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ENGIE ENERGIA CHILE REPORTO UN EBITDA DE US$429 MILLONES Y UNA UTILIDAD NETA DE
US$143 MILLONES EN LOS PRIMEROS NUEVE MESES DE 2019.

EL EBITDA ALCANZO US$144 MILLONES EN EL TERCER TRIMESTRE DEL ANO LO QUE REPRESENTA UN
INCREMENTO DE 57% CON RESPECTO AL TERCER TRIMESTRE DE 2018. EL INCREMENTO DE EBITDA SE
EXPLICA PRINCIPALMENTE POR UN MAYOR VOLUMEN DE VENTAS A CLIENTES REGULADOS.

e Los ingresos operacionales alcanzaron los US$1.120 millones en los primeros nueve meses de 2019,
aumentando un 18% con respecto al afio anterior, principalmente debido a mayores ventas de energia en el
segmento de clientes regulados producto del aumento en la demanda contratada por las compafiias
distribuidoras del centro-sur del SEN.

e EI EBITDA de los primeros nueve meses del afio 2019 llego a los US$429,2 millones, un aumento de 54%
en comparacion con el afio anterior, producto principalmente de mayores ventas de energia en el segmento
de clientes regulados de la zona centro-sur del SEN.

e La utilidad neta de los primeros nueve meses del afio 2019 alcanzé US$143 millones, practicamente
duplicando el resultado del mismo periodo del afio anterior. Este resultado se vio afectado por impactos no
recurrentes, tanto en el segundo trimestre de 2018 como en el segundo trimestre de 2019, principalmente
por el reconocimiento del menor valor contable de las unidades de generacién a carbon cuyos cierres
fueron anunciados (“impairment” de unidades 12 y 13 en 2018 y unidades 14 y 15 en 2019). Excluyendo
estos efectos no recurrentes, la utilidad neta en los primeros nueve meses de 2019 habria sido de US$206,8
millones, un incremento de 66% en comparacion con los primeros nueve meses de 2018.

Resumen de resultados (En millones de US$)

3T18 3T19 Var % 9M18 9M19 Var%
Total ingresos operacionales 347,3 353,2 2% 950,7 1.119,5 18%
Ganancia operacional 57,1 103,2 81% 177,0 313,6 T7%
EBITDA 91,8 1444 57% 278,5 429,2 54%
Margen EBITDA 26,4% 40,9% 13.4pp 29,3% 38,3% +6.3pp
Total resultado no operacional (1,6) (12,0) 659% (71,3) (109,6) 54%
Ganancia después de impuestos 40,3 68,0 n.a 79,1 150,3 90%
Ganancia atribuible a los controladores 37,3 62,4 n.a 72,5 143,0 97%
Ganancia atribuible a participaciones no controladoras 3,0 1,2 -59% 6,5 7,3 11%
Ganancia por accion (US$/accion) 0,035 0,059 0,069 0,136
Ventas de energia (GWh) 2471 2.873 16% 7.308 8.255 13%
Generacion neta de energia (GWh) 1.345 1.549 15% 4.059 3.843 -5%
Compras de energia al mercado spot (GWh) 917 1.128 23% 2.788 4.164 49%
Compras de energia bajo contrato (GWh) 208 127 -39% 627 373 -40%

ENGIE ENERGIA CHILE S.A. (“EECL”) participa en la generacion, transmision y suministro de electricidad y en
el transporte de gas natural en Chile. EECL es el cuarto mayor generador de electricidad de Chile y uno de los
actores mas relevantes en la zona norte del SEN (ex SING). Al 30 de septiembre de 2019, mantenia un 9% de la
capacidad de generacion instalada del SEN. La firma provee electricidad directa y primordialmente a grandes
clientes mineros e industriales y también cubre las necesidades de suministro de electricidad de CGE (ex — EMEL),
el Gnico grupo de distribucién eléctrica en la zona norte de Chile. El 1 de enero 2018 comenz6 a suministrar
electricidad a compafiias distribuidoras de la zona central del SEN. Actualmente, las acciones de EECL pertenecen
en un 52,76% a ENGIE (anteriormente conocida como GDF SUEZ). El 47,24% restante se transa publicamente en
la Bolsa de Comercio de Santiago. Para mayor informacion, por favor dirijase a www.engie-energia.cl
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HECHOS DESTACADOS

TERCER TRIMESTRE DE 2019

e Enel marco su programa de rotacidn de activos, el 11 de octubre de 2019 ENGIE Energia Chile lanz6 su plan
de inversion en activos de generacion renovable por 1.000 MW de capacidad instalada, cuya primera etapa
consta de tres proyectos que se construiran en la Regidn de Antofagasta. Se trata del parque e6lico Calama y la
planta solar Capricornio, que ya iniciaron su construccién, y de la planta solar Tamaya con inicio de
construccidn previsto para el primer trimestre del préximo afio. Estos tres primeros proyectos tendran una
capacidad instalada de 370 MW y generaran cerca de 1.000 empleos directos en momentos punta de
contratacion.

SEGUNDO TRIMESTRE DE 2019

e Con fecha 24 de junio, Fitch Ratings ratificé las clasificaciones de largo plazo en escala internacional (issuer
default ratings o IDRs) de Engie Energia Chile en monedas local y extranjera en ‘BBB’ y revis la perspectiva
de las clasificaciones desde Estable a Positiva. Al mismo tiempo ratificé las clasificaciones de largo plazo en
escala nacional de Engie Energia Chile S.A. (Engie) en ‘AA—(cl)’, también cambiando la perspectiva de Estable
a Positiva. Ratificé ademas la clasificacion de los titulos accionarios en ‘Primera Clase Nivel 2(cl)’.

e Con fecha 4 de junio en un Hecho Esencial enviado a la Comision para el Mercado Financiero (CMF), ENGIE
Energia Chile (EECL) en el contexto (a) del proceso de descarbonizacion de la matriz energética impulsado por
el Gobierno y (b) del proceso de transicion energética hacia medios de generacién renovable en que esta
inmersa la Sociedad, suscribié con el Ministerio de Energia un acuerdo denominado “Acuerdo de Retiro de
Centrales Termoeléctricas a Carbdn”. En virtud del acuerdo EECL manifiesta su compromiso con el combate
al cambio climatico y al calentamiento global, y declara que desplegara sus mejores esfuerzos para disminuir el
impacto que producen las emisiones de sus operaciones, teniendo siempre presente la seguridad y la eficiencia
econdmica del sistema eléctrico nacional, la actividad econdémica local y los eventuales aspectos sociales y
medioambientales que el proceso de cierre progresivo de unidades generadoras a carbon pueda traer aparejado.

Considerando los aspectos antes indicados, en el referido documento EECL se compromete, ademas, a
comunicar a la Comision Nacional de Energia la desconexion y retiro de las unidades carboneras N°14 (136
MW) y N°15 (132 MW), situadas en la Central Tocopilla, a contar del 1 de enero de 2022, plazo que se podria
extender hasta el 31 de mayo de 2024 en el caso que EECL no concrete previamente el desarrollo de nuevas
fuentes de generacion renovable. Conforme al acuerdo antes individualizado y sujeto a la desconexién y retiro,
las referidas unidades podrian pasar a un régimen de reserva estratégica, cuyos alcances serian definidos, segln
lo ha informado la autoridad, a mas tardar en enero de 2021.

Con esta misma fecha, se envié una comunicacién a la Comision Nacional de Energia, dando cuenta de la
intencién de desconexion y retiro en las fechas antes sefialadas, con motivo de lo cual fue necesario efectuar un
ajuste contable negativo por menor valor de activos (asset impairment), por un monto de US$ 63.000.000 (neto
de impuestos).

Cabe destacar que el cierre de las unidades N°14 y N°15 se sumd al de las unidades N°12 y N°13, también de la
Central Tocopilla, cuya desconexion se concreto el dia viernes 7 de junio 2019.

e Con fecha 29 de mayo se aprobo la distribucién de un dividendo provisorio considerando la generacion de caja
y el cierre de un periodo de inversiones relevantes. Este dividendo fue con cargo a las utilidades del ejercicio en
curso por la cantidad de US$50 millones, correspondiendo a un dividendo de US$0,047469416 por accion, que
se pago el dia 21 de junio, en su equivalente en pesos segun el tipo de cambio del ddlar observado publicado en
el Diario Oficial el dia 19 de junio.



e El proyecto de Interconexion Cardones-Polpaico de InterChile, entr6 en operacidon comercial el dia 30 de
mayo de 2019, contribuyendo a la estabilizacion y reduccion de los costos marginales en los distintos nodos del
sistema interconectado nacional.

e Infraestructura Energética Mejillones, un proyecto de 375 MW de potencia bruta inicié su operacion
comercial el dia jueves 16 de mayo a las 00.41 horas. El contratista principal bajo modalidad Ilave en mano fue
S.K. Engineering and Construction (Corea, “SKEC”). La recepcion del proyecto estuvo sujeta al pago de
compensaciones establecidas en el contrato de construccion, principalmente por el retraso en la puesta en
marcha de la central.

e Junta Ordinaria de Accionistas: En la Junta Ordinaria de Accionistas de ENGIE Energia Chile S.A. celebrada
el martes 30 de abril de 2019, se adoptaron los siguientes acuerdos:

a. Repartir como dividendo definitivo a los accionistas con cargo a las utilidades del ejercicio 2018 la
cantidad de US$22.137.935,42, correspondiendo a un dividendo de US$0,021017493 por accion, pagadero
el dia 24 de mayo de 2019, en su equivalente en pesos segln el tipo de cambio del délar observado
publicado en el Diario Oficial el dia de la junta de accionistas.

b. Designar como empresa de auditoria externa a la firma EY Servicios Profesionales de Auditoria y
Asesorias SpA.

c. Mantener para los servicios de clasificacion continua de los titulos accionarios de la Sociedad a las firmas
“Feller Rate Clasificadora de Riesgo” y “Fitch Chile Clasificadora de Riesgo Ltda.”

PRIMER TRIMESTRE DE 2019

e Con fecha 29 de marzo de 2019 en un Hecho Esencial enviado a la Comision para el Mercado Financiero
(CMF), ENGIE Energia Chile (EECL) comunico la suscripcion de contratos en virtud de los cuales se acordo la
compra de la central fotovoltaica los Loros con una capacidad aproximada de 54 MWp por US$34,9 millones y
del parque fotovoltaico Andacollo con una capacidad aproximada de 1,3 MWp por 220,6 millones de pesos
chilenos. La compra de dichos activos se materializé el dia 17 de abril de 2019.

e A fines de marzo la Comision de Evaluacion Ambiental de Antofagasta (CEA) aprob6 por unanimidad el
proyecto Tamaya Solar ubicado en la comuna de Tocopilla, Regién de Antofagasta. En especifico, el proyecto
presentado consiste en la construccién y operacion de una planta de paneles fotovoltaicos con una capacidad
nominal de 100 MW y potencia peak de 122,4 MW aproximadamente. La conexion de la planta se realizara en
la actual barra de 11 KV de Subestacion Eléctrica de la Central Barriles de Engie Energia Chile, mientras que la
evacuacion de energia se realizard al Sistema Eléctrico Nacional (SEN) a través del corredor de 110 KV de
Tocopilla.

e Clasificacion de Riesgo: En enero de 2019, Feller Rate subi6 la clasificacion crediticia de EECL a AA- en la
escala nacional con perspectiva estable. El alza de la clasificacion de solvencia asignada a ENGIE Energia
Chile S.A. responde a la consolidacion de una cartera mas diversificada de clientes, el fortalecimiento de la
calidad crediticia de sus contrapartes, junto con un comportamiento mas estable y predictible del flujo de caja,
lo cual mejora el perfil de negocios de la compafiia.

e La Ministra de Energia anuncié en enero la culminacion de la Mesa de Descarbonizacion, iniciativa que se
concreto luego de un acuerdo voluntario firmado en enero de 2018 entre el gobierno y las empresas socias de la
Asociacion de Generadoras de Chile. El objetivo de la mesa era analizar los efectos del retiro y reconversion de
unidades a carbén.

e El contrato con comparfiias distribuidoras de la zona central del SEN, que comenzé en enero 2018, tuvo un
aumento en su volumen de energia contratada, pasando de un méaximo de 2.016 GWh en 2018 a un maximo de
5.040 Gwh por afio a partir del 1 de enero de 2019 hasta su vencimiento en 2032. Este contrato de 15 afios, se
basa en un portafolio diversificado de fuentes compuestas por instalaciones existentes y nueva capacidad,
incluyendo gas natural, el proyecto Infraestructura Energética Mejillones y energia renovable no convencional.



