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Ã DECLARAÇÃO DE REGISTRO  CONFORME A SEÇÃO 12(b) OU (g) DO SECURITIES 

EXCHANGE ACT OF 1934  

ou  

| RELATÓRIO ANUAL CONFORME A SEÇÃO 13 OU 15(d) DO SECURITIES EXCHA NGE ACT 
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Para o exercício fiscal encerrado em 31 de dezembro de 2016  

ou  

Ã RELATÓRIO DE TRANSIÇÃO CONFORME A RTIGO 13 OU 15(d) DO SECURITIES 

EXCHANGE ACT OF 1934  

ou  

Ã RELATÓRIO DA SHELL COMPANY CONFORME ARTIGO 13 OU 15(d) DO SECURITIES 

EXCHANGE A CT OF 1934  

Data do evento exigindo o presente relatório de shell company: N/A  

Número de Registro na Comissão: 1-15224  

  

COMPANHIA ENERGÉTICA DE MINAS GERAIS ï CEMIG  
(Razão Social do requerente conforme especificado no seu Estatuto Social)  

  

ENERGY CO OF MINAS GERAIS  
(Tradução para o inglês da Razão Social do requerente)  

BRASIL  
(Jurisdição de constituição ou organização)  

Avenida Barbacena, 1200, Belo Horizonte, MG, 30190-131  
(Endereço da sede)  

Valores Mobiliários registrados ou a serem registrados de acordo com a Seção 12(b) da Lei:  
  
Título de cada classe: 

  
Nome de cada bolsa de valores em que foi registrado: 

  

Ações Preferenciais, valor nominal de R$ 5,00 Bolsa de Valores de Nova York* 

American Depositary Shares, cada qual Bolsa de Valores de Nova York 

representativa de 1 Ação Preferencial, sem valor nominal 
  

Ações Ordinárias, valor nominal de R$ 5,00 Bolsa de Valores de Nova York* 

American Depositary Shares, cada qual Bolsa de Valores de Nova York 

representativa de 1 Ação Ordinária, sem valor nominal 
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Valores Mobiliários registrados ou a serem registrados, de acordo com a Seção 12(g) da Lei:  
Nenhum  

Valores Mobiliários para os quais existe uma obrigação de comunicação, de acordo com a Seção 15(d) da Lei:  
Nenhum  

A quantidade de ações emitidas e em circulação de cada classe de ações da CEMIG em 31 de dezembro de 2016 era:  

420.764.708 Ações Ordinárias  
838.076.946 Ações Preferenciais 

Assinalar com um ã se o requerente ® um reconhecido emissor sazonal, conforme definido na Regra 405 da Lei de Valores 

Mobiliários.    Sim  |    Não  Ã  

Se este relat·rio for um relat·rio anual ou provis·rio, assinalar com ã se o requerente n«o est§ obrigado a protocolar relatórios, de acordo 

com a Seção 13 ou 15(d) da Lei de Mercado de Capitais de 1934.    Sim  Ã    Não   |  

Assinalar com um ã se o requerente (1) protocolou todos os relat·rios exigidos de acordo com a Se­«o 13 ou 15(d) da Lei de Mercado de 

Capitais de 1934 durante os 12 meses anteriores (ou para tal período menor em que o requerente estava obrigado a protocolar tais 

relatórios) e (2) estava sujeito a tais exigências de protocolo nos últimos 90 dias.    Sim  |    Não  Ã  

Assinalar com um ã se o requerente do registro apresentou eletronicamente e publicou no website de sua empresa, se houver, todos os 

arquivos de dados interativos que devem ser apresentados e postados de acordo com a Regra 405 do Regulamento S-T (§232.405 deste 

capítulo) durante os 12 meses antecedentes (ou para um período mais curto em que o requerente do registro teve que apresentar e publicar 

tais arquivos).    Sim  Ã    Não  Ã  

Assinalar com um ã se o requerente ® um requerente de processo acelerado de grande porte (large accelerated filer), requerente de 

processo acelerado (accelerated filer), ou requerente de processo não-acelerado (non-accelerated filer).  Ver defini­«o de ñaccelerated filer 

e and large accelerated filerò na Regra 12b-2 da Lei de Valores Mobiliários.  (Marcar apenas um):  
 

Large accelerated filer  | Accelerated filer  Ã 
Non accelerated filer  Ã Empresas Emergentes em Crescimento  Ã 

Na hipótese de ser uma empresa emergente em crescimento que prepara suas demonstrações financeiras de acordo com a norma U.S. 

GAAP, assinale se o Requerente optou por não utilizar o período de transição estendido para cumprir quaisquer normas contábeis novas ou 
revisadas fornecidas de acordo com a Seção 13(a) da Lei de Mercado de Capitais. 

O termo "norma de contabilidade financeira nova ou revisada" refere-se a qualquer atualização publicada pelo Conselho de Normas de 
Contabilidade Financeira (ñFASBò) para a Codifica­«o de Normas de Contabilidade (ñASCò) depois de 5 de abril de 2012. 

Assinalar com ã qual a norma cont§bil que o requerente usou para preparar as demonstra­»es financeiras inclu²das neste arquivamento:  
 

U.S. GAAP  Ã Normas Internacionais de Apresentação de Relatórios Financeiros 

(ñIFRSò), emitidas pelo Conselho de Normas Cont§beis 

Internacionais (ñIASBò)  | 

Outro  Ã 

Se ñOutroò tiver sido assinalado em resposta ¨ pergunta anterior, assinalar com ã qual o item na demonstra­«o financeira que o requerente 

optou por adotar. Item 17 Ã Item 18  Ã  

Se este for um relat·rio anual, assinalar com ã se o requerente ® uma shell company, conforme definido na regra 12b-2 da Lei de Mercado 

de Capitais.   Sim  Ã    Não  |  

 
  

*  Não para comercialização, mas apenas em relação ao registro de American Depositary Shares (ñADSò), conforme os requisitos da 

Comissão de Valores Mobiliários dos Estados Unidos.   

 

O TEXTO NO IDIOMA EM INGLÊS É A VERSÃO ORIGINAL E OFICIAL, CONFORME ARQUIVADO NA U.S. SECURITIES 

AND EXCHANGE COMMISSION. AS TRADUÇÕES SÃO DISPONIBILIZADAS APENAS COMO ADAPTAÇÃO E DEVEM SER 

COMPARADAS COM O TEXTO NO IDIOMA DE ORIGEM, QUE É A ÚNICA VERSÃO QUE TERÁ QUALQUER EFEITO LEGAL. 
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APRESENTAÇÃO DE INFORMAÇÕES FINANCEIRAS  

A Companhia Energética de Minas Gerais ï CEMIG é uma sociedade por ações de economia mista, constituída e existente 

nos termos das leis da República Federativa do Brasil, ou Brasil.  As referências contidas no presente relatório anual quanto à 

ñCEMIGò, ñn·sò, ñnossaò ou ñCompanhiaò constituem refer°ncia ¨ Companhia Energ®tica de Minas Gerais - CEMIG e às 

suas subsidiárias consolidadas, exceto quando a referência seja expressamente à Companhia Energética de Minas Gerais - 

CEMIG (controladora apenas) ou conforme exigido pelo contexto.  As refer°ncias a ñrealò, ñreaisò ou ñR$ò dizem respeito a 

reais do Brasil (plural) e ao real do Brasil (singular), moeda corrente oficial do Brasil, ao passo que as refer°ncias a ñd·lares 

dos Estados Unidosò, ñd·laresò ou ñUS$ò se referem a d·lares dos Estados Unidos.  

Nossos livros e registros são escriturados em reais.  Nossas demonstrações financeiras são elaboradas em conformidade com 

as práticas contábeis adotadas no Brasil e com as Normas Internacionais de Contabilidade, ou ñIFRSò, emitidas pelo Comit° 

de Normas Internacionais de Contabilidade, ou ñIASBò.  Para fins do presente relat·rio anual, elaboramos balan­os 

patrimoniais consolidados referentes a 31 de dezembro de 2016 e de 2015, e as correspondentes demonstrações do resultado e 

lucro abrangente, variações nos fluxos de caixa e no capital acionário relativos aos exercícios encerrados em 31 de dezembro 

de 2016, de 2015 e de 2014, em reais, todas em conformidade com as IFRS, conforme emitidas pelo IASB.  Nossas 

Demonstrações Financeiras consolidadas auditadas para os exercícios findos em 31 de dezembro de 2015 e de 2014 foram 

ajustadas a efeitos de reformulação, mais detalhada na Nota 2.8 das nossas Demonstrações Financeiras Consolidadas. 

A Deloitte Touche Tohmatsu Auditores Independentes auditou nossas Demonstrações Financeiras consolidadas de 31 de 

dezembro de 2016 e 2015 e dos anos findos em 31 de dezembro de 2016, de 2015 e de 2014; a Deloitte Touche Tohmatsu 

Auditores Independentes não auditou as Demonstrações Financeiras da Madeira Energia S.A., empresa na qual a participação 

direta e indireta é de 18,05% pelo método de equivalência patrimonial e da Norte Energia S.A., na qual a participação direta e 

indireta pelo método de equivalência patrimonial é de 12,50%.  As Demonstrações Financeiras da Madeira Energia S.A. e da 

Norte Energia S.A. foram auditadas pela PricewaterhouseCoopers Auditores Independentes, cujos relatórios referentes às 

Demonstrações Financeiras da Madeira Energia S.A. para os anos findos em 31 de dezembro de 2016 e de 2015 e para os 

anos findos em 31 de dezembro de 2016, 2015 e 2014 e para as Demonstrações Financeiras da Norte Energia S.A. referentes 

aos exercícios findos em 31 de dezembro de 2016 e 2015, respectivamente, foram fornecidas à Deloitte Touche Tohmatsu 

Auditores Independentes e para a opinião da Deloitte Touche Tohmatsu Auditores Independentes, no que se refere aos 

valores incluídos pela Madeira Energia S.A. e pela Norte Energia S.A., com base unicamente nos relatórios da 

PricewaterhouseCoopers Auditores Independentes. 

O presente relatório anual contém conversões de certos valores em reais para dólares dos Estados Unidos a taxas 

especificadas tão somente para fins de conveniência do leitor.  Ressalvadas as indicações em contrário, esses valores em 

dólares dos Estados Unidos foram convertidos a partir de reais à taxa de câmbio de R$ 3,2532 para US$1,00, certificada, para 

fins alfandegários, pelo Conselho do Federal Reserve dos EUA, em 30 de dezembro de 2016.  Veja a se­«o ñItem 3.  

Informações Relevantes ï Taxas de C©mbioò para obter informa­»es adicionais relativas a taxas de c©mbio.  N«o podemos 

garantir que os dólares dos Estados Unidos poderão ser convertidos em reais, ou que os reais poderão ser convertidos em 

dólares dos Estados Unidos, à taxa acima indicada ou a qualquer outra taxa.    
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POSIÇÃO DE MERCADO E DEMAIS INFORMAÇÕES  

As informações contidas no presente relatório anual acerca de nossa posição de mercado são, ressalvadas as indicações em 

contrário, apresentadas com relação ao exercício encerrado em 31 de dezembro de 2016 e tomam por base ou são derivadas 

dos relatórios emitidos pela Agência Nacional de Energia Elétrica, ou ANEEL, e pela Câmara de Comercialização de Energia 

Elétrica, ou CCEE. 

Certos termos são definidos quando da primeira vez em que são empregados no presente relatório anual.  Conforme aqui 

empregadas, todas as refer°ncias a ñGWò e ñGWhò constituem refer°ncia a gigawatts e gigawatt-hora, respectivamente, as 

refer°ncias a ñMWò e ñMWhò constituem referência a megawatts e megawatt-hora, respectivamente, e as refer°ncias a ñkWò 

e ñkWhò constituem refer°ncia a quilowatts e quilowatt horas, respectivamente.  

Neste relat·rio anual, os termos ña­»es ordin§riasò e ña­»es preferenciaisò se referem ¨s ações ordinárias e preferenciais, 

respectivamente.  Os termos ñAmerican Depositary Shares de A­»es Preferenciaisò ou ñADSs de A­»es Preferenciaisò 

referem-se ¨s American Depositary Shares, cada qual representando uma a­«o preferencial.  Os termos ñAmerican 

Depositary Shares de A­»es Ordin§riasò ou ñADSs de A­»es Ordin§riasò referem-se às American Depositary Shares, cada 

qual representando uma ação ordinária.  Nossas ADSs de Ações Preferenciais e ADSs de Ações Ordinárias são aqui 

mencionadas, coletivamente, como ñADSsò, e os nossas ñAmerican Depositary Receipts de A­»es Preferenciaisò, ou ADRs 

de A­»es Preferenciais, e os ñAmerican Depositary Receipts de A­»es Ordin§riasò, ou ADRs de A­»es Ordin§rias, s«o aqui 

mencionados, coletivamente, como ñADRsò.  

Em 30 de abril de 2012, uma bonificação de 25,00% foi paga sobre as ações preferenciais e ordinárias.  Em 11 de maio de 

2012, um ajuste correspondente foi feito às ADSs por meio da emissão de ADSs adicionais.  Em 30 de abril de 2013, uma 

bonificação de 12,85% foi distribuída às ações preferenciais e ordinárias.  Em 14 de maio de 2013, um ajuste correspondente 

ao número de ADSs das ações preferenciais e ordinárias foi feito através da emissão adicional de ADS.  Em 3 de janeiro de 

2014, uma bonificação de 30,76% foi distribuída às ações preferenciais e ordinárias, com a emissão de novas ações, todas 

preferenciais.  Em 10 de janeiro de 2014, um ajuste correspondente de ADSs foi feito através da emissão adicional de ADS 

de Ações Preferenciais para titulares de ADs de Ações Preferenciais e Ordinárias.  

As ADSs de Ações Preferenciais são evidenciadas por ADRs de Ações Preferenciais, emitidas de acordo com a Segunda 

Alteração e Consolidação de Contrato de Depósito, datada de 10 de agosto de 2001, conforme alterada em 11 de junho de 

2007, celebrada entre a Companhia, Citibank, N.A., na qualidade de depositário, e os detentores e titulares de ADSs de Ações 

Preferenciais evidenciadas por ADRs emitidos nos termos do referido instrumento (a ñSegunda Altera­«o e Consolida­«o de 

Contrato de Dep·sitoò).  As ADSs de A­»es Ordin§rias s«o representadas por ADRs de A­»es Ordin§rias, emitidos de acordo 

com o Contrato de Depósito, datado de 12 de junho de 2007, celebrado entre nossa Companhia, Citibank, N.A., na qualidade 

de depositário, e os titulares ou beneficiários de ADSs de Ações Ordinárias representadas por ADRs de Ações Ordinárias 

emitidos (o ñContrato de Dep·sito das ADSs de A­»es Ordin§riasò e, juntamente com o Segundo Aditivo e o Contrato de 

Dep·sito Aditado, os ñContratos de Dep·sitoò).   
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DECLARAÇÕES E EXPECTATIVAS FUTURAS  

O presente relat·rio anual inclui determinadas declara­»es e expectativas futuras, principalmente no ñItem 3. 

Informa­»es Relevantesò, ñItem 5. An§lise e Perspectivas Operacionais e Financeirasò e no "Item 11. Divulgações 

Quantitativas e Qualitativas sobre Riscos de Mercadoò.  Baseamos estas declara­»es e expectativas futuras em grande parte 

em nossas atuais expectativas e projeções sobre acontecimentos futuros e tendências financeiras que afetam nossos negócios.  

