Importes de efectivo y equivalentes al efectivo en la entidad adquirida 9.573
Total neto (720.402)

6.2 ADQUISICION DE ENEL DISTRIBUCION SAO PAULO S.A. (“EX ELETROPAULO METROPOLITANA DE
ELETRICIDADE DE SAO PAULO S.A.”)

Con fecha 17 de abril de 2018, la filial Enel Brasil S.A., a través del vehiculo 100% de su propiedad Enel Investimentos
Sudeste S.A. (Enel Sudeste), lanzé una Oferta Publica de Acciones (OPA) voluntaria sobre todas las acciones emitidas
por la distribuidora de energia eléctrica brasilefia Enel Distribucion Sao Paulo S.A., condicionada a la adquisicién de
mas del 50% de tales acciones de manera de obtener el control de la misma.

Con fecha 4 de junio, Enel Sudeste recibio la aprobacion de la autoridad brasilefia de la Libre Competencia, o Conselho
Administrativo de Defensa Econémica (“CADE”). En esta misma fecha se confirmé el éxito de la OPA y la adquisicion
de la subasta inicial, que fue perfeccionada mediante el pago del precio y transferencia de las acciones a favor de
Enel Sudeste, la que tuvo lugar el dia 7 de junio de 2018, fecha desde la cual aplica la contabilizacion de compra
establecida en NIIF 3, Combinaciones de Negocios. En concreto, se adquirieron 122.799.289 acciones, todas de una
misma clase, que correspondian al 73,38% del capital social de Enel Distribucion Sao Paulo S.A. por un total de
BRL5.552.984 (US$1.484 millones).

Complementando lo anterior, con fecha 11 de junio de 2018, la Agéncia Nacional de Energia Eléctrica (ANEEL) emitio
nota técnica aprobando la toma de control de Enel Distribucién Sao Paulo S.A., la cual se produjo con la compra de
las acciones citadas en los parrafos precedentes. Esta nota técnica fue publicada por la ANEEL con fecha 26 de junio
de 2018.

Atendiendo a que los accionistas de Enel Distribucion Sao Paulo S.A. tenian plazo hasta el dia 4 de julio de 2018 para
vender a Enel Sudeste el remanente de acciones, al mismo precio ofrecido en la OPA (45,22 Reales brasilefios por
accion), durante los meses de junio y julio se perfeccionaron incrementos de participacion adicionales. En efecto, los
dias 22 y 30 de junio y 2 y 4 de julio de 2018 se adquirieron 4.692.338, 4.856.462, 14.525.826 y 9.284.666 acciones,
respectivamente, equivalentes a un total de BRL1.516.362 (US$ 384 millones). Estas adquisiciones posteriores
representaron un aumento desde el 73,38% hasta el 95,05%.

Con fecha 19 de septiembre de 2018 el Consejo de Administracion de Enel Distribucion Sao Paulo S.A. aprob6 un
aumento de capital social de la compafiia por un valor de BRL1.500.000, mediante la emision de 33.171.164 de nuevas
acciones. Enel Sudeste concurrio a este aumento de capital, adquiriendo 33.164.964 de las nuevas acciones (US$395
millones) con lo cual incremento su participacion hasta el 95,88% de la compafiia.

La moneda funcional de Enel Distribucion Sao Paulo S.A. es el Real Brasilefio (BRL). Enel Américas ha convertido
los efectos iniciales de la combinacion de negocios a su moneda de presentacion usando el tipo de cambio vigente a
la fecha de la adquisicion. Al cierre de cada periodo de reporte los estados financieros de Enel Distribucién Sao Paulo
S.A. son convertidos siguiendo el criterio contable detallado en la nota 2.7.3.

Enel Distribucion Sao Paulo S.A. posee un area bajo concesion que abarca 4.526 kmz?, la cual concentra la mayor
parte del producto interno bruto y la mas alta densidad demogréfica en Brasil, con 1.581 unidades consumidoras por
kmz, lo que corresponde al 33,3% del total de energia eléctrica consumida en el Estado de Sao Paulo y el 9,3% del
total de Brasil. Atiende una demanda de aproximadamente 7,2 millones de unidades consumidoras, cuenta con 7.355
colaboradores propios, y dispone de una infraestructura conformada por 156 subestaciones.