Mientras la interconexién entre el SING y el SIC no se encontrara operando a plena capacidad por el retraso en
la entrada de operaciones del segmento sur del proyecto Interchile, ENGIE Energia Chile suministré este
contrato con compras de energia al mercado spot y a través de contratos de respaldo con otras compafiias
generadoras con un afio de duracion. Posteriormente, en noviembre de 2018 ENGIE Energia Chile firm6 un
nuevo contrato con Enel Generacidn Chile S.A. En virtud de este contrato, a contar del mes de enero de 2019 y
por un plazo de 12 afios, ENGIE Energia Chile adquirira energia eléctrica por un volumen anual de 0,5 TWh
durante los afios 2019 a 2021, 1 TWh durante el afio 2022, y 1,5 TWh por afio entre los afios 2023 y 2030.

e En marzo de 2019 ENGIE Energia Chile (EECL) firmé acuerdos con algunos de sus clientes que involucran
cambios en las tarifas y la extension del plazo de sus contratos de energia. Los clientes con los que ha alcanzado
acuerdo son: Antucoya (~319 GWh), Molycop (~100 GWh), Quiborax (~21 GWh), Mall Plaza (~24 GWh),
Puerto Mejillones y Puerto Angamos (~10 GWh). Estos acuerdos contemplan un cambio en la indexacion de las
tarifas a partir de fechas acordadas en cada contrato. EI suministro provendra de fuentes de energia renovable,
por lo que, los precios de la energia comenzaran a ajustarse periédicamente por el indice CPI, dejando atras la
indexacion al precio del carbén.

ANTECEDENTES GENERALES

Los sistemas interconectados Central y del Norte Grande, operaron aisladamente hasta el dia 24 de
noviembre de 2017. En ese dia, gracias a la entrada en operacion comercial del proyecto TEN que pertenece en un
50% a la Compafiia, se verifico la interconexion entre ambos sistemas eléctricos, configurandose el SEN — Sistema
Eléctrico Nacional. ENGIE Energia Chile (en adelante EECL) posee su capacidad instalada de generacién en la zona
norte del SEN (ex SING), donde se concentra una porcion significativa de la industria minera del pais. Dadas sus
caracteristicas geograficas, el sistema interconectado de la zona norte se trata de un sistema termoeléctrico con
generacion a base de carbon, gas natural y petréleo diésel, con una creciente penetracion de energias renovables,
incluyendo energia solar, eélica y geotérmica. Desde la entrada en operaciones de la interconexion de los sistemas a
fines de noviembre de 2017, se han observado flujos de energia, principalmente renovable y por hasta 900 MW,
desde la zona conocida como Norte Chico hacia el Norte Grande del pais.

En tanto el Proyecto de Interconexién Cardones-Polpaico de InterChile, entré en operacién comercial el
30 de mayo de 2019, constatandose desde entonces una mayor estabilidad, menores niveles en los costos marginales
de los distintos nodos del sistema interconectado nacional y flujos en ambas direcciones. Seglin datos del
Coordinador Eléctrico Nacional (CEN), luego del inicio de la operacion de Cardones-Polpaico, el costo marginal en
la zona sur y centro ha descendido porque la linea de transmision ayudd a que las barras de las distintas localidades
se acoplaran. Ademas, se dejo de verter energia, en su mayoria renovable, que no lograba ser inyectada al sistema
por la insuficiencia de la infraestructura de transmision.

Ademaés de la interconexion, otros factores que contribuyeron a la reduccion y estabilizacion de costos
marginales fueron (i) un mayor aporte de centrales hidraulicas; (ii) un mayor nivel de suministro de gas argentino y
(iif) una mayor disponibilidad de GNL gue mantuvo a algunos ciclos combinados operando en forma inflexible a
costo cero.

Costos Marginales SEN

2018 Minimo Promedio Maximo
Mes | A.Jahuel 220 Charrtia220 Crucero 220 P.Azicar220 A.Jahuel 220 Charrtia220 Crucero220 P.Azicar220 A.Jahuel 220 Charria220 Crucero 220  P. Aztcar 220
Ene - - - - 50,9 48,9 54,2 49,4 61,0 58,3 236,5 189,2
Feb 4,1 4,0 - - 54,7 53,2 45,2 48,5 110,6 107,2 268,7 159,2
Mar 36,2 35,5 - - 75,3 73,5 43,4 59,4 174,6 169,9 168,6 160,2
Abr 46,1 44,4 0,8 - 63,6 61,7 51,4 57,5 162,5 157,9 104,7 147,5
May 30,1 29,5 43,5 - 81,1 78,9 56,7 66,9 156,0 159,9 112,0 136,8
Jun 36,2 34,7 - 80,5 77,8 54,1 54,9 187,8 180,9 117,0 114,4
Jul 43,5 39,7 42,1 - 69,1 66,0 56,1 56,5 196,2 188,1 181,9 183,0
Ago 48,7 47,5 39,6 38,0 84,1 81,5 59,8 64,3 199,4 191,7 207,2 198,2
Sep - - - - 59,7 57,9 54,4 51,7 74,7 71,9 190,2 179,2




Minimo Promedio Méximo
Mes | A.Jahuel 220 Charra220 Crucero220 P.Azicar220 A.Jahuel 220 Charrda220 Crucero 220  P.Azicar220  A.Jahuel 220  Charria 220  Crucero 220  P. Azticar 220

Ene 15,0 14,7 - - 63,1 61,5 51,5 55,1 166,6 161,3 148,0 161,4
Feb 41,5 40,8 - - 64,0 62,6 51,2 55,8 162,1 157,2 155,0 155,6
Mar 45,4 44,7 - - 63,5 62,1 49,2 53,0 152,2 148,9 118,1 123,5
Abr 45,3 44,5 - - 71,6 70,1 49,3 56,4 178,0 173,3 168,8 172,1
May 40,7 39,6 34,6 - 68,5 66,7 51,9 55,2 198,0 192,2 148,9 145,0
Jun 37,5 36,5 32,5 32,5 53,0 51,3 48,2 50,0 83,3 80,6 78,8 79,9
Jul 36,1 35,4 30,3 6,5 49,6 48,1 46,3 47,7 73,1 69,9 721 72,6
Ago 37,5 36,6 29,7 - 52,5 50,3 50,7 50,2 106,1 100,4 106,7 105,5
Sep 28,0 27,3 25,9 26,8 42,9 41,3 40,8 42,0 69,1 65,4 69,9 69,2

Fuente: Coordinador Eléctrico Nacional.

Cabe notar que, a raiz de la intermitencia de generacion de las fuentes de energia renovable, un mayor
namero de centrales termoeléctricas ha debido acotar su nivel de produccién a su minimo técnico. El costo de
operacion de las unidades operando en su minimo técnico es remunerado mediante el mecanismo de sobrecostos
definido en el DS 130. En el 1T19 los sobrecostos llegaron a US$19,7 millones, una caida respecto al mismo
periodo del afio anterior donde los sobrecostos alcanzaron US$34 millones. En el 2T19 los sobrecostos llegaron a
US$7,7 millones, una caida respecto al mismo periodo del afio anterior donde los sobrecostos alcanzaron US$16,4
millones. En el 3T19 los sobrecostos llegaron a US$7 millones, una caida respecto al mismo periodo del afio
anterior donde los sobrecostos alcanzaron US$12 millones La prorrata de EECL en 2019 fue de US$7,4 millones, de
los cuales aproximadamente un 30% fueron incorporados en las tarifas de energia.

Precios de Combustibles

indices de Precios Internacionales de Combustibles

WTI Brent Henry Hub Carbon Europeo (API 2)
(US$/Barril) (Us$/Barril) (US$/MMBtu) (US$/Ton)
2018 2019 % Variacion | 2018 2019 % Variacion | 2018 2019 % Variacién | 2018 2019 % Variacion
Afio c/A Afio c/A Afio c/A Afio c/A
Enero 63,7 52,3 -18% 69,1 60,3 -13% 3,88 3,15 -19% 95,3 81,8 -14%
Febrero 62,2 55,0 -12% 653 64,1 -2% 2,67 2,72 2% 858 74,4 -13%
Marzo 62,6 58,3 1% 66,0 66,3 0% 2,69 294 9% 79,5 69,6 -12%
Abril 66,6 63,7 -4% 719 713 -1% 2,80 2,67 5% 81,8 58,3 -29%
Mayo 70,1 60,6 -14% 77,1 713 -8% 2,80 2,63 -6% 89,5 56,5 -37%
Junio 67,8 54,7 -19% 744 64,2 -14% 2,97 240 -19% 96,4 48,9 -49%
Julio 71,0 57,1 -20% 742 638 -14% 2,84 2,36 -17% 100,8 58,4 -42%
Agosto 68,3 54,8 -20% 72,7 58,7 -19% 2,95 222 -25% 97,6 54,2 -44%
Septiembre 70,2 56,3 -20% 789 62,2 -21% 3,00 2,52 -16% 100,4 60,4 -40%
Octubre 70,2 81,8 3,28 100,3
Noviembre 56,2 90,9 4,18 88,5
Diciembre 49,2 56,9 4,04 87,5

Fuente: Bloomberg, AIE

Al comparar el afio 2019 con 2018, podemos observar menores precios internacionales de los combustibles,
con variaciones del orden de 10-15% en promedio. Cabe mencionar la importante caida de los precios del carbén,
especialmente a partir del segundo trimestre, producto de los altos inventarios de carbén en Europa y Asia. En
Europa los inventarios de carbon se ubican en los niveles mas altos de los Gltimos 5 afios. Ademas, los excedentes
de gas han provocado el cambio de carb6n a gas en Asia y Europa, lo cual ha arrastrado el precio del carbén en
ambas regiones. La caida en los precios resulta mucho mas notoria al compararla con los precios del tercer trimestre
de 2018, en que los precios de los combustibles fosiles alcanzaron los maximos anuales de 2018.

Generacion

La siguiente tabla presenta un detalle de la generacion eléctrica en la zona norte del SEN (ex SING) por
tipo de combustible:



Tipo de Combustible
Carbén
GNL
Diesel / Petréleo pesado
Renovable
Total generacion bruta N- SEN

Tipo de Combustible
Carbon
GNL
Diesel / Petréleo pesado
Renovable
Total generacién bruta N-SEN

Generacion Total norte SEN por tipo de combustible (en GWh)

2018
1T 2018 2T 2018 3T 2018 4T 2018 12M 2018
GWh % of total GWh % of total GWh % of total GWh % of total GWh % of total
3.356 68% 3.421 70% 3.415 73% 2.840 63% 13.032 69%
842 17% 895 18% 616 13% 884 20% 3.237 17%
30 1% 16 0% 12 0% 13 0% 71 0%
682 14% 577 12% 638 14% 783 17% 2.680 14%
4.910 100% 4.909 100% 4.681 100% 4.520 100% 19.020 100%
2019
1T 2019 2T 2019 3T 2019
GWh % of total GWh % of total GWh % of total
2.878 66% 3.148 65% 3.137 65%
810 19% 1.072 22% 1.272 26%
4 0% 12 0% 0 0%
670 15% 591 12% 652 14%
4.362 100% 4.823 100% 5.061 105%

Fuente: Coordinador Eléctrico Nacional.

En el tercer trimestre de 2019, la generacion bruta del sistema SEN Norte tuvo un incremento de 8% con

respecto al mismo periodo del afio anterior, observandose una recuperacion de la demanda de Chuguicamata.

El mix de generacion muestra una disminucion de la generacion con carbén con respecto a igual trimestre
del afio anterior, y un importante incremento en la generacion con gas, con una mayor contribucién de la energia
renovable, desplazando la contribucidn de diésel/petréleo a niveles minimos.

Cabe notar que la demanda maxima del tercer trimestre fue de 3.031 MW, superior a la demanda maxima
del 3T18 que fue de 2.826 MW.