Estas declarações e expectativas futuras estão sujeitas a riscos, incertezas e suposições, inclusive, entre outras coisas:  

Å conjuntura econômica, política e comercial geral, principalmente na América Latina, no Brasil, no Estado de Minas 

Gerais, ou Minas Gerais, no Estado do Rio de Janeiro, ou Rio de Janeiro, bem como em outros Estados do Brasil;  

Å inflação e variações no câmbio e na taxa de juros;  

Å regulamentação governamental existente e futura relativa a tarifas de energia elétrica, ao uso de energia elétrica, à 

concorrência em nossa área de concessão e a outras questões;  

Å políticas existentes e futuras do Governo Federal brasileiro, ao qual nos referimos como Governo Federal;  

Å andamento de investigações anticorrupção de alto nível no Brasil;  

Å nossas expectativas e estimativas referentes a desempenho financeiro e planos de financiamento;  

Å nosso nível, ou perfil de vencimento, do endividamento;  

Å probabilidade de recebermos pagamento relativo a contas a receber;  

Å nossos planos de investimentos de capital;  

Å nossa capacidade de atender nossos clientes de forma satisfatória;  

Å nossa capacidade de implementar nosso programa de desinvestimento;  

Å falha ou ataques à nossa infraestrutura operacional e de segurança ou sistemas;  

Å nossa capacidade de renovar nossas concessões, alvarás e licenças em condições tão favoráveis como aquelas que hoje 

estão em vigor, ou simplesmente de não renová-las;  

Å nossa habilidade para integrar as operações das companhias que adquirimos e que podemos vir a adquirir;  

Å alterações de volumes e padrões de uso de energia elétrica pelo consumidor;  

Å condições competitivas nos mercados de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica no Brasil;  

Å tendências previstas no setor de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica no Brasil, especialmente em 

Minas Gerais e Rio de Janeiro;  

Å alterações dos níveis pluviométricos e hídricos nos reservatórios utilizados para funcionamento das nossas centrais de 

geração hidrelétrica;  

Å políticas existentes e futuras do governo de Minas Gerais, ao qual nos referimos como Governo Estadual, inclusive 

políticas que afetam os investimentos por ele realizados em nossa Companhia e seus planos quanto à futura expansão 

da geração, transmissão e distribuição de energia elétrica em Minas Gerais; e  

Å outros fatores de risco apresentados no ñItem 3.  Informa­»es Relevantes ï Fatores de Riscoò.  

As declarações e expectativas futuras mencionadas acima incluem também informações relativas aos nossos projetos de 

expansão de capacidade em andamento, bem como aos que estamos atualmente avaliando.  Além dos riscos e incertezas 

citados acima, nossos projetos de expansão em potencial implicam riscos de engenharia, construção, regulatórios e outros 

riscos significativos que poderão:  

Å atrasar ou impedir a conclusão bem-sucedida de um ou mais projetos;  

Å aumentar os custos de projetos; e  

Å resultar na falha das instalações para operar ou gerar receitas de acordo com as nossas expectativas.  

As palavras ñacreditaò, ñpoder§ò, ñpoderiaò, ñir§ò, ñplanejaò, ñestimaò, ñcontinuaò, ñprev°ò, ñsolicitaò, ñpretendeò, ñesperaò e 

palavras similares destinam-se a identificar declarações e expectativas futuras.  Não assumimos a obrigação de atualizar 

publicamente ou revisar quaisquer declarações e expectativas futuras em razão de informações novas, acontecimentos futuros 

ou por outro motivo.  À luz destes riscos e incertezas, as informações, declarações e expectativas futuras tratadas no presente 
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relatório anual talvez não cheguem a ocorrer.  Nossos resultados e desempenho efetivos poderiam diferir substancialmente 

daqueles previstos em nossas declarações e expectativas futuras.  
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PARTE I  

Item 1. Identificação de Conselheiros, Diretores e Consultores  

Não aplicável.  

Item 2. Estatísticas da Oferta e Cronograma Previsto  

Não aplicável.  

Item 3. Informações Relevantes  

Informações Financeiras Consolidadas Selecionadas  

As tabelas a seguir apresentam nossas informações financeiras e operacionais consolidadas selecionadas nas datas e em 

relação a cada um dos períodos indicados em conformidade com as IFRS. As informações a seguir deverão ser lidas em 

conjunto com nossas demonstrações financeiras consolidadas, incluindo suas respectivas notas explicativas, constantes do 

presente relatório anual e em conjunto com as informa­»es apresentadas no ñItem 5. An§lise e Perspectivas Operacionais e 

Financeirasò e a ñApresenta­«o das Informa­»es Financeirasò.  

As informações financeiras consolidadas selecionadas de 31 de dezembro de 2016 e de 2015, e referentes a cada um dos 

exercícios encerrados em 31 de dezembro de 2016, de 2015 e de 2014, em IFRS, foram resultantes de nossas demonstrações 

financeiras consolidadas auditadas e das suas respectivas notas explicativas contidas em outras seções do presente relatório 

anual. Nossas Demonstrações Financeiras consolidadas auditadas para os exercícios findos em 31 de dezembro de 2015 e de 

2014 foram ajustadas a efeitos de reformulação, mais detalhada na Nota 2.8 das nossas Demonstrações Financeiras 

Consolidadas. Os valores em dólares dos Estados Unidos apresentados nas tabelas abaixo foram incluídos para conveniência 

do leitor.  Ressalvadas as indicações em contrário, esses valores em dólares dos Estados Unidos foram convertidos a partir de 

valores em reais à taxa de R$ 3,2532 por US$1,00, a taxa de câmbio em 30 de dezembro de 2016.  No passado, o real sofreu 

alta volatilidade.  Não podemos garantir que os dólares dos Estados Unidos poderão ser convertidos em reais, ou que os reais 

poderão ser convertidos em dólares dos Estados Unidos à taxa acima indicada ou a qualquer outra taxa.  Os dados financeiros 

consolidados selecionados em 31 de dezembro de 2013 e de 2012 e para cada um dos anos encerrados em 31 de dezembro de 

2013 e de 2012 foram derivados de nossas demonstrações financeiras consolidadas auditadas não incluídas neste relatório 

anual no Formulário 20-F e que não foram reapresentadas pelo item descrito na Nota 2.8 das nossas Demonstrações 

Financeiras consolidadas.  
   

Exercício findo em 31 de dezembro de  
    

2016 
  

2016  
  

2015 (5) 
  

2014 (5) 
  

2013 (5) 
  

2012(4) (5) 
    

(em milhões 

de US$)(1) 
(em milhões de R$, exceto por informações referentes à ação/ADS  

ou se indicado de outra forma) 

Dados da demonstração de resultados 

consolidado: 

 

    

Receita operacional líquida: 
    

Vendas de energia elétrica a consumidores 

finais...............................................................................  

6.289 20.458  20.319   14.922   12.597   13.691  

Receita do fornecimento no atacado a outras 

concessionárias ..............................................................  

914 2.972  2.207   2.310   2.144   1.689  

CVA (Conta de Compensação de Variação de 

Custos da óParcela Aô) e outros 

componentes financeiros ................................................  

(447) (1.455)  1.704   1.107   ð   ð  

Receita de uso da rede de distribuição de 

energia elétrica (TUSD) .................................................  

524 1.705  1.465   855   1.008   1.809  

Receita de Concessão da Transmissão ................................  96 312  261   557   404   662  

Receita de Indenização de Transmissão .............................  231 751  101   420   21   192  

Ajuste de expectativa do fluxo de caixa do 

ativo financeiro indenizável da concessão 

de distribuição ................................................................  

2 8 576 55 ð ð 

Receita de Atualização Financeira da 

Bonificação pela Outorga ...............................................  
92 300 ð ð            ð           ð 
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Receitas de construção ........................................................  367 1.193  1.252   941   975   1.336  

Transações em energia elétrica na CCEE ...........................  49 161  2.425   2.348   1.193   387  

Fornecimento de Gás 444 1.444 1.667 422 ð ð 

Outras Receitas Operacionais .............................................  437 1.421  1.440   1.284   1.047   506  

Impostos e Encargos Incidentes sobre a 

receita .............................................................................  
(3.227) (10.497)  (11.549)  (5.626)  (4.762)  (6.135) 

Total das receitas operacionais líquidas ..............................  5.771 18.773  21.868   19.595   14.627   14.137  

 
  

Custos e despesas operacionais: 
  

Energia Elétrica Comprada para Revenda ..........................  (2.543) (8.273)  (9.542)  (7.428)  (5.207)  (4.683) 

Encargos de Uso da Rede Básica de 

Transmissão ...................................................................  

(291) (947)  (999)  (744)  (575)  (883) 

Depreciação e Amortização ................................................  (256) (834)  (835)  (801)  (824)  (763) 

Pessoal ................................................................................  (505) (1.643)  (1.435)  (1.252)  (1.284)  (1.173) 

Gás comprado para revenda ................................................  (270) (877)  (1,051)  (254)  ð   ð  

Serviços de Terceiros ..........................................................  (267) (867)  (899)  (953)  (917)  (906) 

Obrigações pós-aposentadoria ............................................  (106) (345)  (156)  (212)  (176)  (134) 

Materiais .............................................................................  (18) (58)  (154)  (381)  (123)  (73) 

Provisões Operacionais .......................................................  (216) (704)  (1.402)  (581)  (305)  (671) 

Participação nos lucros dos funcionários e 

diretores .........................................................................  

(2) (7)  (137)  (249)  (221)  (239) 

Custos de Construção .........................................................  (367) (1.193)  (1.252)  (942)  (975)  (1.336) 

Outras Despesas Operacionais Líquidas .............................  (47) (155)  (426)  (651)  (624)  (666) 

Total das despesas e custos operacionais ............................  (4.888) (15.903)  (18.288)  (14.448)  (11.231)  (11.527) 

       

Resultado de Equivalência Patrimonial ..............................  (93) (302)  393   210   764   865  

Resultado com Combinação de Negócios ...........................   ð   ð   ð   281   ð   ð  

Ganho na Alienação de Investimento   ð   ð   ð   ð   284  ð  

Lucros Não Realizados na Alienação de 

Investimento  ð   ð   ð   ð   (81)   ð  

Ajuste referente à redução ao valor 

recuperável (impairment) em investimentos 

(235)  (763)  ð   ð   ð   ð  

Receita de valor justo em operação acionária .....................  ð ð  729   ð   ð   ð  

Resultado Operacional antes do Resultado 

Financeiro e Impostos ....................................................  

555 1.805  4.702   5.638   4.363   3.475  

Receitas (despesas) financeiras, líquidas ............................  (442) (1.437)  (1.340)  (1.159)  (309)  1.629  

Resultado antes dos impostos (IR e CSLL) ........................  113 368  3.362   4.479   4.054   5.104  

Despesa de Imposto de Renda ............................................  (10) (34)  (893)  (1.342)  (950)  (832) 

Resultado do exercício ........................................................  103 334  2.469   3.137   3.104   4.272  

Outro lucro (prejuízo) abrangente .......................................  (170) (553)  (307)   (41)   213   (412) 

Resultado abrangente ..........................................................  (67) (219)  2.162   3.096   3.317   3.860  

Lucro (prejuízo) básico: (2) 
  

Por ação ordinária ...............................................................  0,03 0,10  1,96   2,49   2,47   3,40  

Por ação preferencial ..........................................................  0,11 0,35  1,96   2,49   2,47   3,40  

Por ADS de ação ordinária .................................................  0,03 0,10  1,96   2,49   2,47   3,40  

Por ADS de ação preferencial ............................................         0,11        0,35  1,96   2,49   2,47   3,40  

Lucro (prejuízo) diluído: (2) 
  

Por ação ordinária ...............................................................  0,02 0,07  1,96   2,49   2,47   3,40  

Por ação preferencial ..........................................................  0,10 0,32  1,96   2,49   2,47   3,40  

Por ADS de ação ordinária .................................................  0,02 0,07  1,96   2,49   2,47   3,40  

Por ADS de ação preferencial ............................................         0,10        0,32  1,96   2,49   2,47   3,40  
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Exercício findo em 31 de dezembro de  
    

2016  
  

2016  
  

2015  
  

2014  
  

2013  
  

2012(4)  
    

(em milhões 

de US$)(1) 

(em milhões de R$, exceto por informações referentes à ação/ADS  

ou se indicado de outra forma) 

Informações da Demonstração da Posição 

Financeira: 

 

          

Ativo: 
          

Ativo circulante .......................................................................  2.547 8.285  9.377   6.554   6.669   8.804  

Ativo imobilizado líquido ........................................................  1.160 3.775  3.940   5.544   5.817   6.109  

Ativo Intangível .......................................................................  3.326 10.820  10.275   3.379   2.004   1.874  

Ativos financeiros de concessões.............................................  1.528 4.971  2.660   7.475   5.841   5.475  

Outros Ativos ...........................................................................  4.360 14.185  14.605   12.048   9.483   10.308  

Total do Ativo ..........................................................................  12.922 42.036  40.857   35.000   29.814   32.570  

 
      

Passivo: 
          

Parcela circulante da dívida de longo prazo.............................  1.487 4.837  6.300   5.291   2.238   6.466  

Outros Passivos Circulantes .....................................................  2.032 6.610  6.774   4.832   3.684   6.332  

Total passivo circulante ...........................................................  3.519 11.447  13.074   10.123   5.922   12.798  

Dívida de longo prazo ..............................................................  3.179 10.342  8.866   8.218   7.219   3.950  

Benefícios empregatícios pós-aposentadoria ï 

longo prazo .........................................................................  