A partir de la fecha de adquisicion, Enel Distribuciéon Sao Paulo S.A. contribuyé ingresos de actividades ordinarias por
MUS$2.214.855 e ingresos antes de impuestos por MUS$39.227 a los resultados de Enel Américas para el ejercicio
terminado el 31 de diciembre de 2018. Si la adquisicién hubiese ocurrido el 1 de enero de 2018, se estima que, para
el ejercicio finalizado al 31 de diciembre de 2018, los ingresos de actividades ordinarias consolidados habrian
incrementado en MUS$3.587.161 y el resultado antes de impuesto habria disminuido en MUS$14.678.
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Activos adquiridos y pasivos asumidos en la fecha de adquisicién
Valores definitivos

Valor Valor
Activos netos adquiridos identificables razonable razonable
MBRL MUS$

Efectivo y equivalentes al efectivo 1.037.105 273.439
Otros activos no financieros corriente 400.311 105.544
Cuentas comerciales por cobrar y otras cuentas por cobrar corrientes 3.948.137 1.040.949
Inventarios 275.129 72.539
Activos por impuestos corrientes 41.179 10.857
Otros activos financieros no corrientes 3.205.469 845.140
Otros activos no financieros no corrientes 1.056.711 278.608
Cuentas comerciales por cobrar y otras cuentas por cobrar no corrientes 205.249 54.115
Activos intangibles distintos de la plusvalia 11.055.574 2.914.866
Propiedades, planta y equipo 65.804 17.350
Propiedad de inversién 44.049 11.614
Activos por impuestos diferidos 3.229.417 851.455
Otros pasivos financieros corrientes (2.266.501) (597.576)
Cuentas comerciales y otras cuentas por pagar corrientes (3.551.676) (936.420)
Otras provisiones corrientes (759.862) (200.342)
Otros pasivos no financieros corrientes (600.990) (158.454)
Otros pasivos financieros no corrientes (2.505.299) (660.537)
Otras cuentas por pagar no corrientes (567.355) (149.586)
Otras provisiones no corrientes (*) (2.788.278) (735.146)
Pasivo por impuestos diferidos (3.009.203) (793.394)
Provisiones por beneficios a los empleados no corrientes (3.327.621) (877.347)
Total 5.187.349 1.367.674

(*) incluye pasivos contingentes por un monto de MBRL 1.252.000 (MUS$ 330.097), que la Sociedad registr6 como
pasivos asumidos en la fecha de adquisicion. Los principales pasivos contingentes identificados en la combinacion de
negocios se revelan en la nota 33.4.b.33-51.

Determinacién de la plusvalia
Valores definitivos

MBRL MUS$
Contraprestacion transferida en efectivo 7.069.345 1.863.874
Participaciones no controladoras asumidas en la adquisicion 256.616 67.658
(-) Valor neto activos adquiridos y pasivos asumidos (5.187.349) (1.367.674)
Monto plusvalia comprada 2.138.612 563.858

La plusvalia es atribuible principalmente al valor de las sinergias que se esperan lograr a través de la integraciéon de
Enel Distribucidon Sao Paulo en el Grupo. Estas sinergias estan relacionadas, entre otras, con la generacion de nuevos
negocios, eficiencias en inversiones y costos administrativos.

A continuacion, se muestran los montos pagados para obtener el control de Enel Distribucién Sao Paulo S.A.:

Efectivo y equivalentes al efectivo para obtener el control de Enel

Distribucion Sao Paulo MUS$

Importes por la adquisicion pagados en efectivo y equivalentes al efectivo (1.863.874)
Importes de efectivo y equivalentes al efectivo en la entidad adquirida 273.439
Total neto (1.590.435)
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7. HIPERINFLACION ARGENTINA

A contar de julio de 2018, la economia de Argentina es considerada como hiperinflacionaria, de acuerdo a los criterios
establecidos en la Norma Internacional de Contabilidad N°29 - Informacion Financiera en Economias
Hiperinflacionarias. Esta determinacion fue realizada en base a una serie de criterios cualitativos y cuantitativos, entre
los cuales destaca la presencia de una tasa acumulada de inflacién superior al 100% durante tres afios.