La generacion por empresa en la zona norte del SEN ha sido la siguiente:

Empresa
AES Gener

EECL (con CTH al 100%)

Enel Generacion

Otros

Total generacién bruta N-SEN

Empresa
AES Gener
EECL (con CTH al 100%)
Enel Generacién
Otros
Total generacién bruta N-SEN

Generacién por Empresa (en GWh)

2018

1T 2018
GWh % del total

2T 2018
GWh % del total

3T 2018
GWh % del total

4T 2018
GWh % del total

12M 2018
GWh % del total

2171 44% 2.396 49% 2.092 45% 2.051 45% 8.710 46%
1.538 31% 1411 29% 1.465 31% 988 22% 5.402 28%
34 1% 22 0% 21 0% 63 1% 139 1%
1.167 24% 1.081 22% 1.102 24% 1.419 31% 4.769 25%
4.910 100% 4.909 100% 4.681 100% 4.520 100% 19.020 100%
2019
1T 2019 2T 2019 3T 2019

GWh % del total

2.094 48%
966 22%
249 6%

1.054 24%

4.362 100%

GWh % del total

2.226 46%
1.129 23%

264 5%
1.204 25%
4.823 100%

GWh % del total

2.454 51%
1.216 25%

236 5%
1.154 24%
5.061 105%

Fuente: Coordinador Eléctrico Nacional.

Durante el tercer trimestre de 2019, EECL disminuyé su generacion en un 17% en comparacion con igual
periodo del afio anterior, representando el 25% de la generacién de la zona norte del SEN. La recuperacion de los




niveles de generacion de EECL a partir del segundo trimestre obedece al inicio de la operacidn comercial de IEM en
mayo 2019 y a la mayor generacién con gas. En el tercer trimestre se sigue observando una importante contribucién
de otros actores, incluyendo Tamakaya (Kelar), que durante ciertos periodos tuvo suministro de gas inflexible, y
operadores de energia renovable que en conjunto con Tamakaya alcanzaron un 24% de la generacién total de la zona
norte del SEN.

En lo concerniente a mantenciones mayores programadas, CTH estuvo en mantenimiento del 4 al 23 de
julio. CTA estuvo fuera de servicio por mantenimiento mayor entre el 29 de junio y el 23 de agosto. Por otro lado,
IEM estuvo indisponible durante parte de agosto y septiembre debido a la reparacién de sus sistemas de
pulverizacién. En tanto CTM2 se encuentra en mantencion desde el 29 de septiembre y se espera reanude
operaciones a fin de octubre.



ANALISIS DE LOS RESULTADOS FINANCIEROS

El siguiente analisis estd basado en estados financieros consolidados, preparados en ddlares
norteamericanos de acuerdo a IFRS, para los periodos finalizados al 30 de septiembre de 2019 y 30 de septiembre
de 2018. Este analisis debe ser leido en conjunto con los estados financieros y sus notas respectivas publicadas por
la Comision para el Mercado Financiero (www.cmfchile.cl).

Resultados de las operaciones

Tercer trimestre de 2019 comparado con el segundo trimestre de 2019 y tercer
trimestre de 2018

Ingresos operacionales

Informacién Trimestral (en millones de US$)

3T 2018 2T 2019 3T 2019 % Variacién
Ingresos de la operacién Monto % del total Monto % del total Monto % del total [ Trim. ¢/T Afio c/A.
Ventas a clientes no regulados.................... 1741 62% 173,7 54% 152,7 50% -12% -12%
Ventas a clientes regulados....................... 100,5 36% 146,9 45% 146,1 48% -1% 45%
Ventas al mercado spot............................e 5,6 2% 3,6 1% 6,3 2% 73% 11%
Total ingresos por venta de energia y potencia 280,3 81% 324,3 77% 305,1 86% -6% 9%
Ventas de gas.................... 34,8 10% 4.2 1% 4.4 1% 6% -87%
Otros ingresos operacionales...................... 32,2 9% 94,1 22% 43,7 12% -54% 36%
Total ingresos operacionales................. 3473 100% 4225 100% 353,2 100% -16% 2%
Estadisticas fisicas (en GWh)
Ventas de energia a clientes no regulados (1)....... 1.584 64% 1.550 57% 1.610 56% 4% 2%
Ventas de energia a clientes regulados....... 876 35% 1.183 43% 1.232 43% 4% 41%
Ventas de energia al mercado spot................. 11 0% - 0% 31 1% na 194%
Total ventas de energia......................... 2471 100% 2.734 100% 2.873 100% 5% 16%
Precio promedio monémico realizado clientes no regulados
(U.S.$/MWh)(2) 112,8 1144 96,8 -15% -14%
Precio promedio monémico realizado clientes
regulados(U.S.$/MWh) (3) 105,2 124,2 118,6 -4% 13%

(1) Incluye 100% de las ventas de CTH.
(2) Calculado como el cuociente entre ingresos totales por ventas de energia y potencia no regulados y spot y ventas de energia no regulados y spot en términos fisicos.

(3) Calculado como el cuociente entre ingresos totales por ventas de energia y potencia regulados y ventas de energia regulados en términos fisicos.

En el tercer trimestre de 2019, los ingresos por ventas de energia y potencia alcanzaron los US$305,1
millones, aumentando un 9% (US$25 millones) con respecto al tercer trimestre de 2018, debido a mayores ingresos
en el segmento de clientes regulados asociados a la mayor demanda contratada con las distribuidoras de la zona
centro — sur del sistema a partir de 2019. En lo que respecta al volumen de energia, la venta a clientes libres fue
superior a la del mismo periodo del afio anterior, mostrando una recuperacion respecto al segundo trimestre de este
afio, producto de la recuperacién de demanda de Chuquicamata y EI Abra principalmente. La venta de energia a
clientes regulados mostré un incremento asociado a la nueva mayor demanda contratada bajo el contrato con
distribuidoras en la zona centro — sur del SEN que comenz6 en enero 2018. La demanda de energia bajo este
contrato fue de 807 GWh en el tercer trimestre de 2019, un incremento de 387 GWh con respecto al tercer trimestre
de 2018.

La disminucion en ventas a clientes libres, tanto en comparacion con el trimestre anterior como en términos
interanuales, se produjo principalmente por el menor precio promedio monémico explicado por la disminucién en el
precio de los combustibles.

Las ventas a distribuidoras, por su parte, llegaron este tercer trimestre a los US$146,1 millones, con un alza
significativa en comparacion con el 3T18, como resultado del aumento de la demanda del contrato con compafiias


http://www.cmfchile.cl/

distribuidoras de la zona central del SEN que significé ingresos de energia y potencia por US$103 millones de
dolares en el trimestre.

En este tercer trimestre se registraron ventas menores de energia en el mercado spot, asi como algunos
ingresos por reliquidaciones de potencia de suficiencia.

Durante el tercer trimestre de 2019, las ventas de gas alcanzaron US$4,4 millones, un nivel similar al del
segundo trimestre y significativamente menor al del tercer trimestre de 2018 en que se realizaron exportaciones de
gas a Argentina. Por su parte, los otros ingresos operacionales estan compuestos por peajes de transmision, que a
partir de 2018 consideran el cargo Unico, partidas de servicios varios (portuarios, de mantencion, etc.) y venta de
combustibles a terceros. En el segundo trimestre de 2019 este item también incluye un ingreso de US$74,9 millones
antes de impuesto correspondiente a pagos contemplados en el contrato de construccion con el contratista principal
de IEM para compensar a ENGIE Energia Chile por los costos asociados al retraso en la puesta en marcha del
proyecto y por los menores ingresos recibidos por potencia en meses anteriores.

Costos operacionales

Informacion Trimestral (en millones de US$)

3T 2018 2T 2019 3T 2019 % Variacion

Costos de la operacion Amount % of total Monto % del total Monto % del total | Trim. ¢/T  Afio ¢/A
Combustibles...........ooevviiviiiiiiiiieinn. (92,0) 38% (72,8) 27% (78,4) 31% 8% -15%
;oostt'(?'('i'e compras de energia y potencia al mercado (70.3) 2% (102,8) 37% (72.1) T -30% 2%
Depreciacién y amortizacion en el costo de ventas (32,1) 13% (38,4) 14% (40,0) 16% 4% 25%
Otros costos directos de la operacion (41,2) 17% (49,2) 18% (54,8) 22% 11% 33%

Total costos directos de ventas........ (235,6) 97% (263,2) 96% (245,3) 98% 7% 4%
Gastos de administracion y ventas............. w 3% W 3% w 3% -8% -2%
Depreciacion y amortizacion en el gasto de
administracion y ventas......... 0,9) 0% (1,9 1% 1,2) 0% -38% 27%
Otros ingresos/costos de la operacion... 2,6 -1% 0,2 0% 4,7 -2%

Total costos de la operacidn............... (242,3) 100% (274,3) 100% (250,0) 100% -9% 3%
Estadisticas fisicas (en GWh)
Generacion bruta de electricidad................

CarbOn.........cooeeiiiiiii 1.135 7% 911 60% 867 52% -5% -24%

GAS. et 313 21% 569 38% 764 45% 34% 144%

Petréleo diesel y petroleo pesado.......... 2 0% 1 0% 8 0% 760% 415%

Hidro/Solar..........ccoooeiiiininiene 15 1% 32 2% 41 2% 29% 169%

Total generacion bruta..................... 1.465 100% 1.513 100% 1.680 100% 11% 15%

Menos Consumos propios.. (120) -8% (106) 7% (131) -8% 23% 9%

Total generacion neta.........c..oeeueuvenee 1.345 54% 1.407 50% 1.549 55% 10% 15%
Compras de energia en el mercado spot....... 942 38% 1.307 46% 1.128 40% -14% 20%
Compras de energia bajo contrato .... 204 124 127 4% n.a n.a

Total energia disponible para su venta antes de

pérdidas de transmision......... 2.491 100% 2.838 100% 2.838 100% 0% 14%

La generacion bruta de electricidad aumenté un 9% con respecto al mismo trimestre del afio anterior y un
5% con respecto al segundo trimestre, debido principalmente al inicio de operaciones de Infraestructura Energética
Mejillones a partir del jueves 16 de mayo, al aumento de generacién con gas por un mayor nivel de suministro y su
mayor flexibilidad para enfrentar la intermitencia de la generaciéon renovable, y a la mayor generacién solar
producto de la incorporacion de Los Loros — Andacollo en abril de 2019.
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La mayor generacion en el tercer trimestre en comparacion con el segundo produjo un aumento en el item
de costo de combustibles por los mayores volimenes de compra de gas y carbén. Sin embargo, al comparar esta
partida con el tercer trimestre del afio anterior, este item registr6 una caida de 15%, disminuyendo US$13,6
millones, debido al menor precio de los combustibles en este periodo.

El item ‘Costo de compras de energia y potencia en el mercado spot” disminuyé en US$30,7 millones
(30%) con respecto al trimestre anterior, fundamentalmente por menores volimenes y precios de la energia
comprada en el mercado spot. EI menor volumen de compras se explica por la mayor disponibilidad de nuestras
centrales con mayor generacion propia particularmente por la entrada de operacion comercial de IEM desde el 16 de
mayo, la mayor disponibilidad de gas y la incorporacidn de la generacion de Los Loros-Andacollo. También influyo
la entrada en operaciones del ultimo tramo del proyecto Interchile (ISA) a partir del 31 de mayo que permitié un
mayor despacho de unidades, con mayores volimenes de exportaciones de energia desde la zona norte hacia la zona
centro-sur del SEN. Respecto al mismo trimestre del afio anterior, el aumento de volumen de energia comprada esta
asociado principalmente a la mayor demanda del contrato con las compafiias distribuidoras. En el tercer trimestre de
2019, este contrato se suministrd con contratos de respaldo con otros operadores del sistema (127 GWh) y con
compras al mercado spot (680 GWh). Ambos tipos de compra estan incluidos en la misma partida contable.

En tanto el precio medio de la energia comprada en mercado spot se ha visto afectado por la interconexion
total de los sistemas a raiz de la entrada en operacién del Gltimo tramo del proyecto Interchile (ISA). Durante los
altimos meses los costos marginales en el norte y centro han disminuido debido en parte a la puesta en marcha de
este proyecto, a lo que se agrega el mayor aporte de generacion hidraulica y generacion con importaciones de gas
argentino desde la zona sur.