1.243 4.043  3.086   2.478   2.311   2.575  

Outros Passivos Não Circulantes .............................................  1.005 3.270  2.843   2.896   1.724   1.697  

Total do Passivo de longo prazo ..............................................  5.427 17.655  14.795   13.592   11.254   8.222  

       

Capital social ...........................................................................  1.935 6.294  6.294   6.294   6.294   4.265  

Reservas de capital ..................................................................  592 1.925  1.925   1.925   1.925   3.954  

Reservas de lucros ...................................................................  1.598 5.200  4.663   2.594   3.840   2.856  

Ajustes de avaliação patrimonial .............................................  (150) (489)  102   468   579   475  

Participação de acionista não controlador ................................  1 4  4   4   ð   ð  

Total do capital social ..............................................................  3.976 12.934  12.988   11.285   12.638   11.550  

Total do passivo e capital social ..............................................  12.922 42.036  40.857   35.000   29.814   32.570  

Outros dados:  
  
 

 
    

  
2016  

  
2015  

  
2014  

  
2013  

  
2012  

  
Principais ações em circulação: (2) 

 
        

Ordinárias ........................................................   420.764.639   420.764.639   420.764.639   420.764.639   420.764.639  

Preferenciais ....................................................   837.516.297   837.516.297   837.516.297   837.516.297   837.516.297  

Dividendos por ação (2) 
 

        
Ordinárias ........................................................   ð   R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

Preferenciais ....................................................   R$ 0,50   R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

Dividendos por ADS ordinária (2) ...................   ð   R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

Dividendos por ADS preferencial (2) ..............   R$ 0,50   R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

Dividendos por ação (3) (2)           
Ordinárias ........................................................   ð   US$0,13  US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Preferenciais ....................................................   US$0,15   US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Dividendos por ADS (3) (2) ordinária .............   ð   US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Dividendos por ADS (3) (2) preferencial ........   US$0,15   US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Ações em circulação ï diluídas: (2) 
 

        
Ordinárias ........................................................   420.764.639   420.764.639   420.764.639   420.764.639   420.764.639  

Preferenciais ....................................................   837.516.297   837.516.297   837.516.297   837.516.297   837.516.297  

Dividendos por ação diluída (2) 
 

        
Ordinárias ........................................................   ð    R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

Preferenciais ....................................................   R$ 0,50   R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  
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2016  

  
2015  

  
2014  

  
2013  

  
2012  

  
Dividendos por ADS diluída ordinária (2) .......   ð    R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

Dividendos por ADS diluída preferencial 

(2) ................................................................   R$ 0,50    R$ 0,50   R$ 0,63   R$ 1,28   R$ 2,20  

      

Dividendos por ação diluída (3) (2) 
 

        
Ordinárias ........................................................   ð   US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Preferenciais ....................................................   US$0,15   US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Dividendos por ADS diluída ordinária 

(3)(2) ...........................................................   ð    US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

Dividendos por ADS diluída preferencial 

(3)(2) ...........................................................   US$0,15   US$0,13   US$0,24   US$0,48   US$0,83  

 
  

(1) Convertido à taxa de câmbio de US$1.00 para R$ 3,2532, taxa de câmbio de 30 de dezembro de 2016.  Veja ñð Taxas de C©mbioò.  
(2) Números por ação foram ajustados para refletir os dividendos sobre as nossas ações em abril de 2015, e números por ADS foram ajustados para refletir 

os ajustes correspondentes em nossos ADS.  
(3) Esta informação é apresentada em dólares dos Estados Unidos na taxa de câmbio em vigor ao final de cada ano.  
(4) As informações relativas aos exercícios encerrados em 31 de dezembro de 2012 foram reajustadas para refletir a aplicação do IFRS 11 adotadas a partir 

de 1º de janeiro de 2013.  
(5)  Nossas Demonstrações Financeiras consolidadas auditadas para os exercícios findos em 31 de dezembro de 2015 e de 2014 foram ajustadas a efeitos 

de reformulação, mais detalhada na Nota 2.8 das nossas Demonstrações Financeiras Consolidadas. Os dados financeiros consolidados selecionados em 

31 de dezembro de 2013 e de 2012 e para cada um dos anos encerrados em 31 de dezembro de 2013 e de 2012 foram derivados de nossas 
demonstrações financeiras consolidadas auditadas não incluídas neste relatório anual no Formulário 20-F e que não foram reapresentadas pelo item 

descrito na Nota 2.8 das nossas Demonstrações Financeiras consolidadas. 

Taxas de Câmbio  

Em 4 de março de 2005, o Conselho Monetário Nacional, ou CMN, consolidou o mercado de câmbio comercial e o mercado 

de câmbio flutuante em um único mercado de câmbio. Tal regulamentação, como reapresentada em 2008, permite, ainda que 

sujeitas a certos procedimentos e disposições normativas específicas, a compra e venda de moeda estrangeira e a 

transferência internacional de reais por uma pessoa ou empresa estrangeira, sem limites quanto ao valor.  Além disso, todas 

as operações de câmbio devem ser realizadas por instituições financeiras autorizadas pelo Banco Central do Brasil, ou Banco 

Central, para operar em tal mercado. 

A legislação brasileira dispõe que quando houver (i) um desequilíbrio significativo na balança de pagamentos, ou (ii) razões 

relevantes para se prever um desequilíbrio significativo na balança de pagamentos, restrições temporárias poderão ser 

impostas sobre as remessas de capital estrangeiro para o exterior. No passado, o Banco Central interveio ocasionalmente com 

a finalidade de controlar variações instáveis nas taxas de câmbio. Não podemos prever se o Banco Central ou o Governo 

Federal continuarão a permitir que o real flutue livremente ou se intervirá nas taxas de câmbio. O real poderá se desvalorizar 

ou valorizar substancialmente em relação ao dólar dos Estados Unidos e outras moedas no futuro. Flutuações das taxas de 

câmbio podem também afetar os valores em dólares dos Estados Unidos recebidos por detentores de ADSs de ações 

preferenciais ou de ADSs de ações ordinárias.  Realizaremos quaisquer distribuições com relação às nossas ações 

preferenciais ou ações ordinárias em reais, e o depositário converterá essas distribuições em dólares dos Estados Unidos para 

pagamento aos detentores de ADSs de ações preferenciais ou de ADSs de ações ordinárias. Não podemos afirmar que tais 

medidas não serão aplicadas pelo governo brasileiro no futuro, o que poderia impedir o pagamento de distribuições para 

detentores de ADSs. Flutuações na taxa de câmbio também podem afetar o valor equivalente, em dólares dos Estados 

Unidos, ao preço em reais das ações preferenciais ou das ações ordinárias na bolsa de valores brasileira em que as mesmas 

são negociadas.  Flutuações na taxa de câmbio também podem afetar nossos resultados operacionais. Para mais informações 

veja a se­«o ñFatores de Risco ï Riscos Relativos ao Brasil ï A instabilidade da taxa de câmbio poderá afetar adversamente 

nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira, bem como o preço de mercado de nossas ações, ADSs de ações 

preferenciais e ADSs de a­»es ordin§riasò.  

As tabelas abaixo apresentam, para os períodos indicados, as taxas de câmbio mínimas, máximas, médias e de encerramento 

de período do real, expressas em reais por US$1,00.  
 

  
Reais por US$1,00  

  

Exercício findo em 31 de dezembro, 
  

Baixa  
  

Alta  
  

Média  
  

Encerramento 

de período  
  

2012 .....................................................................................................................   1,6997   2,1141   1,9535   2,0476  

2013 .....................................................................................................................   1,9480   2,4464   2,1570   2,3608  
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Reais por US$1,00  

  

Exercício findo em 31 de dezembro, 
  

Baixa  
  

Alta  
  

Média  
  

Encerramento 
de período  

  
2014 .....................................................................................................................   2,1940   2,7306   2,3498   2,6563  

2015 .....................................................................................................................   2,5644   4,1638   3,3360   3,9593  

2016 .....................................................................................................................  3,4112 4,1299 3,4839 3,2532 

 

 Reais por US$1,00 

Mês Baixa Alta  Média 

Encerramento 

de período 

Novembro 2016 .................................................  3,1801 3,4485 3,3369 3,3854 

Dezembro de 2016 .............................................  3,2456 3,4717 3,3540 3,2532 

Janeiro de 2017 ..................................................  3,1152 3,2526 3,1901 3,1152 

Fevereiro de 2017 ..............................................  3,0557 3,1530 3,1057 3,1085 

Março de 2017 ...................................................  3,0812 3,1684 3,1275 3,1628 

Abril de 2017 .....................................................  3,0932 3,1961 3,1390 3,1896 

Maio de 2017 (até 05 de maio de 2017) 3,1443 3,1823 3,1683 3,1703 
  

Fonte: U.S. Federal Reserve Board (Banco Central dos Estados Unidos).  
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Fatores de Risco  

O investidor deverá levar em consideração os riscos a seguir, bem como as demais informações contidas no presente 

Relatório Anual, ao avaliar o investimento em nossa Companhia.  

Riscos relacionados à CEMIG  

Não temos certeza se novas concessões ou autorizações, conforme aplicável, serão obtidas, ou se nossas concessões ou 

autorizações atuais serão prorrogadas em termos similares àqueles atualmente em vigor ou se as compensações recebidas 

por nós em caso de não prorrogação serão suficientes para abranger o valor integral de nosso investimento. 

Conduzimos a maioria das nossas atividades de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica por meio de contratos 

de concessão, celebrados com o Governo Federal ou de acordo com autorizações concedidas a empresas do Grupo CEMIG. 

A Constituição Brasileira exige que todas as concessões de serviços públicos sejam objeto de licitação. Em 1995, em um 

esforço para implementar esses dispositivos constitucionais, o Governo Federal instituiu certas leis e regulamentos, 

denominados coletivamente como Lei de Concessões, os quais regem os procedimentos de licitação do setor elétrico.  

Em 11 de setembro de 2012, foi publicada a Medida Provisória nº 579 (ñMP nº 579ò), mais tarde convertida na Lei nº 12.783 

de 11 de janeiro de 2013 (ñLei nº 12.783/2013ò), que dispõe sobre as prorrogações das concessões outorgadas antes da Lei nº 

9.074, de 07 de julho de 1995 (ñLei nº 9.074/1995ò). De acordo com a referida norma, tais concessões poderão ser 

prorrogadas uma única vez, pelo prazo de até 30 anos, a critério do Poder Concedente, a partir de 12 de setembro de 2012.  

Em relação às atividades de geração, a Companhia optou por não aceitar a extensão de algumas concessões de geração que 

foram outorgadas nos termos do Contrato de Concessão nº 007/1997 e do Contrato de Concessão nº 002/2013. De acordo 

com esses contratos, as usinas hidrelétricas cujas concessões expiraram em 2015 foram contratadas novamente sob o Leilão 

nº 012/2015. Os contratos de concessão preveem a contratação por meio de um sistema de alocação de quotas de capacidade 

de energia, de acordo com a Lei nº 12.783/2013, com um prazo de 30 anos. 

Com fulcro nesse entendimento, nossa subsidiária CEMIG Geração e Transmissão S.A. (ñCEMIG GTò) impetrou um 

Mandado de Segurança contra os atos do Ministro de Minas e Energia para assegurar o direito dessa companhia relativo à 

prorrogação do termo de concessão da Usina Hidrelétrica de Jaguara (ñUHE Jaguaraò), nos termos da Cláusula 4ª do 

Contrato de Concessão nº 007/1997, observando-se os termos e condições originais deste Contrato, anteriores à Lei nº 

12.783/2013. A CEMIG GT obteve provimento liminar para continuar no controle da exploração da UHE Jaguara até 3 de 

setembro de 2013 ou até que este Mandado de Segurança fosse definitivamente julgado. Houve julgamento do mérito desta 

ação em que foram indeferidos os pedidos feitos pela CEMIG GT. Antes que o resultado desse julgamento fosse publicado, o 

que impediria a interposição do recurso adequado, a CEMIG GT propôs Ação Cautelar junto ao Supremo Tribunal Federal ï 

STF em que pleiteou provimento liminar que lhe permitisse continuar à frente do empreendimento, que foi deferido. Em 21 

de março de 2017, o Ministro Relator da Ação Cautelar revogou a liminar anteriormente concedida. O mérito dessa Ação 

Cautelar ainda não foi julgado. 

Pelos mesmos fundamentos e na iminência do vencimento do prazo originalmente previsto para que findasse a concessão da 

Usina Hidrelétrica de São Simão (ñUHE São Simãoò), a CEMIG GT impetrou Mandado de Segurança, perante o Superior 

Tribunal de Justiça ï STJ, contra os atos do Ministro de Minas e Energia para assegurar o direito dessa companhia relativo à 
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prorrogação do termo da referida concessão, sob a Cláusula 4ª do Contrato de Concessão nº 007/1997, observando-se as 

bases originais deste Contrato, anteriores à Lei nº 12.783/2013.  

O provimento liminar originalmente obtido pela Companhia em 19 de dezembro de 2014 para continuar no controle da 

exploração da UHE São Simão até o julgamento do Mandado de Segurança foi revogado pelo Ministro Relator em 30 de 

junho de 2015; e desde então, a energia gerada pela UHE S«o Sim«o est§ sendo negociada pelo regime de ñcotasò desde 

setembro de 2015. Neste regime jurídico, o concessionário de geração tem a concessão da usina hidrelétrica renovada por 30 

anos, uma única vez, por disponibilizar toda a energia comercializável da usina (garantia física) para ser fracionada em cotas 

e entregue às empresas de distribuição de energia elétrica, sendo remunerado pela operação e manutenção da usina sob sua 

responsabilidade. Com a cassação da liminar, tanto a CEMIG GT, quanto a UHE São Simão, não podem mais explorar o 

serviço público sob o regime contratual do contrato de concessão nº 007/1997. Não obstante, no âmbito do STJ, o Relator do 

processo, tendo em vista o deferimento de liminar pelo Supremo Tribunal Federal para suspensão do feito nos autos da UHE 

Jaguara, intimou a CEMIG GT para se manifestar em relação à suspensão do feito quanto à UHE São Simão. A Companhia, 

por sua vez, manifestou interesse na suspensão, contudo requereu a concessão da liminar para que seja empregado o mesmo 

desfecho conferido à UHE Jaguara, no sentido de manter a CEMIG GT na titularidade da concessão da UHE São Simão nas 

mesmas condições da UHE Jaguara, ou seja, observando-se as bases originais do Contrato de Concessão nº 007/1997. Essa 

liminar foi concedida em 8 de março de 2017 e posteriormente revogada em 28 de março de 2017. 

A CEMIG GT impetrou novo Mandado de Segurança, com pedido de medida liminar, contra ato ilegal e violador de direito 

líquido e certo da impetrante, praticado pelo Ministro de Estado de Minas e Energia, no intuito de obter uma prorrogação do 

termo de concessão da UHE Miranda com base na Cláusula 4ª do Contrato de Concessão nº 007/1997.A CEMIG GT obteve 

provimento liminar, ainda em vigor, para continuar à frente da exploração comercial da UHE Miranda até que este Mandado 

de Segurança seja definitivamente julgado. Em 29 de março de 2017, esta liminar foi revogada. Ainda não houve julgamento 

do mérito desta ação. 

As 3 usinas (Jaguara, São Simão e Miranda) representaram 31,82% da capacidade de geração da CEMIG GT e 31% da 

capacidade de geração da CEMIG em 31 de dezembro de 2016. 

Em relação às atividades de transmissão, em 4 de dezembro de 2012, a CEMIG GT assinou a segunda alteração do Contrato 

de Concessão de Transmissão nº 006/1997, prorrogando a concessão por 30 anos a partir de 1º de janeiro de 2013. A 

extensão da concessão resultou na redução da Receita Anual Permitida, ou RAP, que diminuiu de R$485 milhões (em junho 

de 2012) para R$196 milhões (em junho de 2016). De acordo com a Portaria n° 120/2016 do Ministério de Minas e Energia, 

a partir de julho de 2017, as empresas de transmissão que ampliaram seus contratos de concessão terão seus ativos ainda não 

compensados incluídos na Base de Remuneração Regulatória e também receberão a recuperação de receitas passadas destes 

ativos.  

Em fevereiro de 2012, a CEMIG GT celebrou um acordo com os debenturistas de sua terceira emissão de debêntures, a fim 

de prever que a rescisão de quaisquer concessões que representem mais de 30% das receitas da CEMIG GT constitua um 

evento que desencadeie a aceleração das debêntures. Se perdermos as ações descritas nos parágrafos acima, as concessões 

serão encerradas e os debenturistas poderão solicitar o vencimento antecipado da dívida que representa aproximadamente R$ 

1,2 bilhão. Se isso ocorrer, não podemos garantir que a Companhia poderá obter um waiver dos debenturistas ou ter fundos 

suficientes para reembolsar a dívida. 
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Com relação à prorrogação da concessão de distribuição de energia elétrica, a CEMIG Distribui­«o S.A. (ñCEMIG Dò), 

conforme disposto no Decreto 7.805/2012 e Decreto 8.461/2015, indicou o aceite pela prorrogação dos seus contratos de 

concessão, vindo a assinar, em dezembro de 2015, o Quinto Termo Aditivo ao Contrato de Concessão de Distribuição. Isso 

garante a prorrogação da concessão por mais 30 anos a partir do dia primeiro de janeiro de 2016, mas exige, contudo, o 

cumprimento de regras ainda mais rígidas relacionadas à qualidade do serviço prestado e a sustentabilidade econômico-

financeira da Companhia ao longo dos 30 anos de concessão. 