De acuerdo a lo establecido en la NIC 29, los estados financieros de las sociedades en que Enel Américas participa
en Argentina han sido reexpresados retrospectivamente aplicando un indice general de precios al costo histérico, con
el fin de reflejar los cambios en el poder adquisitivo del peso argentino, a la fecha de cierre de los presentes estados
financieros.

Los activos y pasivos no monetarios fueron reexpresados desde febrero de 2003, ultima fecha en que un ajuste por
inflacion fue aplicado para propésitos contables en Argentina. En este contexto, cabe mencionar que el Grupo efectud
su transicién a NIIF el 1 de enero de 2004, aplicando la excepcion de costo atribuido para las Propiedades, plantas y
equipos.

Para propositos de consolidacion en Enel Américas y como consecuencia de la aplicacion de NIC 29, los resultados
de nuestras filiales en Argentina fueron convertidos al tipo de cambio de cierre ($Arg/US$) al 30 de septiembre de
2019, de acuerdo a lo establecido por la NIC 21 “Efectos de las variaciones en los tipos de cambio de la moneda
extranjera”, cuando se trata de una economia hiperinflacionaria (ver Nota 2.7.4). Anteriormente, los resultados de las
subsidiarias argentinas se convertian a tipo de cambio medio del periodo, como ocurre para la conversion de los
resultados del resto de las subsidiarias en operacion en otros paises cuyas economias no son consideradas
hiperinflacionarias.

Considerando que la moneda funcional y de presentacion de Enel Américas no corresponde a la de una economia
hiperinflacionaria, segun las directrices establecidas en NIC 29, la reexpresion de los resultados comparativos al 30
de septiembre de 2018 no es requerida en los estados financieros consolidados del Grupo.

Los indices generales de precios utilizados al cierre de los periodos reportados son:

indice general de precios
Inflacion histérica acumulada hasta 31 de diciembre de 2017 652,29%
Desde enero a diciembre de 2018 47,83%
Desde enero a septiembre de 2019 37,41%

Al 31 de diciembre de 2018, la aplicacion por primera vez de NIC 29 dio origen a un ajuste positivo en los resultados
acumulados de Enel Américas, por un monto de MUS$ 961.107 (neto de impuestos) al 1 de enero de 2018, de los
cuales MUS$668.693 son atribuibles a los accionistas de Enel Américas. Por otra parte, durante el periodo terminado
el 30 de septiembre de 2019, la aplicacion de esta normativa gener6 un ingreso financiero de MUS$124.144 (antes
de impuesto). Ver nota 32.
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A continuacién se presenta un resumen de los efectos en los Estados de Situacion Financiera Consolidados de Enel

Américas:

ACTIVOS

Inventarios corrientes

ACTIVOS CORRIENTES TOTALES

Inversiones contabilizadas utilizando el método de la participacién
Activos intangibles distintos de la plusvalia
Plusvalia
Propiedades, planta y equipo
Activos por impuestos diferidos
ACTIVOS NO CORRIENTES TOTALES

TOTAL ACTIVOS

PASIVOS

Pasivo por impuestos diferidos
PASIVOS NO CORRIENTES TOTALES
TOTAL PASIVOS

PATRIMONIO
Patrimonio atribuible a los propietarios de la controladora
Participaciones no controladoras

PATRIMONIO TOTAL

TOTAL PATRIMONIO Y PASIVOS

Ajuste inicial al
01-01-2019

MUS$

5.074
5.074

388

8.186
23.434
1.175.374

1.207.382

1.212.456

265.047
265.047

265.047

664.005

283.404
947.409

1.212.456

Efectos
Hiperinflacion del
periodo
MUS$

17.439

17.439

56
5.152
6.454

398.040
24.118

433.820

451.259

120.074
120.074

120.074

234.222

96.963
331.185

451.259

Diferencia de
conversién
MUS$
(1.740)
(1.740)