En el tercer trimestre, el costo de la depreciacién (excluyendo la depreciacién en el item de gastos de
administracién y ventas) incorpora la depreciacion de Infraestructura Energética Mejillones y ya no considera la
depreciacién de las unidades U12 y U13 que fueron retiradas del sistema el dia 7 de junio.

El item de otros costos directos de la operacion incluye, entre otros, peajes de transmision, remuneracién de
personal en planta, costos de operacién y mantencion (servicio de terceros), primas de seguros y costos de ventas de
combustibles.

Los gastos de administracion y ventas (excluyendo su depreciacién), fueron algo menores que los del
trimestre anterior y los del segundo trimestre de 2018.

Los otros ingresos/costos de la operacidn estan constituidos por venta de agua, recuperaciones, provisiones
e ingresos varios, ademas del reconocimiento de la participacion en la utilidad neta reportada por TEN que fue de
US$2,2 millones en el trimestre.

Margen Eléctrico

Informacién Trimestral (en millones de US$)

2018 2019
iT18  2T18  3T18 4Ti8 12Mi8 1T19 pANE] 3T19 IM19

Margen Eléctrico

Total ingresos por ventas de energia y potencia...... 278,3 2849 2803 278,1 1.121,6 315,1 324,3 305,1 944.,4
Costo de combustible....................... (91,9) (920) (813) (54,8) (320,0) (66,5) (72,8) (78,4) (217,8)
Costo de compras de energia y potencia al mercado spot... (57,8) (70,3) (78,3) (95,1) (301,5) (122,9) (102,8) (72,1) (297,8)
Utilidad bruta del negocio de generacion ... 128,5 122,6 120,7 128,2 500,1 125,7 148,6 154,6 428,9
Margen eléctrico 46% 43% 43% 46% 45% 40% 46% 51% 45%

En el tercer trimestre, el margen eléctrico, o utilidad bruta del negocio de generacién, mostr6 un aumento
de US$6 millones con respecto al segundo trimestre de este afio, aumentando en términos porcentuales a 51%. Por
una parte, hubo una caida de ingresos en el segmento de clientes libres asociada a la caida en tarifas y también se
registré una leve disminucién en el segmento de clientes regulados, lo que se tradujo en una disminucién de US$9,2
millones en ingresos por ventas de energia y potencia. Por otra parte, si bien se registrd6 un mayor costo de
combustibles (+US$5,6 millones) por la mayor generacion propia, hubo un menor costo de compras de energia en el
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mercado spot de US$30,7 millones debido a menores volimenes y precios promedio. La entrada en operacion
comercial de IEM, que presenta uno de los menores costos variables de generacién en el sistema norte, y los
menores costos marginales de nuestras compras de energia se encuentran entre las principales razones que explican
el menor costo medio de energia suministrada. En definitiva, pese a la disminucidn de los ingresos, se pudo observar
una disminucién en el costo promedio de la energia suministrada, lo que se tradujo en una mejora del margen
eléctrico.

Resultado operacional

Informacion Trimestral (en millones de US$)

EBITDA 3T 2018 2T 2019 3T 2019 % Variacién
Monto % Monto % Monto % Trim. c/T Afio c/A

Total ingresos de la operacion 347,3 100% 4225 100% 363,0 100% -14%

Total costo de ventas (283,7) -82% (263,2) -62% (254,7) -70% -3% -10%
Ganancia bruta.......c.coeeveiieiiiiiiiannnnns 63,6 18% 159,3 38% 108,3 30% -32% 70%

Gastos de administracion y ventas y Otros ingresos de —__ -

la operacion (6,5) 2% (11,1) -3% 4,7) -1% -58% -28%
Ganancia Operacional...........cccccueueaee 57,1 16% 148,2 35% 103,6 29% -30% 81%

Depreciacion y amortizacion....................... 34,7 10% 40,3 10% ‘ 41,2 11% 2% 19%
EBITDA.....cccuviuniiiimminiinieninenneee 91,8 26,4% 188,5 44,6% ‘ 1448 39,9% -23% 58%

El EBITDA del tercer trimestre de 2019 llegd a US$144,8 millones, un aumento de US$53 millones
respecto al mismo trimestre del afio anterior. Esto se debid a un incremento en los ingresos asociado a la mayor
demanda de clientes regulados de la zona centro-sur y a una disminucién en los costos promedio de la energia
suministrada.

La comparacién con el trimestre inmediatamente anterior muestra, por el contrario, una disminucion de
EBITDA de US$43,7 millones, pese al mayor margen eléctrico en el tercer trimestre. Esto se explica por los pagos
registrados en el segundo trimestre por parte del contratista de IEM en compensacion por los menores ingresos por
potencia y mayores costos de suministro de energia atribuidos al retraso en la puesta en marcha de la central.
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Resultados financieros

Informacién Trimestral (en millones de US$)

3T 2018 2T 2019 3T 2019 % Variacion
Resultados no operacionales Monto % Ingresos Monto % Ingresos Monto % Ingresos Trim. ¢/T Afio c/A
Ingresos financieros.............ooeveueuvenennnn. 1,6 1% 15 1% 0,6 0% -63% -65%
Gastos financieros................o.ooeeiiiinn 4,3) 2% (8,5) -3% (13,7) -5% 61%  221%
Diferencia de cambio.............ccocevuiiiniiinn 1,0 0% 0,1) 0% (3.1) -1%
Otros (gastos)/ingresos no operacionales
NELOS. .. tveeeieeieeie e e 0,0 0% (90,6) -30% 4,2 1%
Total resultado no operacional (1,6 1% 97,7 -32% (12,0 4%
Ganancia antes de impuesto......... 55,5 20% 50,5 17% 91,5 30% 81% 65%
Impuesto a las ganancias.................. (15,3) -6% (13,9) 5% (23,1) -8% 67% 52%
Utilidad (Perdida) de Actividades Continuadas
después de impuesto..... 40,3 15% 36,7 12% 68,4 22% 86% 70%
Ganancia (pérdida), atribuible a los - -
propietarios de la controladora..... 37,3 14% 37,7 12% 62,4 21% 66% 67%
Ganancia (pérdida), atribuible a participaciones  — -
no controladoras. ... 3,0 1% 34 1% 1,2 0% -64% -59%
Utilidad (pérdida) del ejercicio EE 14% 37,7 e [ 624 21% 66%  67%
Ganancia por acCion........coceeuveninnnnes 0,035 0% 0,036 0% 0,059 0%

El incremento del gasto financiero se debi6 a que se dejaron de activar los intereses en el proyecto IEM
dado su inicio de operacion comercial en mayo de 2019.

La diferencia de cambio alcanzd una pérdida de US$3,1 millones en el 3T19 producto de una mayor
volatilidad cambiaria con tendencia a la depreciacion del peso chileno desde principios de afio. Cabe recordar que
las fluctuaciones en los tipos de cambio influyen sobre ciertos activos y pasivos en monedas distintas al délar
(cuentas por cobrar, anticipos, IVA crédito fiscal, cuentas por pagar y provisiones).

Los otros ingresos no operacionales netos del tercer trimestre arrojaron un resultado positivo de US$4,2
millones que contrasta con la pérdida de US$90,6 millones reportada en el segundo trimestre de 2019 y la ausencia
de partidas no operacionales en el tercer trimestre de 2018. La pérdida del segundo trimestre incluye el ajuste
contable por deterioro econémico de activos (asset impairment) relacionado al anuncio de cierre de las unidades
U14 y U15 de Tocopilla que alcanzé los US$87,4 millones.

Ganancia neta

Cabe recordar que la tasa de calculo del impuesto a la renta para 2019 es de 27% al igual que para 2018.

En el tercer trimestre de 2019, el resultado neto después de impuestos registré una utilidad de US$62,4
millones, un aumento de 66% con respecto al segundo trimestre de 2019 que fuera afectado por gastos no
recurrentes producto del deterioro del valor de las centrales a carbon que seran cerradas (asset impairment). El
aumento de 67% en la utilidad neta del tercer trimestre de 2019 en comparacion con el tercer trimestre de 2018
refleja el aumento en el volumen contratado con compafiias distribuidoras en la zona centro-sur del SEN vy los
menores costos medios de suministro de energia.
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Nueve meses de 2019 comparado con nueve meses de 2018

Ingresos operacionales

Informacién a Septiembre 2019 (en millones de US$)

oM18 9M19 Variacién
Ingresos de la operacion Monto % del total Monto % del total [ Monto %
Ventas a clientes no regulados.................... 532,0 63% 489,3 52% -427 8%
Ventas a clientes regulados....................... 302,4 36% 443,6 47% 1412  47T%
Ventas al mercado spot............ccoeeeuiuininen. 9,1 1% 115 1% 24  2T%
Total ingresos por venta de energia y potencia...... 843,4 89% 944,4 84% 1010 12%
Ventas de gas.................... 39,8 4% 12,6 1% -27,2 -68%
Otros ingresos operacionales...................... 67,4 % 162,4 15% 95,0 141%
Total ingresos operacionales................. 950,7 100% 1.119,5 100% 168,8 18%
Estadisticas fisicas (en GWh)
Ventas de energia a clientes no regulados (1)....... 4.621 63% 4.584 56% 37 1%
Ventas de energia a clientes regulados....... 2.662 36% 3.635 44% 972 3%
Ventas de energia al mercado spot................. 25 0% 37 0% 12 48%
Total ventas de energia......................... 7.308 100% 8.255 100% 947  13%
Precio promedio mondmico realizado clientes no regulados
(U.S.$/MWh)(2) 116,5 108,4 81 -T%
Precio promedio mondmico realizado clientes
regulados(U.S.$/MWh) (3) 113,6 122,1 8,5 7%

(1) Incluye 100% de las ventas de CTH.
(2) Calculado como el cuociente entre ingresos totales por ventas de energia y potencia no regulados y spot y ventas de energfa no regulados y spot en términos fisicos.

(3) Calculado como el cuociente entre ingresos totales por ventas de energia y potencia regulados y ventas de energia regulados en términos fisicos.

En los primeros nueve meses de 2019, los ingresos por ventas de energia y potencia alcanzaron los
US$944,4 millones, aumentando un 12% (US$101 millones) con respecto al mismo periodo de 2018, debido a
mayores ingresos en el segmento de clientes regulados asociados al inicio del contrato con las distribuidoras de la
zona centro — sur del sistema que significé ingresos de energia y potencia por US$308,5 millones de ddlares en estos
nueve meses.

En lo que respecta al volumen de energia, durante la primera parte del afio se registraron menores ventas a
clientes libres debido al invierno altiplanico y a la paralizacién de algunas fundiciones para realizar trabajos que
permitieran cumplir con la normativa ambiental de captura de gases emitidos en sus procesos industriales. Se
observé una disminucién de demanda de clientes como Chuquicamata y El Abra que comenzo a recuperarse en el
segundo trimestre, pero dicha recuperacion se vio mermada por la huelga de Chuquicamata (Codelco) en el mes de
junio. No obstante, hacia el tercer trimestre hubo una recuperacion en la demanda de Chuquicamata compensada por
menor demanda de Esperanza / El Tesoro por trabajos en sus faenas. La venta de energia a clientes regulados mostro
un incremento asociado a la mayor demanda contratada bajo el contrato con distribuidoras que comenzé en enero
2018. La demanda de energia bajo este contrato fue de 2.387 GWh estos nueve meses, un aumento de 88% con
respecto a los 1.266 GWh de los primeros nueve meses de 2018.

En términos fisicos, las ventas al mercado spot retrocedieron 48%. En la partida de ventas al mercado
spot se incluyen ademas los pagos por las reliquidaciones anuales de potencia y mensuales de energia efectuadas
segun el CDEC.

El item ventas de gas tuvo una menor contribucién a la del periodo anterior en que se registraron
exportaciones de gas a Argentina. Por su parte, los otros ingresos operacionales estan compuestos por peajes de
transmision y partidas de servicios varios (portuarios, de mantencidn, etc.). Esta partida incluye un ingreso de
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US$74,9 millones antes de impuesto en el segundo trimestre correspondiente a pagos contemplados en el contrato de
construccidn con el contratista principal de IEM para compensar a ENGIE Energia Chile por los menores pagos por
potencia y los mayores costos asociados al retraso en la puesta en marcha de la central.