À luz do grau de discricionariedade conferido ao Governo Federal, em relação aos novos contratos de concessão ou 

autorizações, se aplicável, e a renovação de concessões e autorizações existentes, bem como pelas recentes disposições 

estabelecidas por meio da MP nº 579/2012 (e posterior Lei nº 12.783/2013), e as emendas feitas pela Lei nº 13.203/2015 e 

pela Lei nº 13.360/2016, para renovação de contratos de concessão de geração, transmissão e distribuição, não podemos 

garantir que: (i) novas concessões ou autorizações serão obtidas; ou (ii)  nossas concessões ou autorizações atuais serão 

prorrogadas em termos tão favoráveis quanto àqueles atualmente em vigor; ou ainda que (iii) as compensações recebidas por 

nós nos eventos de não prorrogação serão o suficiente para abranger o valor integral de nosso investimento. Nossa 

incapacidade de estender ou obter novas concessões ou autorizações pode ter um efeito adverso em nossos negócios, nos 

nossos resultados operacionais e na nossa condição financeira.  Para mais informações sobre a renovação de nossas 

concess»es e autoriza­»es no ñItem nÜ 8. Informa­»es Financeiras ï Processos Judiciais e Administrativosò.  

Nossas subsidiárias podem sofrer intervenção do Poder Público com o fim de assegurar a adequação na prestação de 

serviços ou ser sancionadas pela ANEEL em função do descumprimento de seus contratos de concessão ou autorizações 

concedidas a elas, o que poderá resultar em multas, outras penalidades e/ou, dependendo da gravidade do 

descumprimento, caducidade dos contratos de concessão ou revogação das autorizações. 

Realizamos nossas atividades de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica nos termos de contratos de concessão, 

celebrados com o Governo Federal, por intermédio da ANEEL, e nos termos das autorizações concedidas às companhias do 

grupo da Companhia, conforme o caso. A ANEEL poderá nos impor penalidades ou revogar uma concessão ou autorização 

caso deixemos de observar qualquer disposição dos contratos de concessão ou autorizações, inclusive aquelas relativas à 

observância dos padrões de qualidade estabelecidos. Dependendo da gravidade da inobservância, essas penalidades poderão 

incluir: 

¶ multas por quebra contratual de até 2,0% das receitas da concessionária no exercício encerrado imediatamente 

anterior à data do inadimplemento contratual;  

¶ liminares atinentes à construção de novas instalações e equipamentos;  

¶ restrições à operação das instalações e equipamentos existentes;  

¶ suspensão temporária no que tange à participação em processos licitatórios para outorga de novas concessões por 

um período de até dois anos;  

¶ intervenção pela ANEEL na administração da concessionária infratora;  

¶ revogação da concessão; e 

¶ execução das garantias relacionadas à concessão.  

Ademais, o Governo Federal brasileiro tem poderes para revogar qualquer uma de nossas concessões ou autorizações antes 

do encerramento do termo de concessão, no caso de falência ou dissolução, ou por meio de caducidade, por razões de 

interesse público. Pode ainda intervir nas concessões com o fim de assegurar a adequação na prestação dos serviços, bem 
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como o fiel cumprimento das disposições contratuais, regulamentares e legais pertinentes, além de interferir nas operações e 

receitas provenientes das operações das instalações da Companhia e de suas subsidiárias. 

Atrasos na implementação e construção de novos projetos de energia podem ainda resultar na imposição de penalidades 

regulatórias por parte da ANEEL, que, de acordo com a Resolução da ANEEL nº 63, de 12 de maio de 2004, poderão 

consistir desde notificações até o vencimento antecipado de tais concessões ou autorizações.  

Qualquer indenização que venhamos a receber quando da rescisão do contrato de concessão ou da revogação das autorizações 

poderá não ser suficiente para compensar o valor integral de certos investimentos. Se quaisquer dos contratos de concessão 

forem rescindidos por nossa culpa, o valor efetivo da indenização poderá ser reduzido em função de multas ou outras 

penalidades. A imposição de multas ou penalidades ou a rescisão antecipada ou revogação pela ANEEL de quaisquer de 

nossos contratos de concessão ou autorizações, ou qualquer falha em receber uma compensação suficiente para os 

investimentos que fizemos poderá afetar adversamente nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira, e nossa 

capacidade de cumprir as nossas obrigações de pagamento. 

A partir de 2016 passaram a valer as regras do Quinto Termo Aditivo ao Contrato de Concessão de Distribuição, que contém 

novas metas para qualidade do serviço e requerimentos relacionados à sustentabilidade econômico-financeira da CEMIG D. 

Essas metas devem ser cumpridas ao longo dos 30 anos de concessão. O cumprimento dessas metas é avaliado anualmente, e 

o descumprimento poderá resultar na obrigação da CEMIG em realizar aporte de capital na CEMIG D ou poderá implicar na 

limitação de distribuição de dividendos ou no pagamento de juros sobre o capital próprio pela CEMIG D à CEMIG. De 

acordo com a regulamentação da ANEEL, em caso de falha no cumprimento de metas globais anuais de indicadores de 

continuidade coletiva por 2 anos consecutivos, ou 3 vezes em 5 anos, ou em qualquer momento nos últimos 5 anos da 

vigência do contrato, a distribuição de dividendos ou pagamento de juros sobre o capital próprio pode ser limitada até que o 

cumprimento seja retomado. Além disso, nos primeiros 5 anos, o descumprimento de uma meta por 2 anos consecutivos ou 

de quaisquer metas no quinto ano acarretará na caducidade da concessão. A imposição de multas ou penalidades ou a rescisão 

antecipada ou revogação pela ANEEL de quaisquer de nossos contratos de concessão, ou qualquer falha em receber uma 

compensação suficiente para os investimentos que fizemos poderá afetar adversamente nosso negócio, resultados 

operacionais e situação financeira. 

Estamos sujeitos a uma extensa e incerta legislação e regulamentação governamental e eventuais alterações podem 

causar um efeito adverso significativo sobre nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira.  

Nossas operações são altamente regulamentadas e supervisionadas pelo Governo Federal, por meio do MME, da ANEEL, do 

Operador Nacional do Sistema Elétrico, ou ONS, e de outras autoridades regulatórias.  No passado, essas autoridades tiveram 

um grau substancial de influência em nossos negócios.  O MME, a ANEEL e o ONS têm autoridade discricionária para 

implementar e alterar políticas, interpretações e regras aplicáveis a diferentes aspectos de nosso negócio, particularmente 

operações, manutenção, segurança, compensação e inspeção.  Qualquer medida regulatória significativa implementada por 

tais autoridades pode resultar em uma sobrecarga expressiva em nossas atividades, o que pode ter um efeito adverso relevante 

sobre nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira. 

O Governo Federal vem implementando políticas que têm impacto de longo alcance sobre o setor energético brasileiro, em 

particular, o setor elétrico. Como parte da reestruturação do setor, a Lei Federal nº 10.848, de 15 de março de 2004, ou a óLei 

do Novo Modelo do Setor El®tricoô, introduziu uma nova estrutura regulat·ria para o setor el®trico brasileiro. Essa estrutura 
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regulatória vem sofrendo diversas alterações nos últimos anos, sendo as modificações mais recentes inseridas via Medida 

Provisória nº 579/2012, convertida na Lei nº 12.783/13, que dispõe sobre a prorrogação das concessões outorgadas antes da 

Lei nº 9.074 de 07 de julho de 1995. De acordo com a referida norma, tais concessões poderão ser prorrogadas uma única 

vez, pelo prazo de até 30 anos, a critério do Poder Concedente a partir de 12 de setembro de 2012. 

Alterações na legislação ou na regulamentação relativas ao setor elétrico brasileiro poderão afetar desfavoravelmente nossa 

estratégia de negócios e condução de nossas atividades na medida em que não formos capazes de anteciparmos as novas 

condições ou não consigamos absorver os novos custos ou repassá-los aos clientes. Além disso, não podemos garantir que 

medidas tomadas futuramente pelo governo brasileiro, em relação ao desenvolvimento do sistema elétrico brasileiro, não irão 

afetar negativamente nossas atividades. E ainda, não somos capazes de prever a que extensão tais medidas podem nos afetar. 

Se formos requeridos a conduzir nossos negócios e operações de uma forma substancialmente diferente da prevista em nosso 

plano de negócios, nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira poderão ser afetados negativamente. 

Alterações na legislação tributária brasileira ou conflitos relacionados à sua interpretação podem nos afetar 

adversamente. 

Os governos federal, estadual e municipal brasileiros têm implementado regularmente mudanças em políticas fiscais que nos 

afetam.  Essas mudanças incluem a criação e alteração de impostos e taxas, permanentes ou temporários, relacionados a 

propósitos específicos do governo.  Algumas dessas medidas governamentais podem aumentar nossa carga tributária, o que 

pode afetar nossa lucratividade e, consequentemente nossa condição financeira.  Não podemos garantir que seremos capazes 

de manter nosso fluxo de caixa e nossa lucratividade após um aumento de impostos e taxas que incidam sobre nós, o que 

pode resultar em efeitos adversos significativos para a Companhia. 

Estamos sujeitos a restrições em nossa capacidade de fazer investimentos de capital e de endividamento, o que pode afetar 

adversamente nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira. 

Estamos sujeitos a certas restrições em nossa capacidade de fazer investimentos de capital, aquisições e captação de recursos 

junto a terceiros, o que poderá nos impedir de celebrar novos contratos para financiamento de nossas operações ou para 

refinanciamento de nossas obrigações existentes e afetar adversamente nosso negócio, resultados operacionais e situação 

financeira. 

Nosso Estatuto Social nos exige manter determinados indicadores financeiros, inclusive relacionados a endividamento e 

investimento, dentro de certos limites, o que pode afetar nossa flexibilidade operacional. Em 2014, 2015 e 2016, 

determinados limites e índices financeiros especificados em nosso Estatuto Social foram excedidos, e os respectivos waivers 

foram concedidos mediante a aprovação de nossos acionistas na Assembleia Geral de Acionistas durante 2014, 2015 e 2016. 

No que tange aos investimentos, nosso Estatuto Social estabelece que o grupo da Companhia, considerado de forma 

consolidada, pode utilizar até 40,0% de seu LAJIDA (lucro antes dos juros, imposto de renda, depreciação e amortização), 

em cada exercício social, em investimentos de capital e aquisições. Essa restrição pode afetar indiretamente nossa capacidade 

de investimento. Nossa capacidade para implementar nosso programa de investimentos depende de diversos fatores, que 

incluem a capacidade de cobrar tarifas adequadas por nossos serviços, o acesso ao mercado de capitais doméstico e 

internacional, e uma gama de fatores operacionais e de outras naturezas. Ademais, os planos de expansão de nossa 
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capacidade de geração e transmissão estão sujeitos à conformidade com processos licitatórios regidos pela Lei nº 8.666, de 21 

de junho de 1993 (ñLei nº 8666/93ò ou ñLei das Licitaçõesò).  

Com relação aos empréstimos de terceiros: (i) na qualidade de companhia estatal, estamos sujeitos a regras e limites atinentes 

ao nível de crédito aplicável ao setor público incluindo normas estabelecidas pelo Conselho Monetário Nacional ï CMN e 

pelo Banco Central do Brasil ï BACEN; e (ii) estamos sujeitos a regras e limites estabelecidos pela Agência Nacional de 

Energia El®trica (ñANEELò) que regulamenta o endividamento para empresas no setor elétrico. Além disso, as empresas 

estatais, só podem se financiar com recursos concedidos pelos bancos comerciais locais em operações garantidas por 

recebíveis ou, no caso de bancos federais, para refinanciamento de obrigações financeiras assumidas com entidades do 

sistema financeiro brasileiro. 

Também estamos sujeitos ao requisito de aprovação pela Secretaria do Tesouro Nacional (parte do Ministério da Fazenda) e 

pelo Banco Central do Brasil antes de realizar certas operações financeiras internacionais. Esta aprovação geralmente é dada 

apenas se o propósito da transação é a rolagem de nossa dívida. Essas regras efetivamente limitam nossa capacidade de 

incorrer em dívidas.  

Além disso, estamos sujeitos a certas condições contratuais de acordo com os nossos instrumentos de dívida existentes, bem 

como podemos celebrar novos contratos de empréstimos que contêm cláusulas financeiras restritivas (ñcovenantsò) ou 

cláusulas similares, que podem restringir nossa flexibilidade operacional. Essas restrições podem também afetar nossa 

capacidade de obter novos empréstimos necessários para financiar nossas atividades, nossa estratégia de crescimento e de 

fazer frente às nossas obrigações financeiras a vencer, o que pode afetar adversamente nossa capacidade de cumprir com 

nossas obrigações financeiras. Temos contratos de financiamento e outras obrigações de endividamento contendo cláusulas 

financeiras restritivas (ñcovenantsò), incluindo deb°ntures no mercado local e financiamentos com o Banco Nacional de 

Desenvolvimento Econômico e Social - BNDES e o Banco do Brasil. Se violarmos uma cláusula financeira restritiva 

(ñcovenantò) dos financiamentos do BNDES, seremos obrigados a conceder ou a aumentar, conforme o caso, as garantias em 

relação a esses financiamentos, ou, até mesmo, termos algumas de nossas dívidas vencidas antecipadamente. Qualquer 

vencimento antecipado pode ter um efeito adverso significativo sobre a nossa condição financeira e também pode 

desencadear cl§usulas de inadimplemento cruzado (ñcross-defaultò) em outros instrumentos financeiros. No caso de 

inadimplência e vencimento antecipado, nossos ativos e fluxo de caixa podem não ser suficientes para quitar completamente 

as dívidas ou cumprir com os serviços de tais dívidas. No passado, em certas ocasiões não conseguimos cumprir certas 

cl§usulas financeiras restritivas (ñcovenantò) que tinham condi­»es mais restritivas do que as atualmente vigentes. Apesar de 

termos sido capazes de obter waivers de nossos credores com relação a tais descumprimentos, nenhuma garantia pode ser 

dada de que seremos bem-sucedidos em obter algum waiver no futuro.  Veja o ñItem 5. An§lise e Perspectivas Operacionais e 

Financeiras ï Endividamentoò para uma descri­«o de nossos contratos de financiamento de materiais com cl§usulas 

contratuais restritivas (covenants). 

A Companhia poderá enfrentar dificuldades em entregar os resultados esperados nos planos de negócios das empresas 

adquiridas ou que venham a ser adquiridas, o que poderá ter um efeito adverso significativo sobre nossos negócios, 

condição financeira e resultados operacionais 

É possível que a Companhia não obtenha os benefícios esperados de suas aquisições. O processo de integração de qualquer 

negócio adquirido pode sujeitar a Companhia a determinados riscos, tais como: despesas não previstas, incapacidade de 

integrar as atividades das empresas adquiridas visando obter economias de escala e ganhos de eficiência esperados, potenciais 
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atrasos relacionados à integração das operações das sociedades, exposição a potenciais contingências, e reivindicações legais 

feitas ao negócio adquirido desconhecidas no momento da sua aquisição. A Companhia pode não ser bem-sucedida ao lidar 

com estes ou outros riscos, ou problemas relacionados a qualquer outra operação de aquisição futura, e ser afetada 

negativamente pelas empresas adquiridas ou que venham a ser adquiridas. 