(133)
(2.807)
(8.036)

(403.074)

(414.050)
(415.790)

(90.893)
(90.893)
(90.893)

(227.709)
(97.188)
(324.897)

(415.790)

Saldo final
Hiperinflacion al
30/09/2019
MUS$

20.773

20.773

311
10.531
21.852

1.170.340
24.118

1.227.152

1.247.925

294.228
294.228

294.228

670.518

283.179
953.697

1.247.925
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8. EFECTIVO Y EQUIVALENTES AL EFECTIVO

a) Lacomposicién del efectivo y equivalentes al efectivo al 30 de septiembre de 2019 y 31 de diciembre de 2018, es la

siguiente:
Saldo al
Efectivo y Equivalentes al Efectivo 30/09/2019 31/12/2018
MUS$ MUS$
Efectivo en caja 13.105 4.647
Saldos en bancos 535.032 784.957
Depésitos a corto plazo 910.942 1.065.378
Otros instrumentos de renta fija 181.161 49.303
Total 1.640.240 1.904.285

Los depésitos a corto plazo vencen en un plazo inferior a tres meses desde su fecha de adquisiciéon y devengan el
interés de mercado para este tipo de inversiones de corto plazo. Los otros instrumentos de renta fija corresponden
fundamentalmente a operaciones de pactos de compra con retroventa con vencimiento inferior a 90 dias, desde la
fecha de inversion. No existen restricciones por montos significativos a la disposicion de efectivo.

b) El detalle por tipo de moneda del efectivo y efectivo equivalente, es el siguiente:

Saldo al
Moneda 30/09/2019 31/12/2018
MUS$ MUS$
Peso chileno 283.797 151.714
Peso argentino 77.096 101.209
Peso colombiano 200.747 372.361
Real brasilefio 438.993 633.635
Sol peruano 152.776 129.263
Doélar estadounidense 483.828 513.667
Euro 3.003 2.436
Total 1.640.240 1.904.285

c) La siguiente tabla presenta los principales flujos utilizados en “Otros pagos por actividades de operacion” incluidos en
el Estado de Flujos de Efectivo:

Saldo al
Otros pagos de actividades de operacion 30/09/2019 30/09/2018
MUS$ MUS$
Pagos por otros impuestos (IVA, ICMS, PIS/ICOFINS,
Impuestos a las ventas, Impuestos aduaneros,
impuestos transferencias bancarias) (1) (2.703.320) (1.883.992)
Pagos por recaudacion realizadas por contrato Codensa
Hogar (2) (471.236) (468.528)
Pagos por la cuenta de desarrollo energético (CDE) (3) (948.544) (590.740)
Otros pagos varios de actividades de operacion (4) (293.618) (678.222)
Total otros pagos por actividades de operacion (4.416.718) (3.621.482)

(1) Los principales componentes de pagos por otros impuestos son los siguientes:

e |CMS: Es un impuesto al valor agregado (IVA) estatal en Brasil, aplicado sobre la venta de bienes y servicios
de telecomunicaciones y transporte. Los pagos por concepto de ICMS fueron MUS$1.968.068, y
MUS$1.457.122 por los periodos terminados el 30 de septiembre de 2019 y 2018, respectivamente.

e Impuestos PIS/COFINS: En Brasil, el “Programa de Integragao Social” (PIS), es un impuesto de contribucién
social que pagan las compafiias, cuyo objetivo es financiar el pago del seguro de desempleo y de ayuda a
trabajadores de baja renta, mientras que el “Contribuicdo para o Financiamento da Seguridade Social’
(COFINS), es un impuesto de contribucién federal, aplicado sobre los ingresos brutos provenientes de las
ventas comerciales. Los montos totales pagados por PIS/COFINS fueron MUS$643.246, y MUS$315.348 por
los periodos terminados el 30 de septiembre de 2019 y 2018, respectivamente.

e Pagos por impuestos a las ventas en Pert por MUS$61.103 y MUS$62.165 por los periodos terminados el 30
de septiembre de 2019 y 2018, respectivamente.