Costos operacionales

Informacién a septiembre 2019 (en millones de US$)

9M 2018 9M 2019 Variacion

Costos de la operacion Monto % del total Monto % del total | Monto %
Combustibles.........c..oevneiiiiiiiiiiiiiainns, (265,2) 34% (217,8) 27% -47,4 -18%
Costo de compras de energia y potencia al mercado spot... (206,4) 27% (297,8) 37% 91,4 44%
Depreciacion y amortizacion en el costo de ventas (98,6) 13% (111,6) 14% 13,0 13%
Otros costos directos de la operacion (182,7) 24% (156,9) 19% -25,8 -14%

Total costos directos de ventas........ (752,9) 97% (784,1) 97% 31,2 4%
Gastos de administracion y ventas............. (27,1) 4% (26,2) 3% -0,9 -3%
Depreciacion y amortizacion en el gasto de administracion y
ventas......... (2,9) 0% (4,0) 0% 11 38%
Otros ingresos/costos de la operacion... 9,2 -1% 8,4 -1%

Total costos de la operacidn............... (773,7) 100% (805,8) 100% 32,2 4%
Estadisticas fisicas (en GWh)
Generacion bruta de electricidad................

Carbon........ocuviiiiii 3.304 75% 2.372 58% -932 -28%

GAS. ettt 1.051 24% 1.603 39% 553 53%

Petroleo diesel y petréleo pesado.......... 7 0% 10 0% 4 54%

Hidro/Solar...........coooeiiiiiiiinin, 50 1% 87 2% 38 75%

Total generacion bruta..................... 4411 100% 4.073 100% -338 -8%

Menos Consumos propios................... (352) -8% (230) -6% 123 -35%

Total generacion neta..........ccoceuenens 4.059 54% 3.843 46% -216 -5%
Compras de energia en el mercado spot....... 2.788 37% 4.164 50% 1.376 49%
Compras de energia contrato puente....... 627 8% 373 4% -254 -

Total energia disponible para su venta antes de pérdidas

de transmision......... 7.474 100% 8.380 100% 907 12%

La generacion bruta de electricidad disminuy6 un 8% con respecto al mismo periodo del afio anterior,
especialmente por la disminucién de la generacion en base a carbén que cayd un 28%. En cuanto al mix de
generacion, hubo una mayor contribucion de la generacién a gas, por su mayor flexibilidad para enfrentar la
intermitencia de la generacion renovable, asi como también de la generacion solar debido a la compra de Los Loros
y Andacollo. La generacidn con carbon, en tanto, disminuy6 su participacion.

En los primeros nueve meses de 2019, el item de costo de combustibles registro una caida de 18%,
disminuyendo US$47,4 millones, debido a la menor generacién propia y al menor precio del carbon.

El item ‘Costo de compras de energia y potencia en el mercado spot” aumento en US$91,4 millones (44%)
con respecto a los primeros nueve meses del afio anterior, fundamentalmente por los mayores volimenes de energia
comprada, compensados en parte por menores precios medios, especialmente en el segundo y tercer trimestre de
2019, producto de la interconexion total de los sistemas y de la operacidn de centrales a gas en modo inflexible. El
mayor volumen de compras se explica por razones de despacho, asi como también por la necesidad de satisfacer el
incremento de demanda del contrato con las distribuidoras de la zona centro sur del SEN. Cabe destacar que el 31 de
mayo entrd en operaciones el Gltimo tramo de la linea Cardones-Polpaico de Interchile, asi como también se inici6 la
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operacion comercial de Infraestructura Energética Mejillones el 16 de mayo de 2019. Durante los primeros nueve
meses de 2019, el contrato con compafiias distribuidoras de la zona centro-sur del SEN se suministré con contratos
de respaldo con otros operadores del sistema (373 GWh) y con compras al mercado spot (2.014 GWh). Ambos tipos
de compra estan incluidos en la misma partida contable.

El mayor costo de depreciacion en este semestre se debié al efecto neto de la incorporacién de IEM vy la
baja de las unidades U12/U13 que se desconectaron del sistema el 7 de junio de 2019.

El item de otros costos directos de la operacion incluye, entre otros, peajes de transmisién, remuneracion de
personal en planta, costos de operacién y mantencién, primas de seguros y costos de ventas de combustibles. Este
item fue mas alto por el mayor costo de servicios de terceros (mantenciones).

Los gastos de administracion y ventas (excluyendo su depreciacion) se mantuvieron similares a periodos
anteriores a pesar de la variacion del peso chileno.

Los otros ingresos/costos de la operacidn estan constituidos por venta de agua, recuperaciones, provisiones
e ingresos varios, que presentan un bajo orden de magnitud. En esta partida se incluye el reconocimiento de la
participacién en la utilidad neta reportada por TEN que fue de US$5,6 millones en estos nueve meses.

Resultado operacional

Informacién a septiembre 2019 (en millones de US$)

EBITDA 9M 2018 9M 2019 Variacion
Monto % Monto % Monto %

Total ingresos de la operacién 950,7 100% 1.119,5 100% 168,8 18%

Total costo de ventas (752,9) 79% (784,1) 70% 31,2 4%
Ganancia bruta........ccccoveiiiiiiiininn 197,8 21% 3354 30% 137,6 70%

Gastos de administracion y ventas y Otros ingresos de

la operacién (20,8) 2% (21,8) 2% 1,0 5%
Ganancia Operacional....................... 177,0 19% 313,6 28% 136,6 7%

Depreciacion y amortizacion....................... 101,5 11% 115,6 10% 14,1 14%
| D13 U 1 ) V- N 2785 29,3% 429,2 38,3% 150,8 54%

ElI EBITDA de los primeros nueve meses de 2019 alcanz6 los US$429,2 millones, con un aumento de 54%
en comparacién con igual periodo del afio anterior, producto de un mayor margen eléctrico reportado por la
compafiia en este periodo y por las compensaciones pagadas por el contratista del proyecto IEM.
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Resultados financieros

Informacion a septiembre 2019 (en millones de US$)

9M 2018 9M 2019 Variacién

Resultados no operacionales Monto % Ingresos Monto % Ingresos Monto %
Ingresos financieros 4,7 1% 33 1% -1,3 -28%
Gastos financieros...................ccoeeeeiinnnn 9,4) 2% (25,4) -4% -16,0  170%
Diferencia de cambio................c.o.ccoeeiinnin (0,6) 0% (2,0) 0% -1.5 269%
Utilidad (pérdida) de asociadas utilizando método de
la participacion......... . 0% : 0% 0.0
Otros (gastos)/ingresos no operacionales netos... (66,0) -12% (85,5) -14% -19,4

Total resultado no operacional (71,3) 13% (109,6) -18%
Ganancia antes de impuesto...................... 105,6 20% 204,1 34% 98,4 93%
Impuesto a las ganancias.......................... (26,6) -5% (53,8) -9% -27,2

Utilidad (Perdida) de Actividades Continuadas

después de impuesto..... 79,1 15% 150,3 25% 71,2 90%

Ganancia (pérdida), atribuible a los - -

propietarios de la controladora..... 72,5 14% 143,0 24% 70,5 97%

Ganancia (pérdida), atribuible a participaciones no

controladoras.... 6,5 1% 7,3 1% 0,7 11%

Utilidad (pérdida) del ejercicio 72,5 14% 143,0 24% 70,5 97%

Ganancia Por aCCioN......uveeveerveerveens 70,069 o% | 0136 0%

Los ingresos financieros registraron una leve disminucion debido al menor nivel de saldos promedio de
efectivo.

El incremento en gastos financieros se debi6 a que se dejaron de activar intereses en el proyecto IEM dado
su inicio de operacion comercial en mayo de 2019.

La diferencia de cambio alcanzé una pérdida de US$2 millones en los primeros nueve meses de 2019, lo
que se compara con una pérdida de cambio de US$1,6 millones en los primeros nueve meses de 2018, producto de
la mayor volatilidad del tipo de cambio con tendencia a la depreciacién del peso chileno.

En los primeros nueve meses de 2019 los otros ingresos no operacionales netos registraron una pérdida de
US$85,5 millones, principalmente debido al reconocimiento del deterioro econémico de activos (asset impairment)
de las unidades U14 y U15 de Tocopilla cuyo futuro cierre fue anunciado en junio pasado. EI monto del deterioro
econdmico fue de US$87,4 millones con un impacto neto de impuesto de US$63,8 millones sobre la utilidad del
ejercicio. Esta pérdida fue contrarrestada en parte por US$2,1 millones en compensaciones de seguros por siniestros
ocurridos en nuestros ciclos combinados. En los primeros nueve meses de 2018, esta partida registré una pérdida de
US$66 millones, principalmente debido al reconocimiento del deterioro en el valor econémico de las unidades U12
y U13 de Tocopilla, cuyo cierre se anuncié a mediados de 2018 y que finalmente se materializé en junio de 2019. El
deterioro fue de US$71 millones, con un impacto neto de impuestos de US$51,8 millones sobre la utilidad del
ejercicio en los primeros nueve meses de 2018. En 2018, el impacto por deterioro en el valor de activos fue
parcialmente contrarrestado por US$4,9 millones en recuperaciones de seguros relacionados a siniestros en los
ciclos combinados U16 y CTM3 y en la planta solar EI Aguila.

Ganancia neta

Cabe recordar que la tasa de calculo del impuesto a la renta para 2019 es de 27% al igual que en 2018.

En los primeros nueve meses de 2019, el resultado neto después de impuestos registrdé una ganancia de
US$143 millones, representando un 97% de aumento con respecto al resultado neto del mismo periodo del afio
anterior. Como se explicd anteriormente, el deterioro del valor econémico de las unidades U14 y U15, por un valor
superior al del deterioro en el valor econémico de las unidades U12 y U13 afect6 negativamente el resultado en este
periodo; sin embargo, la compensacién pagada por contratista de IEM, con un impacto de US$54,7 millones después
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de impuestos, y el mejor resultado por las mayores ventas a compafiias distribuidoras, afecté de manera positiva el
resultado operacional de los primeros nueve meses de 2019.

Liquidez y recursos de capital

Al 30 de septiembre de 2019, EECL contaba con recursos en efectivo por US$166,1 millones en forma
consolidada, mientras la deuda financiera total nominal llegaba a los US$830 millones?, de los cuales US$80
millones tenian vencimientos menores a un afio.

Informacion a septiembre de cada afio (en millones de US$)

Estado de flujo de efectivo 2018 2019
Flujos de caja netos provenientes de la operacion 250,9 333,9
Flujos de caja netos usados en actividades de inversion (200,0) (140,1)
Flujos de caja netos obtenidos de actividades de financiamiento (21,2) (91,2)
Cambio en el efectivo 29,7 102,6

Flujos de caja provenientes de la operacion

En los primeros nueve meses de 2019, la compafiia gener6 US$424,1 millones de flujos de caja
provenientes de la operacion, incluyendo US$80 millones en compensaciones pagadas por el contratista de IEM
principalmente por el retraso en la puesta en marcha del proyecto. Luego del pago de impuestos a la renta (US$44,3
millones), de impuestos verdes (US$24,9 millones) y de intereses (US$21 millones), se obtienen los US$333,9
millones consignados como flujos provenientes de la operacion en el Estado de Flujo de Efectivo. Esto represent6
un aumento significativo comparado con los US$250,5 millones reportados en los primeros nueve meses de 2018
principalmente debido a los mayores volimenes de venta a compafiias distribuidoras y al pago de compensaciones
ya mencionado que compensaron la menor activacion de intereses y el aumento en el pago de impuestos a la renta.
Cabe notar que en los primeros nueve meses de 2019 los pagos de intereses y comisiones sobre los pasivos de la
compafiia ascendieron a US$39,7 millones, de los cuales US$19,2 millones fueron activados e incluidos en la
partida de inversiones en activos fijos. En tanto en los primeros nueve meses de 2018 los pagos intereses alcanzaron
los US$41,3 millones de los cuales US$39,3 millones fueron activados e incluidos en la partida de inversiones en
activos fijos.