A redução na nossa classificação (rating) de risco de crédito ou nas classificações de crédito soberano do Brasil pode 

afetar de modo adverso à disponibilidade de novos financiamentos e aumentar nosso custo de capital.  

As agências de classificação de risco de crédito Fitch Ratings, Moodyôs, e Standard and Poorôs atribuem, cada uma, notas 

(ratings) à Companhia e a seus títulos de dívida sob as perspectivas nacional e global. 

Os ratings refletem, entre outros fatores: a perspectiva para o setor elétrico brasileiro, as condições hídricas do Brasil, a 

conjuntura política e econômica, risco país, e a nota de classificação de risco e perspectivas para o controlador da 

Companhia, o Estado de Minas Gerais.  

As agências de rating iniciaram uma revisão do risco de crédito soberano brasileiro em setembro de 2015, que culminou com 

a perda da classificação de investimento do país com as 3 principais agências. Referiram-se ao cenário de crédito menos 

atraente e à crescente deterioração dos indicadores da dívida brasileira, levando em conta o ambiente de baixo crescimento e 

a difícil situação política. Como resultado, os preços de negociação da dívida brasileira e outros títulos brasileiros foram 

afetados. A continuidade da recessão atual no Brasil pode causar rebaixamentos adicionais. 

Em 2016, as 3 principais agências de classificação rebaixaram a CEMIG Holding, a CEMIG D e a CEMIG GT após a 

deterioração macroeconômica no Brasil. Em fevereiro, a Standard & Poor's rebaixou a classificação de cada empresa para 

brA de brAA- (escala nacional) e BB- de BB (escala global). Em novembro, a classificação de cada empresa foi rebaixada 

novamente, para brBBB+ de brA (escala nacional) e para B+ de BB- (escala global).  Em julho, a Fitch também rebaixou a 

classificação de cada empresa para A (bra) de AA- (bra) (escala nacional). Em fevereiro, a Moody's reduziu a classificação 

de cada empresa para A2.br de Aa2.br (escala nacional) e para Ba3 de Ba1 (escala global) e, em julho, rebaixou-a novamente 

para Baa1.br de A2.br (escala nacional) e para B1 de Ba3 (escala global). 

Caso os nossos ratings sejam rebaixados devido a fatores externos, desempenho operacional ou altos níveis de 

endividamento, nosso custo de capital pode afetar negativamente a nossa capacidade de cumprir as cláusulas financeiras 

existentes nos instrumentos que regulam nossa dívida. Além disso, nossos resultados operacionais ou financeiros, e a 

disponibilidade de financiamentos futuros podem ser adversamente impactados. Além disso, novos rebaixamentos nos 

ratings soberanos brasileiros podem afetar adversamente a percepção de risco em relação a valores mobiliários de emissores 

brasileiros e, como resultado, aumentar o custo de quaisquer emissões futuras de títulos de dívida. Quaisquer reduções 

adicionais em nossos ratings ou nos ratings soberanos do Brasil podem afetar adversamente nossos resultados operacionais e 

financeiros, bem como nosso acesso a financiamentos futuros. 

Interrupções das operações ou degradação da qualidade de nossos serviços, ou de nossas controladas, poderão ter efeito 

adverso sobre nossos negócios, condição financeira e resultados operacionais.  

A operação de complexas redes e sistemas de transmissão, geração e distribuição de energia elétrica envolve diversos riscos, 

tais como dificuldades operacionais e interrupções inesperadas, causadas por acidentes, avarias ou falhas de equipamentos ou 



 20 

processos, desempenho abaixo dos níveis esperados de disponibilidade e eficiência dos ativos, ou catástrofes (como 

explosões, incêndios, fenômenos naturais, deslizamentos, sabotagem, terrorismo, vandalismo, entre outros eventos similares). 

Além disso, decisões operativas por parte das autoridades responsáveis pela rede de energia elétrica, o meio ambiente, as 

operações e outras questões que afetem a geração, transmissão ou distribuição de energia elétrica podem ter efeito adverso 

sobre o funcionamento e rentabilidade das operações dos nossos sistemas de geração, transmissão e distribuição. No caso de 

ocorrência desses fatores, nossa cobertura de seguro poderá ser insuficiente para cobrir integralmente os custos e perdas que 

poderemos incorrer em razão de danos causados a nossos ativos ou interrupções do serviço. 

Ademais, as receitas que a Companhia e suas subsidiárias auferem em decorrência da implementação, operação e 

manutenção de suas instalações estão correlacionadas à disponibilidade dos equipamentos e ativos e à qualidade 

(continuidade e atendimento dentro das exigências regulatórias) dos serviços. De acordo com nossos contratos de concessão, 

a Companhia e suas subsidiárias estão sujeitas à: (i) redução de suas respectivas Parcelas B (em função do aumento do 

componente óQô do Fator X) quando da revis«o tarif§ria das distribuidoras; (ii) redu­«o de suas respectivas Receitas Anuais 

Permitidas (RAP) das empresas de transmissão de energia elétrica; (iii) impactos sobre o Fator de Disponibilidade (FID) e a 

energia assegurada das instalações de geração. As Usinas Hidroelétricas dividem entre si o risco hidrológico e baseado nas 

regulações aplicáveis e no nível das garantias oferecidas previamente pelos agentes, à medida em que o sistema de usinas não 

conseguir atingir a produção necessária, a média dos agentes irá ter de adquirir o equivalente de energia faltante ao Preço de 

Liquidação de Diferenças - PLD, que tende a ser bastante volátil. 

Os agentes de geração estão expostos a riscos financeiros, pois pode haver diferenças na contabilização financeira dos 

contratos nos submercados da Câmara de Comercializa­«o de Energia El®trica (ñCCEEò), dependendo da: (a) localiza­«o da 

usina, que determina o PLD utilizado no procedimento de contabilidade para fornecedores; e (b) localização da consumação 

do contrato, que determinará o PLD utilizado no procedimento contábil para o agente consumidor. Caso exista diferença de 

preços entre os PLDs desses submercados, os agentes estarão sujeitos a essas diferenças. Penalidades, e pagamentos de 

compensações ou outras compensações são aplicáveis, dependendo da abrangência, gravidade e duração da indisponibilidade 

dos serviços ou equipamentos. Desse modo, interrupções em nossas instalações de geração, transmissão e distribuição, 

subestações ou redes, poderão causar um efeito adverso significativo em nossos negócios, condição financeira e resultados 

operacionais. 

Temos um endividamento considerável e estamos expostos a limitações de liquidez, o que poderá tornar mais difícil a 

obtenção de financiamento para os investimentos planejados, e poderá impactar negativamente nossas condições 

financeiras e nossos resultados operacionais. 

A fim de financiar os investimentos de capital necessários para fazer frente aos nossos objetivos de crescimento de longo 

prazo, possuímos um endividamento substancial.  Como nosso fluxo de caixa de operações nos últimos anos não tem sido 

suficiente para financiar nossos investimentos de capital, serviço da dívida e pagamento de dividendos, nossa dívida tem se 

elevado significativamente desde 2012. Nossos empréstimos, financiamentos e debêntures totais (incluindo os juros) 

cresceram 0,08%, atingindo R$15.179 milhões em 31 de dezembro de 2016, comparado a R$15.167 milhões em 31 de 

dezembro de 2015 e R$13.509 milhões em 31 de dezembro de 2014, sendo que, 69,46% de nossos empréstimos, 

financiamentos e debêntures, que perfazem R$10.544 milhões, têm vencimentos dentro dos próximos 3 anos. A fim de fazer 

frente aos nossos objetivos de crescimento, manter nossa capacidade de financiar nossas operações e cumprir com os 

vencimentos de nossa dívida, necessitaremos captar um montante significativo de capital junto a uma ampla variedade de 
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fontes de recursos. Veja o ñItem 5. An§lise e Perspectivas Operacionais e Financeiras ï Liquidez e Recursos de Capitalò para 

uma descrição de nossos contratos de financiamento relevantes com cláusulas contratuais restritivas (covenants). 

Para o serviço da dívida, após atingir nossas metas de investimentos de capital, a Companhia se baseou e deverá continuar se 

baseando em uma combinação de fluxos de caixas derivados das operações, utilização das linhas de crédito disponíveis, saldo 

de caixa e investimentos financeiros de curto prazo, bem como de endividamento adicional. Qualquer redução adicional das 

classificações de crédito pode ter consequências adversas sobre a capacidade de a Companhia obter financiamento ou pode 

gerar impactos sobre os custos de financiamento, tornando  mais difícil ou elevando o custo do refinanciamento das 

obrigações que já estejam vencendo. Se, por qualquer razão, a Companhia encontrar constantes dificuldades ao acessar 

financiamentos, isso poderá prejudicar a capacidade de realizar os investimentos de capital nos montantes necessários para 

manter o atual nível de investimentos ou as metas de longo prazo, podendo prejudicar, ainda, a capacidade de cumprir 

pontualmente os pagamentos das obrigações de amortização do principal e dos juros frente aos credores, uma vez que o fluxo 

de caixa de operações atualmente é insuficiente para a realização dos investimentos de capital planejados e cumprimento total 

das obrigações do serviço da dívida. A redução dos investimentos de capital da Companhia ou a venda de ativos poderá afetar 

significativamente os resultados operacionais. 

Nosso programa de desinvestimentos depende de fatores externos que podem impedir o sucesso da sua implementação. 

Entre outras iniciativas, em 2016, introduzimos um programa de desinvestimento que contempla a venda de US$770 milhões 

em ativos no período de 2017 a 2018, com a meta de melhorar nossa posição de liquidez de curto prazo, elevando nossos 

saldos de caixa e reduzindo nosso endividamento. Fatores externos, tais como flutuações da taxa de câmbio, a deterioração 

das condições da economia brasileira e da economia global, e a crise política brasileira, entre outros, podem ter efeitos 

negativos sobre nossa capacidade de vender nossos ativos ou aumentar os preços pelos quais podemos vender tais ativos. 

Dificuldades de implementar com sucesso nosso programa de desinvestimento podem ter um efeito adverso relevante sobre 

os negócios da Companhia, sobre os resultados das operações e sobre as condições financeiras, incluindo a exposição a 

restrições de liquidez no curto e médio prazos. Além disto, embora a venda de ativos relacionados ao nosso programa de 

desinvestimento deva nos permitir reduzir nosso endividamento total e melhorar nossa posição de liquidez de curto prazo, 

tais vendas devem, também, resultar em uma diminuição em nossos fluxos de caixa de operações, o que poderá ter um efeito 

adverso significativo sobre nossas perspectivas de crescimento operacional de longo prazo e consequentemente sobre os 

resultados das nossas operações no médio e longo prazos. 

Podemos não conseguir implementar no momento desejado, ou sem incorrer em custos não previstos, as estratégias 

contidas no nosso planejamento estratégico de longo prazo, com consequências negativas para nossos negócios, 

resultados operacionais e situação financeira. 

Nossa capacidade de cumprir os objetivos estratégicos depende, em grande parte, da implementação oportuna, bem-sucedida 

e com boa relação custo-benefício do nosso planejamento estratégico. Alguns dos fatores que podem afetar negativamente 

essa implementação são: 

¶ A incapacidade para gerar fluxo de caixa ou obter os financiamentos futuros necessários para implementação dos 

projetos; 

¶ A incapacidade de obter licenças e aprovações governamentais necessárias; 
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¶ Problemas imprevistos de engenharia e ambientais; 

¶ Atrasos inesperados nos processos de expropriação e estabelecimento de direitos de servidão; 

¶ A indisponibilidade de força de trabalho ou de equipamentos necessários; 

¶ Greves; 

¶ Atrasos na entrega de equipamentos pelos fornecedores; 

¶ Atrasos resultantes de falhas de fornecedores ou terceiros no cumprimento de suas obrigações 

¶ s contratuais; 

¶ Interferências climáticas ou restrições ambientais; 

¶ Mudanças na legislação ambiental criando novas obrigações e causando custos adicionais para projetos;  

¶ Instabilidade jurídica causada por questões políticas; e 

¶ Alterações substanciais nas condições econômicas, regulatórias, hidrológicas ou outras. 

A ocorrência dos fatores acima, separadamente ou em conjunto, podem resultar em aumentos significativos de custos, 

retardar ou impedir a implementação de iniciativas, e consequentemente comprometer a execução do nosso planejamento 

estratégico, afetando negativamente nossos resultados operacionais e financeiros. 

Além disso, por sermos uma sociedade de economia mista controlada pelo Estado de Minas Gerais, estamos sujeitos a 

alterações em nosso Conselho de Administração e Diretoria Executiva em decorrência da mudança dos agentes políticos do 

Poder Executivo devido ao processo eleitoral, como ocorreu com a maioria dos nossos diretores executivos, incluindo o 

diretor presidente e o diretor financeiro em dezembro de 2014, e também devido à instabilidade política.  Esses tipos de 

mudanças podem ter um efeito adverso significativo na continuidade da estratégia da Companhia. 

Os resultados operacionais e financeiros de nossas subsidiárias e empresas nas quais temos posições acionárias 

minoritárias podem afetar negativamente nossas estratégias, resultados operacionais e condições financeiras. 

Possuímos participação acionária e fazemos negócios através de várias subsidiárias e investidas, incluindo empresas com 

ativos significativos na geração e transmissão de energia elétrica. O desenvolvimento futuro de nossas subsidiárias e 

investidas, como a Transmissora Alian­a de Energia El®trica S.A. (ñTAESAò), a Light S.A. (ñLightò), a Renova Energia S.A. 

(ñRenovaò) e a Alian­a Gera­«o de Energia S.A. (ñAliançaò), pode ter um impacto significativo nos nossos resultados 

operacionais e de negócios. Isto porque, a capacidade da Companhia de fazer frente a obrigações financeiras está relacionada, 

em parte, ao fluxo de caixa e aos lucros das nossas subsidiárias ou sociedades investidas e à consequente distribuição ou 

outras transferências de tais lucros para a Companhia na forma de dividendos ou outros adiantamentos e pagamentos. A 

diminuição da capacidade de geração de resultados e fluxo de caixa dessas empresas pode causar a redução de dividendos e 

juros sobre capital próprio pagos para a Companhia, o que poderá ter um efeito negativo adverso sobre nossos resultados 

operacionais e posição financeira.  

Além disto, algumas de nossas subsidiárias ou sociedades investidas podem, no futuro, participar de contratos de 

financiamento que exijam a proibição ou restrição de pagamentos de dividendos ou outras transferências de fundos para a 

Companhia e, também, que qualquer financiamento contratado por essas sociedades junto a Companhia seja subordinado ao 

endividamento objeto de tais contratos de financiamento. 

Nossas controladas são pessoas jurídicas independentes. Qualquer direito que a Companhia possa ter em relação ao 

recebimento de ativos ou outros pagamentos em face de liquidação ou reorganização de qualquer dessas sociedades deverá 
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ser efetivamente subordinado estruturalmente a exigências dos credores de tal sociedade (incluindo autoridades tributárias, 

credores comerciais e financiadores de tais sociedades). Nos casos em que a Companhia for credora dessas sociedades, as 

exigências estariam subordinadas aos acionistas e ao endividamento de tal sociedade, sendo que os credores são prioritários 

em relação aos acionistas da Companhia. 