(2) Nuestra filial Colombiana Codensa, firmé un acuerdo con un tercero no relacionado para desarrollar un negocio
con los clientes de Codensa. En virtud de este acuerdo, Codensa administra la recaudacion de las cuentas por
cobrar de la otra parte del acuerdo, dado que ellas son facturadas como parte de las facturas que Codensa emite
mensualmente a sus clientes. Los pagos estan relacionados con los montos mensualmente cobrados bajo el
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acuerdo de administracion de cobranza, mientras que los cobros se presentan como “Otros cobros de actividades
de la operacion”.

(3) En Brasil, la Ley 10,438/2002 cre¢ la “Conta de Desenvolvimento Energético” (Cuenta de Desarrollo Energético -
CDE). La CDE es un fondo gubernamental cuyo objetivo es promover el desarrollo de fuentes alternativas de
energia, promover la globalizacion de los servicios energéticos y subsidiar clientes residenciales de baja renta. El
fondo es financiado mediante cargos incluidos en las tarifas a clientes y generadores y contribuciones
gubernamentales.

(4) Otros pagos varios de actividades de operacioén incluyen diversos tipos de pagos individualmente no significativos
que estan relacionados con actividades de la operacion.

La siguiente tabla detalla los cambios en los pasivos que se originan por actividades de financiacion del Grupo al 30
de septiembre de 2019 y 2018, incluyendo aquellos cambios que representan flujos de efectivo y cambios que no
representan flujos de efectivo. Los pasivos que se originan por actividades de financiacion son aquellos para los cuales
flujos de efectivo fueron, o flujos de efectivo seran, clasificados en el estado de flujos de efectivo como flujos de efectivo
de actividades de financiacion:

Saldo al Cambios que no representan flujos de efectivo Saldo al
Fujos de efectivo de financiamiento .
. Costos Nuevos pasivos
. . . 01/01/2019 Adgquisicion de  Cambios en  Diferencias de 30/09/2019
Pasivos que se originan de actividades de financiamiento financieros por Otros cambios
1) . Utilizados Intereses subsidiarias  valor razonable cambio (1)
Provenientes Total ) arrendamientos
3) Pagados
MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUs$ MUs$
Préstamos bancarios (Nota 20.a) 1.895.909 3005618  (3.097.770) (100.676) (192.828) - - (22.078) 112214 - (5.481) 1787.736
Obligaciones con el publico (Nota 20.a) 4,058,599 1311014 (944.503) (206.711) 159,800 - - (222.558) 216108 - (274) 4211675
Arendamiento (Nota 20.a) 121973 - (39.795) (6.298) (46.093) - - 4657 8.959 103.002 134! 192632
Otros préstamos (Nota 20.a) 187878 1.009 (48.606) (7.489) (55.086) - - (10.384) 16.323 - 6.592 145323
Instrumentos derivados de cobertura (Nota 22) (108.546) 1084 (70) (17.027) (16.013) - (14.383) (56.141) 19.322 - 348 (175.413)
Instrumentos derivados de no cobertura (Nota 22) (16.221) 10.890 - - 10.890 - - (6.702) (6.532) - 1 (18.564)
Préstamos de empresas relacionadas (Nota 12.1 b) 2.652.387 - (2.487.233) (160.544) (2.647.777) - - 53.478 126.179. - - 184.267
Otras Cuentas por pagar 133.114 - (2.194) - (2.194) - - - (10.645) 120.275
Total 8.925.003 4329615]  (6.620171) (498.745)]  (2.789.301) - (14.383) (259.728) 492573 103.002 (9.325) 6.447.931
Saldoal 0 . n Saldoal
RS e e Cambios que no representan flujos de efectivo
Pasivos que se originan de actividades de financiamiento ULV m Adquisicionde = Cambios en  Diferenciasde | COS‘_DS LA 0 S
1) . Utilizados Intereses P financieros por Otros cambios (1)
Provenientes Total subsidiarias | valor razonable cambio .
3) Pagados ) arrendamientos
MUs$ MUs$ MUs$ MUs$ MUs$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$ MUS$
Préstamos bancarios (Nota 20.a) 1501.723 734.680 (389.516) (74.090) 271.074 248.027 - (136.858) 136.689 - (10.819) 2.009.836
Obligaciones con el piblico (Nota 20.a) 3.178.008 3.527.945 (983.701). (191.827) 2352417 1.114.033 - (434.040) 234.322 - (10.772) 6.433.968
Arrendamiento (Nota 20.a) 104.492 g (21.878) (5.288) (27.166) 22677 | (3.753) 5.752 15107 2627 119.736.
Otros préstamos (Nota 20.a) 219.735 - (31.643) (11.687), (43.330) - - (24.446) 21.219 - 3.296 176474
Instrumentos derivados de cobertura (Nota 22) 3.284 4883 (267) (22.716) (18.100) - 17.994] (155.865) 21.475 - 1210 (130.002).
Instrumentos derivados de no cobertura (Nota 22) 3.336 15.496 - - 15.496 - (23.328) 5.562 (36.447) - (9.876) (45.257)’
Préstamos de empresas relacionadas (Nota 12.1 b) - - - - - - - (5) 5 - - -
Ofras cuentas por pagar 112.086 - (14.314) - (14.314) - - (54.543) 24.177 - (21.854) 45552
Total 5.122.664 4.283.004, (1.441.319) (305.608) 2536.077 1.384.737 (5.334) (803.948) 407.192 165107 (46.188) 8.610.307