Flujos de caja usados en actividades de inversion

En los primeros nueve meses de 2019, los flujos de caja relacionados con actividades de inversion
resultaron en un egreso de caja neto de US$140,2 millones, principalmente por la inversion en Infraestructura
Energética Mejillones (US$75,8 millones), mantenciones mayores de centrales y activos de transmisiéon (US$16,7
millones), la inversion en el parque edlico Calama y parques fotovoltaicos (US$24,6 millones) y la compra de las
centrales solares fotovoltaicas, Los Loros y Andacollo (US$35,3 millones). Estas cifras incluyen los intereses
activados por US$19,2 millones mencionados en el parrafo anterior. Por otra parte, se registré un ingreso de efectivo
de US$21,6 millones relacionado con un repago parcial de deuda por parte de TEN. Este pago fue en gran parte
posible gracias a la emisidn de una garantia corporativa por parte de ENGIE Energia Chile a favor de los bancos
acreedores de TEN a cambio de la liberacién de fondos en efectivo entregados por TEN para dotar la cuenta de
reserva del servicio de la deuda. Los flujos de efectivo netos utilizados en actividades de inversion registraron una
disminucion en comparacion a los US$199,6 millones reportados en los primeros nueve meses de 2018,
principalmente debido al término de la construccion del proyecto IEM en mayo de 2019.

@ Los montos nominales se refieren a capital de la deuda y difieren de los montos de deuda reportados bajo la metodologia
IFRS en el balance de la compaiiia, los que se presentan netos de costos diferidos y “mark-to-market” de operaciones de
derivados financieros. No incluye las operaciones de leasing financiero correspondientes al contrato de peaje de
transmisién con TEN ni operaciones calificadas como leasing financiero a partir de la implementacion de IFRS 15.
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Inversiones en activos fijos

Nuestras inversiones en activos fijos en los primeros nueve meses de 2018 y 2019 ascendieron a US$197,7
millones y US$126,1 millones, respectivamente, segun se detalla en el siguiente cuadro.

Informacién a septiembre de cada afio (en millones de US$)

CAPEX 2018 2019
CT A 0,2 -
CTA (Nuevo Puerto)........ccovvvieniiiiininninannn.. 32,2 1,0
CTH o 1,2 -
TEM .o 141,7 75,8
Mantencion mayor de centrales generadoras y 57 6.7
reacondicionamiento de equipoS...................... ' '
Mejoras Medioambientales ............................ 0,1 0,3
Mantencién mayor lineas y equipos de transmision 91 10,0
Parque fotovoltaicos................... 0,1 2,5
Parques edlicos................. - 22,1
(015 4o T O 7.4 7,7
Total inversion en activos fijos 197,7 126,1

Los flujos de inversion en activos fijos en el cuadro anterior incluyen pagos de IVA e intereses activados. En 2019
estos ultimos ascendieron a US$19,2 millones en el proyecto IEM.

Flujos de caja provenientes de actividades de financiamiento

Entre los principales flujos relacionados con actividades financieras durante los primeros nueve meses de
2019 estan los pagos de dividendos por un total de US$79,3 millones que incluyen lo siguiente: (i) dividendos
definitivos y adicionales por un total de US$22 millones pagados en mayo a los accionistas de EECL; (ii) el primer
dividendo provisorio contra la utilidad del ejercicio 2019 por un total de US$50 millones pagado en junio; (iii) un
dividendo de US$4 millones pagado en marzo al accionista minoritario de Inversiones Hornitos (CTH) y (iv) otro
dividendo de US$4 millones pagado en julio al accionista minoritario de Inversiones Hornitos (CTH).

En segundo lugar, hubo actividad relacionada a los créditos de corto plazo de la compafiia los que
resultaron en una reduccion de US$10 millones en la deuda de corto plazo. A fines de marzo la compafiia renové un
crédito de corto plazo por US$40 millones con Scotiabank, extendiendo su vencimiento hasta el dia 26 de junio de
2019, y posteriormente hasta el 19 de junio de 2020. Asimismo, la compafiia renovd un crédito de US$40 millones
con Banco Estado, extendiendo su vencimiento hasta el 25 de junio de 2020 y pag6 un crédito de US$10 millones
con el mismo banco que vencia en abril. Para el financiamiento parcial de la compra de la central fotovoltaica Los
Loros, la compafiia tomd un crédito de US$15 millones a 30 dias con Banco Estado, el que fue pagado a su
vencimiento el dia 3 de mayo.

En resumen, en los primeros nueve meses de 2019 los flujos de actividades de financiacion resultaron en un
egreso de caja neto de US$91,2 millones, superior al egreso de caja neto de US$21,2 millones en los primeros nueve
meses de 2018, debido principalmente a los mayores pagos de dividendos y a la reduccion de la deuda de corto
plazo en 2019.

Obligaciones contractuales

El siguiente cuadro muestra el perfil de vencimientos de nuestra deuda al 30 de septiembre de 2019:
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Obligaciones Contractuales al 30/09/19
Periodos de vencimiento de pagos (en millones de US$)

Mas de 5

Total <lafio 1-3afios 3-5afios afios
Deuda bancaria.............c.cooevviiiinininnnnn, 80,0 80,0 - - -
Bonos (144 A/Reg S).....vvvvieuiiiiiiiiiiin 750,0 - 400,0 - 350,0
Leasing financiero - contrato peaje TEN..... 57,9 1,2 29 35 50,4
Costo financiero diferido................c......... (12,9) - (5.4) 3.3) (4.3)
Intereses devengados............................ 79 79 - - -
Valoracion a mercado swaps.................... 25 2,2 04 -

Total 902,1 92,5 399,3 12 409,2

Notas:

(1) El contrato de peaje con TEN por el uso de activos de transmision dedicados se considera una operacion de leasing financiero y
esta contabilizado en las partidas de Cuentas por Pagar a Empresas Relacionadas.

(2) Leasing NIIF 16, de acuerdo a esta norma se reconocieron obligaciones por arriendos de terreno y vehiculos de transporte.

Durante 2017 y 2018, EECL tomo créditos a un afio plazo para financiar el remanente de su plan de
inversiones. La deuda de corto plazo alcanz6 un maximo de US$150 millones en abril de 2018, cayendo a US$80
millones a fines de junio de 2019. Al 30 de septiembre de 2019 la compafiia tenia dos créditos vigentes: uno por
US$40 millones con Scotiabank con vencimiento en junio de 2020, y otro por US$40 millones con Banco Estado
con vencimiento en junio de 2020. Estos creditos estan denominados en délares, devengan una tasa de interés fija y
se encuentran documentados con pagarés simples, reflejando la obligacion de pago en la fecha acordada, sin
restricciones operacionales o financieras y con opcién de prepago sin costo para la compafiia.

EECL posee dos bonos bajo el formato 144-A/Reg S; el primero de ellos por US$400 millones pagadero en
una sola cuota de capital a su vencimiento el 15 de enero de 2021, con una tasa de interés de cup6n de 5,625%
anual, y el segundo por US$350 millones con un pago Unico de capital el 29 de enero de 2025 y una tasa cupén de
4,5% anual.

En el primer trimestre de 2019 EECL solicito la cancelacion de una linea de crédito comprometida de
US$100 millones que tenia con un grupo de bancos internacionales debido a sus buenos niveles de liquidez, el
acceso a fuentes de financiamiento y la finalizacion de su plan de inversiones en activos fijos, principalmente en el
proyecto IEM.

El leasing financiero corresponde a un contrato de peaje con la relacionada TEN por el uso de instalaciones
dedicadas (Subestacién TEN-GIS y linea entre TEN GIS y Los Changos). Este contrato es pagadero en cuotas
mensuales que suman aproximadamente US$7 millones por afio y que EECL deberé pagar a TEN durante 20 afios,
quedandose con la propiedad del activo al final del periodo. EI valor presente de este contrato es de
aproximadamente US$58 millones.

Por ultimo, al 30 de septiembre, la compafiia registraba obligaciones relacionadas con contratos de
arrendamiento de vehiculos y otros por un total de US$16,7 millones que calificaban como deuda financiera bajo la
norma contable NIIF 16.

Politica de dividendos

La politica de dividendos de EECL, aprobada en Junta Ordinaria de Accionistas celebrada el martes 30 de
abril de 2019 consiste en distribuir durante el curso de cada ejercicio, a lo menos, el dividendo minimo obligatorio
en conformidad a la ley y los estatutos sociales. Asimismo, en la medida que la situacion de los negocios sociales asi
lo permita y siempre teniendo en consideracidn los proyectos y planes de desarrollo de la Sociedad, se podra acordar
la distribucién de dividendos provisorios o definitivos en exceso del dividendo minimo obligatorio. Sujeto a la
aprobacion del Directorio, se procurara que la distribucidn de utilidades de cada ejercicio se lleve a cabo mediante el
reparto de dos dividendos provisorios, sobre la base de los resultados de los estados financieros de los primeros tres
trimestres, mas el dividendo definitivo a repartir en el mes de mayo de cada afio.

Asimismo, en la Junta Ordinaria de Accionistas anteriormente mencionada, se acordd repartir como
dividendo definitivo a los accionistas con cargo a las utilidades del ejercicio 2018 la cantidad de US$22.137.925,42
correspondiendo un dividendo de US$0,021017493 por accion, pagadero el dia 24 de mayo de 2019, en su
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equivalente en pesos segun el tipo de cambio del délar observado publicado en el Diario Oficial el dia de la junta de
accionistas.

El Directorio de Compafiia, en su sesion celebrada con fecha 28 de mayo de 2019, aprobd repartir como
dividendo provisorio a los accionistas con cargo a las utilidades del ejercicio 2019, la cantidad de US$50.000.000,
correspondiendo un dividendo de US$0,047469416 por accion, pagadero el dia 21 de junio de 2019, en su
equivalente en moneda nacional, a los accionistas inscritos en el Registro de Accionistas de la Sociedad a la
medianoche del quinto dia habil anterior a dicha fecha. Dicho dividendo fue acordado en consideracion a la
generacion de caja y al cierre de un periodo de inversiones relevantes en la Compaifiia.

Los pagos de dividendos efectuados desde 2010 se presentan en el siguiente cuadro:

Dividendos pagados por Engie Energia Chile S.A.

Fecha de Pago Tipo de Dividendo . Monto US$ por accion
(en millones de US$)
4 de mayo, 2010 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2009) 77,7 0,07370
4 de mayo, 2010 Adicional (a cuenta de resultados netos de 2009) 1,9 0,00180
5de mayo, 2011 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2010) 100,1 0,09505
25 de agosto, 2011 Provisorio (a cuenta de resultados netos de 2011) 25,0 0,02373
16 de mayo, 2012 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2011) 64,3 0,06104
16 de mayo, 2013 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2012) 56,2 0,05333
23 de mayo,2014 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2013) 39,6 0,03758
30de sept.2014 Provisorio (a cuenta de resultados 2014 ) 7,0 0,00665
27 de mayo, 2015 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2014) 19,7 0,01869
23 de octubre 2015 Provisorio (a cuenta de resultados 2015 ) 135 0,01280
22 de enero de 2016 Provisorio (a cuenta de resultados 2015) 8,0 0,00760
26 de mayo de 2016 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2015) 6,8 0,00641
26 de mayo de 2016 Provisorio (a cuenta de resultados 2016 ) 63,6 0,06038
18 de mayo de 2017 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2016) 12,8 0,01220
22 de mayo de 2018 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2017) 30,4 0,02888
25 de octubre de 2018 Provisorio (a cuenta de resultados 2018) 26,0 0,02468
24 de mayo de 2019 Definitivo (a cuenta de resultados netos de 2018) 22,1 0,02102
21 de junio de 2019 Provisorio (a cuenta de resultados 2019 ) 50,0 0,04747

Politica de Gestion de Riesgos Financieros

Como parte del desarrollo normal del negocio, EECL se encuentra expuesto a una serie de factores de
riesgo que pueden impactar el desempefio y la condicidn financiera de la entidad, y que son monitoreados
periddicamente.

EECL tiene procedimientos de Gestion de Riesgos establecidos, donde se describen la metodologia de
evaluacion y analisis de riesgos, incluyendo la construccion de una matriz de riesgos. Adicionalmente, se ha
formalizado un Comité de Riesgos y Seguros que es responsable por la revision, analisis y aprobacion de la matriz
de riesgos, ademas de proponer medidas de mitigacion. La matriz de riesgos es actualizada y revisada
semestralmente, y el monitoreo del avance de los planes de accion es realizado de forma permanente. La gestién de
riesgos es presentada al Directorio de la Compafiia anualmente.