Além disso, a Companhia não controla a administração de algumas de suas investidas, fazendo com que as práticas de gestão 

das mesmas possam não estar alinhadas às da Companhia.  

Qualquer deterioração nos resultados operacionais ou nas condições financeiras de qualquer controlada e quaisquer sanções 

ou penalidades impostas sobre elas podem ter um efeito adverso significativo sobre os resultados operacionais ou sobre as 

condições financeiras da Companhia. 

Novos investimentos e aquisições exigirão capital adicional, que poderá não estar disponível em termos e condições 

aceitáveis. 

Necessitaremos de recursos para financiar as aquisições e investimentos. Entretanto, não podemos garantir que teremos 

recursos próprios ou que seremos capazes de obter tais fundos tempestivamente e nos montantes necessários ou a taxas 

competitivas (emissão de títulos de dívida ou captação de empréstimos).  Se não formos capazes de obter recursos conforme 

planejado, poderemos não ser capazes de satisfazer nossos compromissos de aquisição e nosso programa de investimento 

poderá sofrer atrasos ou mudanças significativas, o que poderá afetar adversamente nossos negócios, condição financeira, 

resultados operacionais e perspectivas futuras. 

Atrasos na expansão das instalações, nos novos investimentos ou nas capitalizações em nossas empresas de geração, 

transmissão e distribuição poderão afetar adversamente nosso negócio, resultados operacionais e condição financeira.  

Atualmente, nos dedicamos à construção e ampliação de usinas, linhas de transmissão, linhas de distribuição, redes de 

distribuição e subestações, bem como, à avaliação de outros potenciais projetos de expansão. Nossa capacidade de concluir 

projetos, dentro dos prazos e no orçamento, sem efeitos econômicos adversos, está sujeita a vários riscos. Como exemplos, 

podemos citar:  

¶ Problemas diversos na fase de planejamento e construção de projetos de expansão ou de novos investimentos, como 

paralisações de trabalho, atrasos de fornecedores de materiais e serviços, demora nos processos licitatórios, 

embargos de obras, condições geológicas e meteorológicas imprevistas, incertezas políticas e ambientais, liquidez 

dos parceiros contratados e subcontratados;  

¶ Desafios regulatórios ou legais que protelem a data inicial de operação de projetos de expansão;  

¶ Novos ativos poderão operar abaixo da capacidade projetada ou os custos para sua operação/instalação poderão ser 

maiores do que o previsto;  

¶ Dificuldade de obtenção de capital de giro adequado para financiar os projetos de expansão. 

¶ Demandas ambientais e reivindicações da população durante a construção de usinas de geração, linhas de 

transmissão, linhas de distribuição, redes de distribuição e subestações; e, possibilidade de violação da meta da 

Duração Equivalente de Interrupção por Unidade Consumidora, ou DEC, o que implica no risco de perda da 

concessão, uma vez que o contrato prevê que o descumprimento das metas dos indicadores de qualidade por 2 anos 

consecutivos ou no 5º ano acarretará a abertura de processo de caducidade da concessão.  
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Caso enfrentemos esses problemas ou outros relacionados a novos investimentos ou à expansão de nossa capacidade de 

geração, transmissão ou distribuição, poderemos incorrer em aumento de custos, ou, talvez, na redução da rentabilidade 

originalmente prevista para os projetos.  

O nível de inadimplemento dos nossos consumidores poderá prejudicar nossos negócios, resultados operacionais e 

situação financeira, bem como os de nossas controladas. 

Em 31 de dezembro de 2016, a totalidade dos nossos recebíveis vencidos devidos por consumidores, comerciantes e 

concessionárias de transporte de energia desconsiderando a provisão para créditos de liquidação duvidosa, era de 

aproximadamente R$1.621 milhões, correspondentes a 8,63% de nossa receita líquida consolidada em 2016, incluindo nossa 

provisão para créditos de liquidação duvidosa de R$660 milhões. Podemos ser incapazes de cobrar valores devidos por 

diversos consumidores em mora. Caso tais dívidas não sejam total ou parcialmente liquidadas, poderemos sofrer um impacto 

adverso sobre nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira. Adicionalmente, o montante de dívidas em atraso 

de nossos consumidores que vier a superar a provisão para créditos de liquidação duvidosa por nós constituída, poderá causar 

um efeito adverso em nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira. 

As barragens fazem parte da infraestrutura crítica e essencial do setor de energia brasileiro. Falhas em barragens podem 

gerar graves impactos às comunidades afetadas e à Companhia.  

Em se tratando de barragens, existe um risco intrínseco de ruptura, sejam por fatores internos ou externos às estruturas 

(como, por exemplo, a ruptura de uma barragem a montante). A gravidade e a natureza do risco não são inteiramente 

previsíveis. Assim, estamos sujeitos ao risco de uma falha em barragem que poderia ter repercussões muito maiores do que a 

perda de capacidade de geração hidrelétrica. A falha de uma barragem pode resultar em danos econômicos, sociais, 

regulatórios e ambientais e potencial perda de vidas humanas nas comunidades existentes a jusante de barragens, o que 

poderia resultar em um efeito adverso significativo na imagem, negócios, resultados operacionais e condição financeira da 

Companhia. 

Requerimentos e restrições impostas por agências ambientais poderão exigir que a Companhia assuma custos adicionais. 

Nossas operações relacionadas à geração, transmissão e distribuição de energia elétrica, bem como à distribuição de gás 

natural, estão sujeitas a diversas leis e regulamentos federais, estaduais e municipais e também a numerosas exigências 

atinentes à proteção da saúde e do meio ambiente. Atrasos ou indeferimentos de pedidos de licença por parte dos órgãos 

ambientais, bem como nossa eventual impossibilidade de cumprir os requisitos estabelecidos por esses órgãos, durante os 

processos de licenciamento ambiental podem resultar em custos adicionais, ou mesmo proibir ou comprometer, conforme o 

caso, a construção e manutenção desses projetos.  

Qualquer descumprimento das leis e regulamentos ambientais, como a construção e operação de uma instalação 

potencialmente poluidora sem uma licença ou autorização ambiental válida, poderia causar a obrigação de sanar quaisquer 

danos que venham a ser causados (responsabilidade civil), e resultar na aplicação de sanções penais e administrativas. Com 

base na legislação brasileira, penas criminais, tais como prisão e restrição de direitos, podem ser aplicadas às pessoas físicas 

(incluindo administradores de empresas), e penas tais como multas, restrição de direitos ou prestação de serviços à 

comunidade podem ser aplicadas a pessoas jurídicas. No que diz respeito às sanções administrativas, dependendo das 

circunstâncias, as autoridades ambientais podem: (i) impor advertências e multas que variam entre R$50 mil e R$50 milhões; 
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(ii) exigir a suspensão parcial ou total de atividades, (iii) suspender ou restringir benefícios fiscais; (iv) cancelar ou suspender 

linhas de financiamento provenientes de instituições financeiras governamentais; ou (v) nos proibir de celebrar contratos com 

órgãos, companhias e autoridades governamentais. Quaisquer desses eventos podem afetar adversamente nosso negócio, 

resultados operacionais e situação financeira. 

Estamos sujeitos à legislação brasileira que exige pagamento de compensação caso nossas atividades tenham efeitos 

poluidores. De acordo com a Lei Federal nº 9.985/2000, Decreto Federal n° 6.848/2009 e o Decreto do Estado de Minas 

Gerais n° 45.175/2009, até 0,5% do montante total investido na implementação de um projeto que cause impacto ambiental 

significativo deve ser revertido em medidas compensatórias em um montante a ser definido pelas agências ambientais com 

base no n²vel espec²fico de polui­«o e impacto ambiental do projeto. O Decreto Estadual nÁ 45.175/2009 (ñDecreto 45.175ò) 

também indicou que a taxa de compensação será aplicada retroativamente a projetos implementados anteriormente à 

promulgação da atual legislação.  

Dentre os dispositivos legais passíveis de acarretar investimentos e despesas operacionais, cabe destacar o atendimento à 

Convenção de Estocolmo sobre os Poluentes Orgânicos Persistentes, da qual o Brasil é signatário, assumindo o compromisso 

internacional da retirada de uso de PCB até 2025 e a sua completa destruição até 2028 por meio do Decreto nº 5.472, de 20 

de junho de 2005. O setor elétrico e a CEMIG podem ser fortemente atingidos pela legislação a ser promulgada com essa 

finalidade, em virtude de possíveis obrigações de levantamento, substituição e destinação de equipamentos e materiais 

contendo substâncias incluídas na Convenção, como as Bifenilas Policloradas ï PCB. 

Se não pudermos atender aos requisitos técnicos estabelecidos pelas agências ambientais durante o processo de 

licenciamento, a instalação e a operação de nossos projetos, bem como o desenvolvimento de nossas atividades, podem ser 

prejudicados ou dificultados, o que pode afetar negativamente o resultado das nossas operações. 

Por fim, a adoção ou implementação de novas leis e regulamentos de segurança, saúde e ambientais, novas interpretações de 

leis atuais, maior rigidez na aplicação das leis ambientais ou outros acontecimentos no futuro podem exigir que realizemos 

investimentos adicionais ou que incorramos em despesas operacionais adicionais a fim de manter nossas operações atuais, 

bem como restringir nossas atividades de produção ou exigir que adotemos outras ações que podem ter um efeito adverso 

sobre nossos negócios, resultados operacionais ou condição financeira. 

Aumentos dos preços de compra de energia elétrica podem gerar um descasamento do fluxo de caixa da CEMIG D. 

Os contratos de compra de energia elétrica firmados por concessionárias distribuidoras de energia elétrica, tais como os da 

CEMIG D, tem seus preços vinculados a algumas variáveis que não podem ser controladas, como, por exemplo, as condições 

hidrológicas e o despacho das usinas térmicas. Embora eventuais aumentos de custos de compra de energia decorrentes de 

condições hidrológicas adversas e do despacho de usinas térmicas acima do previsto sejam repassados para as 

concessionárias distribuidoras de energia elétrica quando de seus reajustes tarifários, tal situação poderá gerar descasamento 

dos fluxos de caixa, com efeito adverso nos negócios, nos resultados operacionais ou nas condições financeiras da CEMIG.  

Nos últimos anos, o Governo Federal e a ANEEL têm criado mecanismos para reduzir o descasamento de fluxo de caixa das 

distribuidoras decorrentes do aumento dos preços de compra de energia. 
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Em 2013 foram usados recursos da Conta de Desenvolvimento Energético ï CDE para reduzir esse efeito; e em 2014 foram 

realizados uma série de empréstimos bancários, em nome da CCEE, cujos recursos foram repassados às distribuidoras por 

meio da chamada Conta ACR. A partir de 2015, esses custos passaram a ser incorporados às tarifas de energia elétrica pagas 

pelos consumidores. Em 2015, houve, ainda, uma revisão extraordinária das tarifas para compensar o aumento dos custos 

com a CDE e com a compra da energia de Itaipu, dentre outros. Por fim, a partir de janeiro de 2015, foi implantado em 

definitivo o sistema de Bandeiras Tarifárias. Esse sistema aumenta a tarifa do consumidor final, quando o sistema gerador 

passar por condições hidrológicas adversas transferindo mais rapidamente parte dos custos a esses consumidores. Ao longo 

de todo o ano de 2015 vigorou a Bandeira Vermelha, cujo valor é maior, sinalizando custos de aquisição de energia mais 

elevados para as distribuidoras, e consequentemente para seus consumidores. Mesmo com esse mecanismo em vigor existe o 

risco de o aumento dos preços de compra de energia ser tão elevado que o caixa da Companhia fique pressionado até o 

próximo reajuste tarifário. A recuperação dos custos mais elevados de compra de energia via repasse às tarifas se dá de forma 

gradual, ao longo dos doze meses entre reajustes. 

Adicionalmente, o Governo Federal assumiu também, a partir do ano de 2014, um outro grupo de repasses com os recursos 

da CDE. Estes repasses referem-se aos subsídios a certos tipos de consumidores (usuários de irrigação, companhias de água e 

saneamento, consumidores rurais, entre outros) que foram retirados do reajuste tarifário na implantação da Lei 12.783/2013. 

Estes recursos foram concedidos pelo Governo, entre outras fontes, e pagos através da Eletrobrás. Salienta-se que um 

eventual atraso nestes repasses poderão ocasionar problemas de descasamento no fluxo de caixa da CEMIG D. 

A atual desaceleração econômica no Brasil contribuiu para vários fatores que resultaram no aumento das tarifas cobradas dos 

consumidores regulamentados e, por sua vez, a migração de clientes para o mercado livre. Isso poderá levar a uma 

diminuição da receita e possível exposição financeira com sobrecontratação de energia caso a sobra seja superior a 5% da 

demanda. Para mitigar esses efeitos, as distribuidoras podem ceder contratos de compra de energia existente através do 

Mecanismo de Compensação de Sobras e Déficits (ñMCSDò) para distribuidoras que apresentem d®ficit e geradoras com 

atraso em suas operações iniciais. Caso, após o processamento desse mecanismo, as distribuidoras permaneçam com sobra 

superior a 5% do consumo verificado, esse montante deverá ser liquidado (vendido) no Mercado de Curto Prazo (ñMCPò), o 

que poderá acarretar um prejuízo para a distribuidora caso o Preço de Liquidação das Diferenças (PLD) vigente no MCP seja 

inferior ao custo dos contratos de compra. Essa perda não será repassada para a tarifa dos consumidores, sendo risco do 

acionista. Tais perdas podem ter um efeito adverso significativo em nossos negócios e resultados operacionais. 

Em 2016 foi criada a MCSD de Energia Nova, que permite a cessação de novos contratos de energia entre distribuidores para 

compensar os excedentes e déficits. Se há mais excedente do que déficit, o mecanismo também permite que os geradores 

ofereçam a redução dos contratos aos distribuidores para compensar o excedente. A redução é então afetada em ordem 

decrescente de preço e não há compensação financeira para a redução. Além da MCSD de Energia Nova, foi publicada a 

Resolução nº 711/2016, que permite a negociação bilateral de contratos entre geradores e distribuidores, permitindo a 

redução parcial ou total dos Contratos de Venda de Energia Elétrica no Mercado Regulamentado (CCEARs). Este 

mecanismo prevê uma compensação financeira para as partes interessadas se o contrato reduzido tiver um preço acima do 

PMIX (preço médio da carteira do distribuidor). Tal compensação à parte interessada é limitada a um período de 36 meses. 

Se o contrato tiver um preço inferior ao PMIX, o prejuízo deve ser reembolsado ao consumidor pela parte interessada. 

Outra tendência a ser observada é o aumento do volume de geração distribuída, principalmente solar, na área atendida pela 

CEMIG D. Os valores envolvidos ainda não são significativos para o mercado da CEMIG D, mas estão sendo monitorados e, 
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no futuro, podem causar um efeito adverso significativo sobre nossos negócios, resultados operacionais ou condição 

financeira. 

A matriz brasileira de produção de energia elétrica é altamente dependente de usinas hidrelétricas, que por sua vez 

dependem das condições climáticas para produzir energia. Condições hidrológicas desfavoráveis que resultem em uma 

redução da geração de energia hidrelétrica podem afetar adversamente nosso negócio, resultados operacionais e condição 

financeira. 