(1) Saldo correspondiente a la porcidn corriente y no corriente.

(2) Corresponde al devengamiento de intereses.

(3) El monto de Pagos de préstamos de los periodos terminados al 30 de septiembre de 2019 y 2018 por
MUS$4.090.879 y MUS$1.404.860, respectivamente, corresponde al Flujo de Financiamiento Utilizado en
Préstamos bancarios, Obligaciones con el publico no garantizadas y Otros préstamos de esta conciliacion.
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OTROS ACTIVOS FINANCIEROS

clalel

La composicion de otros activos financieros al 30 de septiembre de 2019 y 31 de diciembre de 2018, es la siguiente:

Otros activos financieros

Activos financieros a valor razonable con cambios en resultados (1)

Activos financieros medidos a costo amortizado (1)

Activos financieros a valor razonable con cambios en resultados CINIIF 12 (2)
Activos financieros a valor razonable con cambio en otro resultado Integral

Activos financieros medidos a costo amortizado CINIIF 12 (3)
Instrumentos Derivados Cobertura
Instrumentos Derivados No Cobertura

Corrientes
31/12/2018

30/09/2019
MUSS$

62.422
81.180
12.142
118.402
31.687

Saldo al

MUS$

105.372
24.358

12.655
44.424
23.584

No corrientes

30/09/2019 31/12/2018
MUSS$ MUS$

60 14

1.138 -

- 2.452.468 2.371.635
- 310 753
330.734 354.344

63.133 69.729

Total

@)

@)

®)

305.833 210.393 2.847.843 2.796.475

Los montos incluidos en activos financieros medidos a valor razonable con cambios en resultados y activos
financieros a costo amortizado, corresponden principalmente a depoésitos a plazo y otras inversiones de alta
liquidez, que son facilmente convertibles en efectivo y estan sujetas a un bajo riesgo de alteraciones en su valor,
pero no cumplen estrictamente con la definicion de equivalentes de efectivo tal como se define en la nota 3.9.2

(por ejemplo, con vencimiento superior a 90 dias desde el momento de la inversion).

Corresponden a acuerdos de concesion los cuales incluyen a Enel Distribucién Rio S.A., Enel Distribucion Ceara
S.A,, Enel Distribucion Goias S.A. y Enel Distribucion Sao Paulo S.A. (cuyos saldos al 30 de septiembre de 2019
son MUS$827.430 (MUS$871.657 al 31 de diciembre de 2018), MUS$543.503 (MUS$487.241 al 31 de diciembre
de 2018), MUS$34.672 (MUS$33.507 al 31 de diciembre de 2018) y MUS$1.046.863 (MUS$979.230 al 31 de
diciembre de 2018), respectivamente). La legislacion vigente establec