La estrategia de gestion de riesgos financieros de la Compafiia esta orientada a resguardar la estabilidad y

sustentabilidad de EECL en relacién a todos aquellos componentes de incertidumbre financiera o eventos de riesgos
relevantes.
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Riesgos inherentes al negocio y exposicion a las fluctuaciones de precios de combustibles

Nuestro negocio estd sujeto al riesgo de fluctuaciones en la disponibilidad y en el precio de los
combustibles. Nuestra politica ha sido la de proteger a la compafiia de estos riesgos hasta donde sea posible
mediante la indexacion de las tarifas de energia incorporadas en nuestros contratos, procurando que la mezcla de
combustibles considerada en nuestras tarifas y su indexacion sea un buen reflejo de la composicién de las fuentes de
combustibles utilizada en nuestra generacion de electricidad. Sin embargo, debido a (i) la variabilidad en los niveles
de demanda que pueda haber bajo los contratos de suministro eléctrico (“PPAs”), (ii) la variabilidad que pueda
tener el despacho de nuestras unidades generadoras, (iii) el no poder replicar perfectamente el costo de los
combustibles en las tarifas de los PPAs, y (iv) la tendencia a desligar los precios de la electricidad de la variabilidad
de precios de combustibles fosiles, es que al dia de hoy mantenemos exposicion residual a ciertos combustibles
internacionales. Por ejemplo, en enero de 2012 comenz6 a operar el contrato con EMEL cuya tarifa se ajusta
semestralmente segun el indice Henry Hub y el indice de precios del consumidor de Estados Unidos. Sin embargo,
existe un descalce entre el indicador Henry Hub utilizado para definir la tarifa del contrato de EMEL (promedio de 4
meses anteriores a la fecha de fijacion de tarifa, la cual queda fija por seis meses) y el indice Henry Hub
prevaleciente al momento de comprar cada embarque de GNL. En el caso especifico de este contrato, este riesgo
queda naturalmente acotado por el reajuste contractual de tarifa que se gatilla en caso de una variacion superior al
10%. Periddicamente, definimos y ejecutamos una estrategia de coberturas financieras de nuestra exposicion
residual a los commaodities internacionales, de tal manera de acotar ain mas nuestra exposicion al Brent y al Henry
Hub mediante contratos swaps financieros.

Riesgo de tipos de cambio de monedas

Debido a que la mayor parte de nuestros ingresos, costos y deuda financiera se encuentran denominados en
dolares, nuestra exposicién al riesgo de fluctuaciones en los tipos de cambio se encuentra limitada. EIl principal costo
en pesos chilenos es el costo relativo al personal y gastos administrativos, que representa aproximadamente un 10%
de nuestros costos de operacion. En el caso de los contratos regulados con distribuidoras, la tarifa se determina en
dolares y actualmente se convierte a pesos segun el tipo de cambio observado promedio mensual, por lo que la
exposicidn al tipo de cambio de estos contratos se encuentra acotada. Por lo tanto, debido a que la mayor parte de los
ingresos de la compafiia estan denominados o vinculados al délar, mientras que algunos costos operacionales son en
pesos chilenos, la compafiia ha decidido cubrir parcialmente los flujos de pago en pesos correspondientes a partidas
recurrentes con fechas de pago conocidas, tales como las remuneraciones y algunos contratos de servicio. En afios
anteriores, la compafiia, y su filial CTA, firmaron contratos de derivados de cobertura de flujos de caja asociados a
los pagos bajo los contratos EPC con S.K. Engineering and Construction, y Belfi, respectivamente, los que
consideraban flujos de pagos periddicos en monedas distintas al délar (CLF y EUR) hasta el término de los
respectivos periodos de construccion de los proyectos. De esta forma, la compafiia ha evitado variaciones en el costo
de la inversién en activo fijo producto de fluctuaciones en los tipos de cambio ajenas a su control. Actualmente, no
existen contratos derivados asociados a los flujos de caja de los proyectos de inversion.

Riesgo de tasa de interés

Procuramos mantener una porcion significativa de nuestra deuda de largo plazo a tasas de interés fijas para
minimizar el riesgo de fluctuaciones en las tasas de interés. Al 30 de septiembre de 2019, un 100% de nuestra deuda
financiera estaba a tasa fija, incluyendo los créditos de corto plazo, cuyas tasas de interés quedaron fijas hasta su
vencimiento.

Al 30 de septiembre de 2019
Vencimiento contractual (en millones de US$)

Tasa de interés promedio 2019 2020 2021 2022 2023y mas  Total
Tasa Fija
(US$) 5,625% p.a. - - 400,0 - - 400,0
(USs$) 4,500% p.a. - - - - 350,0 350,0
(US$) 2,333% p.a - 80,0 - - - 80,0
Total - 80,0 400,0 - 350,0 830,0
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Riesgo de crédito

Estamos expuestos al riesgo de crédito en el curso normal de nuestro negocio y al momento de invertir
nuestros saldos de caja. En nuestro negocio de generacién eléctrica, nuestros principales clientes son grandes
compafiias mineras de reconocida solvencia que por lo general presentan un bajo nivel de riesgo; sin embargo,
dichas compafiias se encuentran afectas a la variacién de los precios mundiales de materias primas. Aunque
nuestros clientes han demostrado una gran fortaleza para enfrentar ciclos adversos, nuestra compafiia lleva a cabo
revisiones periodicas de los riesgos comerciales. Por otra parte, contamos con clientes regulados que proporcionan
suministro a clientes residenciales y comerciales, y cuyo riesgo de crédito es menor. En los Gltimos afios la industria
eléctrica ha evolucionado hacia una mayor atomizacion de su base de clientes debido a la facultad de consumidores
con demandas superiores a 500kV de contratar su suministro de energia directamente con empresas generadoras en
lugar de hacerlo con empresas distribuidoras de energia. A raiz de esta desintermediacion, la empresa ha firmado
contratos con clientes comerciales e industriales mas pequefios que podrian tener un mayor riesgo de crédito. Para
mitigar este riesgo, la compafiia ha puesto en practica una politica de riesgo de contraparte comercial que, entre otras
cosas, exige una revision del riesgo de crédito antes de la firma de contratos de energia. A la fecha los contratos con
pequefios y medianos clientes comerciales e industriales representa un porcentaje menor de nuestra cartera de
contratos.

Nuestra politica de inversiones contempla invertir nuestros recursos de caja en el corto plazo con
instituciones con grado de inversién. También consideramos el riesgo financiero de nuestras contrapartes al
momento de tomar instrumentos derivados de cobertura de tipo de cambio o de tasa de interés, y contamos con
limites maximos para inversiones con cada contraparte para el manejo y diversificacion de nuestro riesgo de crédito

ESTRUCTURA DE PROPIEDAD DE LA COMPANIA AL 30 DE SEPTIEMBRE DE 2019

N° de accionistas: 1.797

7,10% 0,42%

17,32%

B ENGIE
= AFP
52,76% Inst. Locales
® |nst. Extranjeros

H Otros
22,40%

N° TOTAL DE ACCIONES: 1.053.309.776
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ANEXO 1
ESTADISTICAS FiSICAS Y ESTADOS FINANCIEROS TRIMESTRALES RESUMIDOS
Ventas Fisicas

Ventas Fisicas (en GWh)

2018 2019
1T18 2T18 3T18 9M18 1T19 2719 3719 9M19
Ventas fisicas
Ventas de energia a clientes no regulados 1.485 1552 1.584 4.621 1.423 1550 1.610 4.584
Ventas de energia a clientes regulados 915 871 876 2.662 1220 1183 1.232 3.635
Ventas de energia al mercado spot 8 7 11 25 6 - 31 8
Total ventas de energia.................. 2408 2430 2471 7.308 2649 2734 2873 8.255
Generacion bruta por combustible - -
CarbOn........vieiieiiii e 1167 1.001 1.135 3.304 594 911 867 2.372
GS. ettt 347 391 313 1.051 356 569 764 1.689
Petroleo diesel y petroleo pesado.......... 2 3 2 7 2 1 8 10
Hidro/ Solar..........c.coooviiiiiiin 20 14 15 50 14 32 41 87
Total generacion bruta............c....e.e.. 1536 1410 1.465 4411 965 1513 1.680 4.158
Menos Consumos propios......... ... ... (123) (110) (120) (352) (78) (106) (131) (315)
Total generacion neta..........ccccueueeene.. 1414 1301 1.345 4.059 888 1.407 1.549 3.843
Compras de energia en el mercado spot 929 942 917 2.788 1.729 1307 1.128 4.164
Compras de energia bajo contrato (GWh) 215 204 208 627 122 124 127 373
Total energia disponible antes de pérdidas de
transmision 2558 2447 2469  7.474 2.739 2838 2804 8.380
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Estados de Resultados Trimestrales

Estado de resultados trimestrales (en millones de US$)

IFRS
Ingresos de la operacién 1T18 2T18 3T18 9M18 1T19 2T19 3T19 9M19
Ventas a clientes regulados.................. 102,5 99,3 100,5 302,4 150,6 146,9 146,1 443,6
Ventas a clientes no regulados.................. 173,6 184,3 174,1 532,0 163,0 173,7 152,7 489,3
Ventas al mercado spot y ajustes... . 2,1 1,3 5,6 9,1 1,6 3,6 6,3 11,5
Total ingresos por venta de energia y potencia............. 278,3 284,9 280,3 843,4 315,1 3243 305,1 944,4
Ventas de gas... 3,4 1,6 34,8 39,8 4,1 4,2 4.4 12,6
Otros ingresos operacionales.................. 17,5 17,8 32,2 67,4 24,6 94,1 43,7 162,4
Total ingresos operacionales........... 299,1 304,3 347,3 950,7 343,8 4225 353,2 1.119,5
Costos de la operacion
Combustibles............coocoiiiiiiiiiiin (91,9 (92,0) (81,3) (265,2) (66,5) (72,8) (78,4) (217,8)
Costo de compras de energia y potencia al spot (57,8) (70,3) (78,3) (206,4) (122,9) (102,8) (72,2) (297,8)
Depreciacion y amortizacion en el costo de ventas............. (32,8) (32,1) (33,7) (98,6) (332) (38,4) (40,0) (111,6)
Otros costos directos de la operacion (51,1) (41,2) (90,4) (182,7) (52,9) (49,2) (54,8) (156,9)
Total costos directos de ventas........ (233,6) (235,6) (283,7) (752,9) (275,5) (263,2) (245,3) (784,1)
Gastos de administracion y ventas............. 9,2) (8.4) (9.4) (27,1) (9,0) (8,9) (8,2) (26,2)
Depreciacion y amortizacion en el gto. De adm.y ventas. .. (1,0 (0,9) (1,0) (2,9) (0,9) 1,9) 1,2) (4,0)
Otros ingresos de la operacion... 2,6 2,6 3,9 9,2 3,9 (0,2) 4,7 8,4
Total costos de la operacién... (241,2) (242,3) (290,2) (773,7) (281,5) (274,3) (250,0) (805,8)
Ganancia operacional...................... 57,9 62,0 57,1 177,0 62,2 148,2 103,2 313,6
EBITDA......coivvtiiieiiicenieenane 91,7 95,0 91,8 278,5 96,3 188,5 1444 429,2
Ingresos financieros..............cooeeeuueiunnens 1,2 1,8 1,6 47 1,2 15 0,6 3,3
Gastos financieros @8 @3 @3) (9.4) @2 85 (137 (254)
Diferencia de cambio........... 0,1) (15) 1,0 0,6) 11 01 (31) (2,0)
Ut. (pp) de asociadas utilizando método de la participacion - - - - - - - -
Otros (gastos)/ingresos no operacionales Netos. ....................... 0,1 (66,2) 0,0 (66,0) 0,9 (90,6) 4,2 (85,5)
Total resultado no operacional (1,6) (68,2) (1,6) (71,3) 0,1 97,7) (12,0) (109,6)
Ganancia antes de impuesto... 56,4 (6,2) 55,5 105,6 62,4 50,5 91,1 204,1
Impuesto a las ganancias (14,7) 34 (15,3) (26,6) (16,8) (13,9) (23,1) (53.8)
Utilidad (pérdida) de Actividades Continuadas después de impuesto... 41,7 (2,9) 40,3 79,1 45,6 36,7 68,0 150,3
Ganancia (pérdida), atribuible a los propietarios de la controladora... 39,2 (4,0 37,3 72,5 429 37,7 62,4 143,0
Gga (pp), atribuible a participaciones no controladoras... 2,4 1,1 3,0 6,5 2,7 34 1,2 7,3
UTILIDAD (PERDIDA) DEL EJERCICIO... 39,2 (4,0) 37,3 72,5 42,9 37,7 62,4 143,0
Ganancia por accion.........ceeeevvennnnnns (USS$/accién) 0,037 (0,004) 0,035 0,069 0,041 0,036 0,059 0,136
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Balance