A geração de energia hidrelétrica é predominante no Brasil. As vantagens da energia hidrelétrica também são bastante 

divulgadas: é um recurso renovável e evita gastos substanciais com combustíveis nas usinas termelétricas. Por outro lado, a 

principal dificuldade no uso deste recurso provém da variabilidade das afluências às usinas. Há variações substanciais nas 

vazões mensais (sazonalidade) e no total afluente ao longo do ano, que depende fundamentalmente da quantidade de 

precipitação ocorrida durante cada estação chuvosa. Condições hidrológicas adversas no sudeste brasileiro ocasionaram seca 

e escassez hídrica nos Estados de São Paulo, Minas Gerais e Rio de Janeiro. Estas condições podem se agravar durante o 

período seco, compreendido entre os meses de abril e setembro. Isso poderá causar o racionamento do consumo de água e/ou 

eletricidade, o que poderá ter um efeito adverso significativo nos negócios e nos resultados das operações da Companhia.  

Para contornar essa dificuldade, o sistema brasileiro possui um parque térmico complementar e um crescente portfólio de 

usinas eólicas. Possui também reservatórios de acumulação com o objetivo de transferir água do período úmido para o 

período seco, e de um ano para outro. No entanto, estes mecanismos não são capazes de absorver todas as consequências 

adversas de uma escassez hídrica prolongada, como a que se observou no passado recente.  

A operação do sistema elétrico brasileiro é coordenada pelo ONS. Sua principal função é operar de forma ótima os recursos 

disponíveis, minimizando o custo de operação e os riscos de falta de energia. No caso de períodos hidrológicos 

desfavoráveis, o ONS poderá reduzir a geração das usinas hidrelétricas e aumentar a geração termelétrica, o que acaba 

trazendo maior custo de energia para os agentes geradores hidrelétricos, a exemplo do que ocorreu em 2014. Nas companhias 

distribuidoras, este aumento de custos gera aumento no preço da compra da energia que nem sempre é repassado ao 

consumidor no mesmo momento, gerando descasamento dos fluxos de caixa, com efeito adverso nos negócios, e condições 

financeiras a essas companhias de distribuição. Além disso, em casos extremos de escassez de energia devido a situações 

hidrológicas adversas, o sistema poderá passar por racionamento, o que poderá resultar principalmente em diminuição do 

fluxo de caixa.  

O Mecanismo de Realoca­«o de Energia (ñMREò) tem como objetivo mitigar o impacto da variabilidade de geração das 

usinas hidrelétricas. Esse mecanismo compartilha a geração de todas as usinas hidráulicas do sistema de forma a compensar a 

falta de geração de uma usina com a sobra de outra usina, desta forma completando a geração necessária de todas as usinas 

do MRE. No entanto, este mecanismo não é capaz de mitigar todo o risco dos agentes geradores, pois quando há um cenário 

hidrológico extremamente desfavorável, e o conjunto das usinas não consegue atingir a soma de suas Garantias Físicas, esse 

mecanismo faz então um ajuste na Garantia Física de cada usina por meio do Fator de Ajuste da Garantia Física ï GSF, 

levando os geradores a uma exposição no mercado de curto prazo.  

Para poder utilizar o referido mecanismo, as companhias tiveram que renunciar a todas as reivindicações protocoladas e todas 

as liminares obtidas, bem como renunciar a quaisquer outros direitos que venham a ter em relação a tais ações.  
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Já no ambiente livre, a sistemática não se mostrou favorável à aceitação, visto que mesmo com o pagamento do prêmio, as 

nossas empresas deveriam continuar assumindo o risco hidrológico nos momentos de hidrologia crítica. Assim, não houve 

repactuação do risco hidrológico por nenhuma usina que venda energia no mercado livre. 

Os agentes que não aderiram à repactuação, permaneceram com liminares impedindo a cobrança total do risco hidrológico. 

Essas liminares estão causando um déficit de aproximadamente R$1,6 bilhão no mercado de curto prazo. Essa posição eleva 

a inadimplência apurada pela CCEE, reduzindo assim o recebimento dos agentes credores no mercado de curto prazo. Para 

evitar esse efeito, alguns agentes credores buscaram outras liminares para ter direito a recebimento prioritário. Esse efeito 

leva a incerteza no mercado, redução da liquidez, aumento da inadimplência e redução no recebimento no mercado de curto 

prazo, apresentando um risco à empresa. 

Qualquer variação sazonal substancial nos fluxos mensais e no total de fluxos ao longo do ano pode limitar a geração 

hidrelétrica, tornando necessária a utilização de sistemas alternativos de geração que possam ter um efeito adverso 

significativo sobre os custos para a Companhia, incluindo honorários e despesas judiciais relacionadas ao assunto. 

As regras para a comercialização de energia elétrica e as condições de mercado podem afetar os preços de venda de 

energia. 

De acordo com as leis aplicáveis, nossas empresas de geração não estão autorizadas a vender eletricidade diretamente às 

empresas de distribuição. Dessa forma, a energia gerada por nossas empresas é vendida no Ambiente de Contratação 

Regulado ï ACR (tamb®m conhecido como ñMercado Reguladoò ou ñPoolò) atrav®s de leil»es p¼blicos realizados pela 

ANEEL, ou no Ambiente de Contratação Livre ï ACL (também conhecido como ñMercado Livreò) atrav®s de negocia­»es 

bilaterais com os consumidores e comercializadores. A legislação aplicável permite que os distribuidores que assinam 

contratos de ñenergia existenteò com empresas de gera­«o no Mercado Regulado reduzam a quantidade de eletricidade 

contratada em até 4% ao ano, em relação ao valor do contrato original, por todo o período do contrato. Isso expõe nossas 

empresas de geração ao risco de não vender o fornecimento descontratado a preços adequados. 

Realizamos atividades de comercialização por meio de contratos de compra e venda de energia, principalmente no Mercado 

Livre, por meio de nossas empresas de geração e comercialização de energia. Os contratos firmados no Mercado Livre 

podem ser celebrados com outras entidades de gera­«o, de comercializa­«o e principalmente com os óconsumidores livresô. 

Os consumidores livres são aqueles com demanda igual ou superior a 3MW: eles podem escolher seu fornecedor de energia. 

Alguns contratos apresentam flexibilidade no montante vendido, possibilitando ao consumidor consumir um maior ou menor 

volume de energia (5% em média) de nossas geradoras em relação ao originalmente contratado, o que poderá acarretar um 

impacto prejudicial sobre nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira. 

Outros contratos não permitem este tipo de flexibilidade na compra de energia, mas o aumento da concorrência no Mercado 

Livre pode influenciar a ocorrência desse tipo de condição contratual nas negociações de venda de energia.  

Além dos consumidores livres mencionados acima, h§ uma classe de clientes denominada ñConsumidores Especiaisò, que 

são aqueles com demanda contratada entre 500kW e 3MW. Os Consumidores Especiais são elegíveis para aderirem ao 

Mercado Livre desde que comprem energia de fontes alternativas incentivadas, como Pequenas Centrais Hidrelétricas ï PCH, 

usinas de biomassa e parques eólicos. A Companhia realizou transações de vendas desta categoria de energia elétrica a partir 

de recursos específicos de energia elétrica em determinadas empresas do Grupo CEMIG e, desde 2009, o volume dessas 
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vendas tem aumentado gradualmente. A Companhia formou uma carteira de contratos de compra que agora ocupa um 

importante espaço no mercado brasileiro de eletricidade para fontes de energia alternativas de incentivo. Os contratos de 

venda a esse tipo de cliente possuem flexibilidades específicas para atendimento de suas necessidades, e essas flexibilidades 

de menor ou maior consumo estão vinculadas ao comportamento histórico dessas cargas. Níveis mais altos ou mais baixos de 

consumo desses clientes podem causar exposições de compra ou de venda nos preços de curto prazo o que poderá acarretar 

um impacto prejudicial sobre nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira. Variações de mercado, como 

variações dos preços para celebração de novos contratos e dos volumes consumidos por nossos clientes de acordo com 

flexibilidades já contratadas, podem gerar posições de curto prazo com o potencial de impacto financeiro negativo em nossos 

resultados.  

O Mecanismo de Realocação de Energia ï MRE visa reduzir a exposição dos geradores hidráulicos, como nossas empresas 

de geração, às incertezas da hidrologia. Ele funciona como um pool de geradores, nas quais a geração de todas as usinas 

participantes do MRE é compartilhada de forma a atender ao requisito do pool. Quando a totalidade das usinas gera abaixo 

do valor requisitado, o mecanismo reduz a energia disponível das usinas causando uma exposição negativa no mercado de 

curto prazo e, por consequência, a necessidade de compra de energia ao Preço de Liquidação de Diferenças ï PLD. De forma 

análoga, quando a totalidade das usinas gera acima do valor requisitado, o mecanismo aumenta a energia disponível das 

usinas levando a uma exposição positiva, o que permite a liquidação de energia ao PLD. Em anos de hidrologia muito crítica 

o fator de redução da energia disponível pode reduzir em 20% ou mais a energia disponível das usinas hidroelétricas.  

Em 2015, o governo federal propôs a repactuação do risco hidrológico através de um processo voluntário. Este processo 

permitiu à companhia de geração repassar aos consumidores os seus custos e receitas relacionados com o risco hidrológico 

em troca do pagamento de um ópr°mio de riscoô, a ser depositado na chamada ñConta Centralizadora dos Recursos de 

Bandeiras Tarif§riasò (as sobretaxas da banda tarif§ria s«o depositadas nessa conta e as transfer°ncias para as concession§rias 

de distribuição são efetuadas a partir desta conta também) e ser indenizada pelas perdas sofridas em 2015, por meio de, entre 

outras medidas, uma prorrogação das suas concessões de geração de energia (concessões ou permissões, conforme seja o 

caso) por até 15 anos. Em outras palavras, as usinas hidrelétricas recuperam os custos incorridos com déficits de GSF 

retroativamente até janeiro de 2015, e tal recuperação deve formar um "ativo regulatório" a ser amortizado ao longo do prazo 

da concessão com um adiamento do prêmio de risco. Se o período de concessão/autorização remanescente for insuficiente 

(ou seja, não há tempo suficiente para amortizar o ativo regulatório), então o gerador tem uma prorrogação da 

concessão/permissão (limitada a 15 anos).  

Já no Mercado Livre, a sistemática não se mostrou favorável à aceitação, visto que mesmo com o pagamento do prêmio, as 

nossas empresas deveriam continuar assumindo o risco hidrológico nos momentos de hidrologia crítica. Nesse mercado, a 

sistemática previa a contratação de energia de reserva, que apresenta preços muito elevados, para a mitigação do risco 

hidrológico.  

A falta de liquidez ou a volatilidade dos preços futuros devido a condições e/ou percepções de mercado podem afetar 

adversamente os resultados das nossas operações. Adicionalmente, caso não consigamos vender todos os nossos recursos 

(capacidade de geração própria adicionada aos contratos de compra) nos leilões públicos regulados ou no Mercado Livre, a 

capacidade não vendida será liquidada na CCEE ao PLD, que tende a ser muito volátil. Se isso ocorrer em períodos de baixo 

PLD, nossas receitas e resultados operacionais poderão ser adversamente afetados. 
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A determinação do PLD é feita através dos resultados dos modelos de otimização da operação do sistema interligado 

utilizados pelo ONS e pela CCEE. Os modelos dependem de dados de entrada revisados pelo ONS com periodicidade 

quadrimestral, mensal e semanal. Nessa sistemática podem ocorrer erros de entrada de dados ou no modelo, o que pode levar 

a uma alteração não esperada do PLD e possíveis republicações posteriores do PLD, conforme resolução ANEEL 568/2013. 

Há um risco para o negócio comercial quando da alteração desses modelos, erros da entrada de dados e republicações do 

PLD, que causam incerteza no mercado, reduzindo a liquidez, e perdas financeiras com a variação inesperada do preço.  

As investigações anticorrupção em andamento atualmente no Brasil, que têm grande exposição pública, podem ter efeitos 

adversos sobre a percepção do país, sobre outras empresas do Grupo CEMIG e sobre nós.  

A percepção dos investidores acerca do Brasil vem sendo afetada por investigações de corrupção pública em grandes 

companhias brasileiras, e por eventos políticos que podem representar riscos potenciais para as perspectivas sociais e 

econômicas do Brasil. 

Entre as companhias brasileiras envolvidas nas referidas investigações, estão incluídas companhias dos setores de petróleo e 

gás, energia e infraestrutura, que estão sendo submetidas a investigações para apuração de denúncias de corrupção 

promovidas pela Comissão de Valores Mobiliários (ñCVMò), Polícia Federal, Ministério Público, Tribunal de Contas da 

União, Securities and Exchange Commission (ñSECò) e Departament of Justice (ñDOJò) dos Estados Unidos. Algumas 

questões levantadas incluem a Norte Energia S.A., detentora da concessão para construção e operação da Usina Hidrelétrica 

de Belo Monte, no rio Xingu, Estado do Pará, na qual a CEMIG Holding é acionista minoritária através da Aliança Norte 

Energia Participações S.A. e da Amazônia Energia S.A. com uma participação de 12,50%.  Veja o ñItem 4.  Informa­»es 

sobre a Companhia ï Investimento na usina de Belo Monte atrav®s da Amaz¹nia Energia S.A. e Alian­a Norteò. Em uma 

investigação interna em andamento pela Norte Energia S.A., o valor estimado de perdas já foi provisionado em nossas 

demonstrações financeiras. No entanto, não podemos garantir que não será necessário o provisionamento de novos valores 

em função de novas investigações baseadas nas mesmas denúncias. Não fomos notificados e não estamos cientes de qualquer 

investigação em curso pela SEC ou o DOJ nos envolvendo. Além disso, não podemos assegurar que a CEMIG Holding ou 

empresas do grupo não se tornarão alvo de ações judiciais, criminais ou civis, com base nessas ou novas investigações 

anticorrupção, quer no âmbito da pertinente jurisdição dos Estados Unidos ou do Brasil, vindo à luz quaisquer atos ilegais 

adicionais.  

Ações anticorrupção futuras que eventualmente verificarem falhas de conduta dos administradores da Companhia e de 

terceiros poderão resultar em multas, penalidades e lançamentos em prejuízo significativos, e também danos imateriais, como 

à reputação, e outros efeitos negativos relevantes não previstos. 

Podemos estar expostos a comportamentos incompatíveis com nossos padrões de ética e conformidade, e podemos não ser 

capazes de preveni-los, detectá-los ou remediá-los a tempo, o que pode causar efeitos adversos relevantes em nossos 

negócios, resultados operacionais, condição financeira e reputação.  

Nossos negócios, incluindo nossos relacionamentos com terceiros, são orientados por princípios éticos e regras de conduta. 

Dispomos de diversas normas internas com o objetivo de orientar nossos gestores, empregados e contratados, e de reforçar 

nossos princípios éticos e regras de conduta profissional. Devido à ampla distribuição e terceirização das cadeias de produção 

de nossos fornecedores, não somos capazes de controlar todas as suas possíveis irregularidades. Isso significa que não 

podemos garantir que as avaliações financeiras, técnicas, comerciais e legais que usamos em nossos processos de seleção 
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sejam suficientes para evitar que nossos fornecedores tenham problemas relacionados à legislação trabalhista, à 

sustentabilidade ou à terceirização da cadeia produtiva com condições de segurança inadequadas. Também não podemos 

garantir que esses fornecedores, ou terceiros relacionados a eles, não se envolverão em práticas irregulares para reduzir o 

custo de seus produtos. Se um número significativo de nossos fornecedores se envolverem em práticas irregulares, 

poderemos ser adversamente afetados.  