Balance (en millones de US$)

Activo corriente
Efectivo y efectivo equivalente (1)
Deudores comerciales y cuentas por cobrar
Impuestos por recuperar
Inventarios corrientes
Otros activos no financieros corrientes
Total activos corrientes

Activos no corrientes
Propiedades, planta y equipos - neto
Otros activos no corrientes
TOTAL ACTIVO

Pasivos corrientes
Deuda financiera
Otros pasivos corrientes
Total pasivos corrientes

Pasivos no corrientes
Deuda financiera
Otros pasivos de largo plazo
Total pasivos no corrientes

Patrimonio atribuible a los propietarios de la controladora
Participaciones no controladoras
Patrimonio

TOTAL PASIVOS Y PATRIMONIO

(1) Incluye inversiones de corto-plazo disponibles para la venta (fondos
mutuos)
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2018 2019

Diciembre Septiembre
61,5 166,1
187,9 172,5
10,2 12,1
158,9 140,3
9,1 11,5
427,6 502,4
2.635,7 2.620,1
399,4 387,8
3.462,7 3.510,4
111,0 91,2
194,7 209,4
305,8 300,6
792,2 750,0
226,7 267,8
1.018,9 1.017,8
2.069,8 2.127,0
68,2 65,0
2.128,0 2.192,0
3.462,7 3.510,4




Principales Variaciones del Balance General

Las principales variaciones en el balance general entre el 31 de diciembre de 2018 y el 30 de septiembre de
2019 son las siguientes:

Efectivo y efectivo equivalente: Se aprecia un aumento de US$104,6 millones en el saldo de efectivo,
debido principalmente a (i) la buena generacién de caja proveniente de la operacion y (ii) el pago de créditos
recibido en enero desde la filial TEN (US$21,6 millones) y (iii) el pago de compensaciones por parte del constructor
de IEM (US$80,0 millones), lo que fue parcialmente contrarrestado por los principales desembolsos del periodo que
incluyeron, entre otros, (i) pagos de primas de seguros (US$9,4 millones), (ii) impuestos a la renta e impuestos
verdes (US$56,3 millones), (iii) pagos de capital e intereses de deuda (US$49,7 millones), (iv)
dividendos  (US$79,3 millones), (v) inversiones en activos fijos (US$106,9 millones neto de intereses
capitalizados), y (vi) compra de centrales fotovoltaicas (US$32,3 millones netos del efectivo que habia en dichas
empresas al momento de la compra).

Deudores comerciales y cuentas por cobrar: La disminucion de US$15,4 millones en cuentas por cobrar se
compone de cambios en dos cuentas contables: Por una parte, las cuentas comerciales por cobrar registraron un
aumento de US$0,4 millones y por otra parte se registré una disminucién de US$15,8 millones en las cuentas por
cobrar a compafiias relacionadas debido principalmente al pago recibido en enero desde la filial TEN (US$21,6
millones).

Inventarios corrientes: La disminucion de US$18,6 millones en los inventarios es producto principalmente
de una disminucion de inventarios de combustibles (carbon, US$8,6 millones y cal hidratada, US$1,1 millones)
ademés de una disminucion del inventario de repuestos por el reconocimiento del deterioro en el valor econdmico de
las unidades U14 y U15 (US$8,5 millones).

Otros activos no financieros corriente: Se aprecia un aumento de US$2,4 millones debido principalmente al
saldo de pago anticipado de primas de seguros (US$6,8 millones) compensado por un menor saldo de anticipo a
proveedores (US$0,9 millones), IVA crédito fiscal (US$1,4 millones) y amortizacion de otros gastos diferidos
(US$2,1 millones).

Propiedades, planta y equipos-neto: Dos conceptos contrapuestos explican la disminucion de este rubro en
US$16,3 millones. Por un lado, esta partida registrd los siguientes aumentos: (i) el reconocimiento de activos por
derecho de uso asociados a la implementacion de la norma IFRS16 (US$18,4 millones); (ii) la incorporacion de
Solar Los Loros SPA y SD Andacollo (US$14,0 millones); y (iii) las inversiones en la construccion del proyecto
IEM mas otras inversiones en activos fijos por US$129,8 millones. Por otro lado, se registraron las siguientes
disminuciones de esta partida: (i) la depreciacién del periodo (US$99,7 millones); y (ii) la baja por ajuste de
deterioro de las unidades 14 y 15 (US$78,9 millones). Las inversiones en el proyecto IEM incluyen intereses
activados y los ingresos y costos netos registrados durante el periodo de pruebas de la central. Entre otros, se incluye
una rebaja de US$5,1 millones correspondiente a pagos de compensaciones por parte del contratista IEM.

Otros activos no corrientes: La disminucion en este rubro se explica principalmente por la amortizacion de
intangibles (US$12,9 millones), una disminucién neta en otros activos no financieros no corrientes (US$6,1
millones) y el menor valor de inversion en TEN. Esto Ultimo se produce por el impacto en patrimonio de la
valorizacion a mercado (MtoM) de los derivados de cobertura de TEN (US$17,7 millones), neto de los efectos de
resultado del periodo (US$6,5 millones). Estas disminuciones en partidas de otros activos fueron parcialmente
compensadas por un aumento en cuentas por cobrar a entidades relacionadas de US$0,8 millones.

Deuda financiera corriente: Esta partida registrd una disminucion neta de US$18,7 millones, explicada
principalmente por pagos de intereses de la deuda de largo plazo de la compafiia (bonos 144-A) por US$38,3
millones y una disminucion de la deuda bancaria de corto plazo de US$11,5 millones incluyendo pagos de capital e
intereses. Esto fue contrarrestado por el devengo de intereses en el semestre por US$30,6 millones.

Otros pasivos corrientes: El aumento en esta partida se explica por (i) una mayor provision de impuesto a la
renta de US$31,2 millones y (ii) un mayor IVA débito fiscal (US$4,2 millones). Estos incrementos se vieron
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compensados por una disminucién en obligaciones con el personal de US$3,7 millones y una disminucion de
cuentas por pagar comerciales (US$17,3 millones), incluyendo pagos de saldos adeudados al contratista de IEM.

Deuda financiera de largo plazo: El aumento de US$18,4 millones en esta partida se explica por el
reconocimiento de pasivos de Leasing asociados a la aplicacion de la norma IFRS16.

Otros pasivos de largo plazo: Esta partida se explica principalmente por la presentacién de impuestos
diferidos netos, en particular el efecto de impuestos diferidos del ajuste por deterioro y la incorporacion de Solar Los
Loros SPA.

Patrimonio atribuible a propietarios de la controladora: EI aumento de US$57,2 millones en el patrimonio
atribuible a propietarios de la controladora se compone principalmente de (i) utilidades del ejercicio por US$143,0
millones menos (ii) US$18,4 millones correspondientes a la disminucion de valorizacion a mercado de instrumentos
derivados y menos (iii) US$67,4 millones de pagos de dividendos. Esta Ultima cantidad fue descontada del
patrimonio y pagada durante el primer semestre de 2019.

Participaciones no controladoras: La porciéon de patrimonio correspondiente a participaciones no
controladoras registrd una disminucion de US$3,3 millones debido a los dividendos pagados y por pagar al
accionista minoritario de Inversiones Hornitos (US$10,5 millones), lo que se vio parcialmente compensado con las
utilidades del ejercicio por US$7,3 millones.

28



ANEXO 2

1T18 2T18 3T18 4T18 1T19 2T19 3T19
EBITDA* 91,7 95,0 91,8 97,3 96,3 188,5 144,4
Ganancia atribuible a la controladora 39,2 (4,0) 37,3 30,1 42,9 37,7 62,4
Gastos Financieros 2,8 2,3 4,3 3,4 3,2 8,5 13,7
* Ganancia Operacional + Depreciacion y Amortizacion del Ejercicio
Sep/18 Sep/19
EBITDA (Gltimos 12 meses) 354,1 526,5
Gananciaa atribuible a la controladora (Gltimos 12 meses) 179,1 173,1
Gastos Financieros (Ultimos 12 meses) 18,9 28,7
Deuda Financiera 918,5 899,4
Corriente 126,8 92,4
No-Corriente 791,7 807,0
Efectivo y efectivo equivalente 107,6 166,1
Deuda financiera neta 810,9 733,3
INDICADORES FINANCIEROS
INDICADORES FINANCIEROS
Dec-18 Sep-19 Var.
LIQUIDEZ Liquidez corriente (veces) 1,40 1,67 19%
(activos corrientes / pasivos corrientes)
Razon &cida (veces) 0,88 1,20 37%
((activos corrientes - inventarios) / pasivos corrientes)
Capital de trabajo MMUS$ 121,8 201,8 66%
(activos corrientes - pasivos corrientes)
ENDEUDAMIENTO |Leverage (veces) 0,62 0,60 -3%
((pasivos corrientes + pasivos no corrientes ) / patrimonio)
Cobertura de gastos financieros * (veces) 29,42 18,31 -38%
((EBITDA / gastos financieros))
Deuda financiera sobre EBITDA* (veces) 2,40 1,71 -29%
Deuda financiera neta sobre EBITDA* (veces) 2,38 1,39 -41%
RENTABILIDAD Rentabilidad del patrimonio* % 5,0% 8,1% 63%
(ganancia atribuible a la controladora / patrimonio atribuible a la controladora)
Rentabilidad de activos* % 3,0% 4,9% 64%
(ganancia atribuible a la controladora / activos totales)

*(ltimos 12 meses

Al 30 de septiembre de 2019, la Liquidez Corriente y la Razén Acida fueron de 1,67x y 1,20,
respectivamente. Se observd un incremento del activo corriente especificamente el nivel de efectivo. Asimismo, se
observé una leve disminucidn en los pasivos corrientes, con disminuciones en los saldos de deuda, provisiones y
cuentas por pagar, que fueron parcialmente compensadas con un aumento en los impuestos por pagar. En
consecuencia, aumentd el capital de trabajo medido como el total de activos corrientes menos el total de pasivos
corrientes. La liquidez de la compafiia continta siendo fuerte por el nivel de caja disponible y su capacidad de
generacion de flujos de caja.

La Razon de Endeudamiento a septiembre de 2019, fue levemente inferior que la de diciembre 2018 por la
reduccion de US$10 millones en la deuda de corto plazo.
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La Cobertura de Gastos Financieros al cierre de septiembre de 2019 fue de 18,31x, menor al valor de
29,42x a diciembre de 2018. Esto se explica por el aumento en los gastos financieros por la menor activacion de
intereses en los proyectos de construccion.

La Deuda financiera bruta sobre EBITDA cay6 a 1,71x producto principalmente del mayor EBITDA de la
compafiia y la disminucién de su deuda financiera. Respecto al indice de Deuda financiera neta sobre EBITDA, éste
disminuy6 un 41%, llegando a 1,39 veces, producto de los mayores niveles de EBITDA y de caja.

La Rentabilidad Patrimonial y la Rentabilidad del Activo del trimestre fueron de 8,1% y 4,9%,
respectivamente, incrementandose respecto del cierre de diciembre de 2018.

CONFERENCIA TELEFONICA 9M19

ENGIE Energia Chile realizard una conferencia telefonica de revisién de resultados obtenidos al 30 de
septiembre 2019, el dia miércoles 6 de noviembre de 2019 a las 12:00 PM (hora local de Chile) - 10:00
AM (USA-NY)

Dirigida por:
Eduardo Milligan, CFO Engie Energia Chile S.A.

Para participar, marcar:
+56-44-208-1274 dial in Chile
+1(412) 317-6378 internacional
+1(844) 686-3841 toll free US

Pedir incorporarse al call de ENGIE Energia Chile (sin passcode). Conectarse 10 minutos antes de la
hora agendada.

Para acceder a la repeticion, marcar +1 (877) 344-7529 / +1 (412) 317-0088 Passcode 1.D: 10135922. La
repeticion estara disponible hasta el dia 13 de noviembre de 2019.
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