Além disso, estamos sujeitos ao risco de que nossos empregados, contratados ou qualquer pessoa que venham a fazer 

negócios conosco possam se envolver em atividades fraudulentas, de corrupção e suborno, burlando nossos controles internos 

e procedimentos, se apropriando indevidamente ou se utilizando de nossos ativos para benefícios particulares em detrimento 

dos interesses da Companhia. Esse risco é agravado pelo fato de que fazem parte do nosso portfólio companhias coligadas, 

tais como Sociedades de Propósito Específicos (ñSPEsò) e Joint Ventures, algumas das quais nós não detemos o controle na 

participação.  

Nossos sistemas podem não ser efetivos em todas as circunstâncias, especialmente junto às empresas que não estão sob nosso 

controle. Com relação às empresas adquiridas, nossos sistemas podem não ser capazes, ainda, de identificar fraude, corrupção 

ou suborno realizados anteriormente à aquisição. Qualquer falha em nossa capacidade de prevenir ou detectar o não 

cumprimento das regras de governança aplicáveis ou de obrigações regulatórias pode causar danos a nossa reputação, limitar 

a nossa capacidade de obter financiamento ou causar outros efeitos adversos relevantes nos resultados de nossas operações e 

condição financeira. 

Alguns membros de nossa administração são parte em processos administrativos e judiciais e investigações em andamento 

relacionadas a atividades fora do escopo de nossas operações. 

As autoridades brasileiras têm conduzido investigações abrangentes em diversas áreas governamentais, incluindo parcerias e 

participações acionárias por entidades governamentais brasileiras no setor privado. Essas investigações, por vezes, resultam 

em processos administrativos, civis e penais contra as pessoas que estão sendo investigadas. 

Membros de nossa administração que trabalharam para o governo brasileiro e o governo do Estado de Minas Gerais são 

partes em processos judiciais e administrativos ou estão sujeitos a investigações conduzidas pelas autoridades competentes. O 

Sr. José Afonso Bicalho Beltrão da Silva, presidente do nosso Conselho de Administração, é réu em ações judiciais 

relacionadas a práticas ilegais que supostamente ocorreram quando ele foi diretor presidente do BEMGE - Banco do Estado 

de Minas Gerais. O Sr. José Afonso Bicalho Beltrão da Silva também é réu em uma Ação Civil Pública envolvendo 

improbidade administrativa. Para mais informa­»es, veja o ñItem 6. Conselheiros, Diretores e Empregados ï Procedimentos 

Criminais Envolvendo Membros do Nosso Conselho de Administra­«oò. 

O Sr. Marco Antônio de Rezende Teixeira, Secretário de Estado de Minas Gerais e membro do nosso Conselho de 

Administração, foi submetido a ordens de busca e apreensão e condução coercitiva pela Polícia Federal em decorrência da 

Operação Acrônimo, que investiga um esquema de lavagem de dinheiro envolvendo o financiamento de campanhas políticas 

por empresas brasileiras, incluindo aqueles que receberam empréstimos do Banco Nacional de Desenvolvimento Econômico 

e Social (BNDES). O Sr. Marco Antônio de Rezende Teixeira também é réu em um processo penal envolvendo violação da 

Lei de Licitações. Esse pedido foi indeferido em 20 de abril de 2017. No entanto, ainda está sujeito a recurso.  Para mais 

informa­»es, veja o ñItem 6. Conselheiros, Diretores e Empregados ï Procedimentos Criminais Envolvendo Membros do 

Nosso Conselho de Administra­«oò. 
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Não podemos garantir que os procedimentos judiciais e administrativos, novos desdobramentos da Operação Acrônimo ou 

mesmo o início de novos processos judiciais e administrativos ou investigações contra membros de nossa administração não 

imponham limitações ou restrições ao desempenho dos membros da nossa administração que são parte nestes processos. 

Além disso, não podemos garantir que essas limitações não nos afetarão adversamente e a nossa reputação. 

Os múltiplos usos da água e os diversos interesses relacionados a este recurso natural poderão motivar conflitos de 

interesse entre a CEMIG e a sociedade como um todo, o que pode ocasionar prejuízos aos nossos negócios, resultados 

operacionais e condição financeira.  

O parque gerador da CEMIG é predominantemente composto por usinas hidrelétricas. Nos últimos 15 anos, foram 

acrescentados 50 empreendimentos, somando cerca de 1.900 MW. Atualmente, levandoΆse em conta também os 

empreendimentos em participações e sociedades, ao todo, 85 usinas com 7.989 MW correspondem a 96% de nossa 

capacidade instalada e mais de 3.500 km² de reservatórios administrados. A água é a principal matéria-prima para a produção 

de eletricidade da CEMIG e é um recurso sensível às variações climáticas, vulnerável às consequências da exploração de 

outros recursos naturais, impactado significativamente por ações antrópicas e sujeito a um ambiente regulatório.  

A operação de reservatórios para a geração de energia hidrelétrica realizada pela CEMIG implica, essencialmente, a 

consideração dos usos múltiplos da água por outros usuários da bacia hidrográfica, o que, por sua vez, leva à necessidade de 

considerar uma série de restrições de caráter ambiental, de segurança, sistemas de irrigação, abastecimento humano, 

hidrovias, pontes, entre outras. Em períodos de estiagem severa, como os vividos nos anos de 2013 a 2015, o monitoramento 

e a previsão dos níveis dos reservatórios e o constante diálogo com o poder público, sociedade civil e usuários foram 

primordiais para a garantia de geração de energia, como também para os demais usos desse recurso. 

Por fim, a CEMIG utiliza um Sistema de Gestão de Riscos para analisar cenários e determinar o grau de exposição financeira 

aos riscos, considerando a probabilidade de ocorrência e seu impacto. Nos cenários relacionados a potenciais conflitos com 

outros usuários, a Companhia avalia tanto os impactos decorrentes de secas prolongadas, que podem levar a um aumento da 

concorrência entre o setor de energia e outros usuários, quanto os decorrentes dos eventos de inundações devido ao excesso 

de chuvas. Enquanto a CEMIG envolve outros usuários essenciais, toma medidas para analisar a contribuição e estudos da 

comunidade sobre questões relacionadas ao impacto do uso da água, interesses conflitantes no que dizem respeito à utilização 

de água poderão afetar, sob reserva de certos limites mínimos anteriormente estabelecidos por lei, sua disponibilidade para 

uso em operações de alguns de nossos projetos, o que pode afetar adversamente nossos resultados operacionais e condição 

financeira.  

Somos controlados pelo Governo do Estado de Minas Gerais, que pode ter interesses diferentes dos interesses dos demais 

investidores, ou mesmo da Companhia. 

Na qualidade de acionista controlador, o governo do Estado de Minas Gerais exerce influência substancial sobre a orientação 

estratégica dos nossos negócios. Atualmente, ele detém 51% das ações ordinárias da CEMIG Holding que na qualidade de 

Acionista Único da Companhia, detém plenos poderes para decidir sobre todos os negócios relativos ao objeto social da 

Companhia e adotar as resoluções que julgar necessárias à defesa dos seus interesses e ao seu desenvolvimento.  

O governo do Estado de Minas Gerais pode eleger a maioria dos membros de nosso Conselho de Administração e tem a 

compet°ncia para aprovar, entre outros assuntos, a aprova­«o de aspectos que requeiram um ñquorumò qualificado de 
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acionistas, o que inclui transações com partes relacionadas, reorganizações societárias e época de pagamento de quaisquer 

dividendos. 

O governo do Estado de Minas Gerais, na sua qualidade de acionista controlador, tem capacidade para nos direcionar em 

atividades e efetuar investimentos destinados à promoção de seus próprios objetivos econômicos ou sociais, os quais poderão 

não estar estritamente alinhados à estratégia da Companhia, afetando adversamente a direção de nossos negócios.  

Nossos processos de Governança, Gestão de Riscos, Compliance e Controles Internos podem falhar em evitar penalidades 

regulatórias, danos à nossa reputação, ou outros efeitos adversos aos nossos negócios, resultados operacionais e condição 

financeira.  

Nós estamos sujeitos a diferentes estruturas regulatórias, tais como: (i) leis e regulamentos do setor elétrico brasileiro, como a 

Lei nº 10.848/04 (Comercialização de Energia), regulamentos da ANEEL; (ii) leis e regulamentos que se aplicam a empresas 

de capital aberto com títulos negociados no mercado de capitais brasileiro, como a Lei nº 6.404, de 15 de dezembro de 1976 

(ñLei das Sociedades por Açõesò), regulações da CVM; (iii) leis e regulamentos que se aplicam às empresas brasileiras de 

capital público majoritário, como a Lei de Licitações; (iv) leis e regulamentos que se aplicam às empresas brasileiras 

controladas pelo Estado, como a Lei nº 13.303/2016 (Lei das Estatais) e (v) leis e regulamentos aplicáveis às empresas 

brasileiras que têm títulos negociados no mercado de capitais americano, como a Lei Sarbanes-Oxley de 2002 ï SOX, o 

Foreing Corrupt Practices Act ï FCPA, e regulamentos da SEC, entre outros. 

Devido à participação majoritária do Governo Estadual em nossa estrutura acionária, somos obrigados a contratar a maior 

parte de nossas obras, serviços, inclusive de publicidade, compras, alienações e locações por meio de licitações e contratos 

administrativos, normatizados pela Lei de Licitações e outras complementares. Além disso, atuamos em um setor em que há 

uso frequente de propostas competitivas e contratos administrativos de alto valor com um grande número de fornecedores e 

clientes. Isso nos expõe aos riscos de fraude e impropriedade administrativas inerentes a essas formas de contratação.  

O Brasil vem nos últimos anos intensificando e aprimorando sua legislação e estruturas referentes à defesa da concorrência, 

ao combate à improbidade e ao combate às práticas de corrupção. A Lei nº 12.846/13 (Lei Anticorrupção) estabeleceu 

responsabilidades objetivas às empresas brasileiras que venham a cometer atos contra a administração pública nacional ou 

estrangeira, entre os quais estão inclusos aqueles relacionados a processos de licitação e contratos administrativos, e 

determinou rígidas penas às sociedades que descumprirem com a lei. 

Nossa Companhia tem estruturas e políticas de prevenção e combate à fraude e corrupção, auditoria e controles internos, 

além de adotar as recomendações de Melhores Práticas de Governança Coorporativa, do Instituto Brasileiro de Governança 

Coorporativa ï IBGC e do sistema COSO (Committee of Sponsoring Organizations of the Treadway Commission).  No 

entanto, nossos processos de Governança, Gestão de Riscos e Compliance podem não ser capazes de evitar futuras violações 

às leis e regulações a que estamos sujeitos, aos nossos mecanismos de controles internos, a nossa Declaração de Princípios 

Éticos e Código de Conduta Profissional, ou ocorrências de comportamentos fraudulentos e desonestidade por parte de 

nossos funcionários, pessoas físicas e jurídicas contratadas e outros agentes que possam representar a Companhia junto a 

terceiros, especialmente o Poder Público. 

Podemos também não ser capazes de prevenir erros contábeis em nossos relatórios financeiros e impedir a ocorrência de 

falhas significativas no futuro.  
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Além disso, podemos ser incapazes de reportar os resultados de nossas operações e outras informações relevantes com 

precisão e pontualidade em períodos futuros e arquivar os documentos e informações exigidas pelas autoridades, incluindo a 

SEC e a CVM. O descumprimento de leis e regulamentos, além de outras normas, erros contábeis  falhas significativas, e a 

não apresentação precisa e pontual de informações requeridas por autoridades públicas podem implicar em multas, perdas de 

licenças, danos à nossa reputação e prejuízos financeiros significativos.  

Ataques cibernéticos ou violação da segurança de nossos dados que venham a ocasionar interrupção de nossas operações 

ou vazamento de informações confidenciais da Companhia, de nossos clientes, de terceiros ou partes interessadas podem 

causar perdas financeiras, exposições legais, danos à reputação e outras severas consequências negativas para a 

Companhia 

Somos gestores e detentores de diversas propriedades intelectuais, informações confidenciais relacionadas aos nossos 

negócios e operações. Os sistemas de informação e de segurança que utilizamos para estes propósitos podem ser violados. 

Programadores de sistema experientes e hackers poderão acessar nossa rede de segurança e roubar nossas informações, 

paralisar nossas operações ou até causar apagões no sistema elétrico. Esses invasores também poderão desenvolver e inserir 

softwares prejudiciais ao nosso sistema, como vírus, worms, dentre outros, para explorar nossas vulnerabilidades 

tecnológicas, de segurança e nos atacar.  

Além disso, os componentes físicos (hardware) e lógicos (software) que produzimos ou adquirimos de terceiros, poderão 

apresentar defeitos de fabricação, causar panes e comprometimento do funcionamento e operação de nossos outros sistemas.  

Os custos que podemos ter para reparar os mencionados problemas de vulnerabilidades de segurança, seja antes ou depois de 

incidentes cibernéticos, poderão ser vultuosos.  Nossas ações mitigatórias podem fracassar e também resultar em interrupções 

e atrasos de nossos serviços e, como consequência, a perda de atuais ou potenciais clientes. 

Somado a isso, o vazamento de nossas informações confidenciais, de nossos clientes, de terceiros ou de partes interessadas, 

causada pela violação de nossos sistemas de segurança, poderão os expor a significativas perdas pelas quais poderemos nos 

tornar legalmente responsáveis e, assim, prejudicar os nossos negócios, nossa marca e nossa reputação. Também acreditamos 

que haja limitações nas capacidades de nossos parceiros terceirizados de gerir a segurança de seus dados e sistemas, e suas 

vulnerabilidades de segurança podem ter efeitos semelhantes sobre nós. 

A escassez potencial de pessoal qualificado pode afetar adversamente nossos negócios e os resultados das operações 

Podemos passar por potencial escassez de pessoal qualificado. Anunciamos recentemente um programa de incentivo à 

demissão voluntária aberto a todos os nossos funcionários e cerca de 12% do nosso quadro se inscreveu no programa. Dessa 

forma, precisaremos substituir em tempo hábil nossos profissionais qualificados essenciais, de forma a impedir que os 

resultados das nossas operações e dos nossos negócios sejam afetados adversamente. Nosso êxito depende, também, da nossa 

capacidade de continuar treinando com sucesso nosso pessoal, para que eles possam assumir posições seniores qualificadas 

no futuro. Não podemos assegurar que conseguiremos treinar, qualificar ou reter adequadamente o pessoal de gestão sênior, 

ou fazer isto sem custos ou atrasos. Nem podemos assegurar que conseguiremos contratar novos gestores seniores 

qualificados, no caso de haver a necessidade. Qualquer falha neste sentido poderá afetar negativamente os resultados das 

nossas operações e dos nossos negócios. 
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A instabilidade das taxas de inflação e de juros poderá afetar negativamente nossos resultados operacionais e condição 

financeira.  

O Brasil tem historicamente experimentado altas taxas de inflação, particularmente antes de 1995. A inflação, bem como os 

esforços do governo para combatê-la, tiveram efeitos negativos significativos sobre a economia brasileira. Mais 

recentemente, as taxas de inflação foram de 6,29% em 2016, 10,67% em 2015, 6,41% em 2014, 5,91% em 2013 e 5,84% em 

2012, conforme medido pelo Índice Nacional de Preços ao Consumidor Amplo, ou IPCA, compilado pelo IBGE (Instituto 

Brasileiro de Geografia e Estatística). 

O governo brasileiro pode introduzir políticas para reduzir pressões inflacionárias, como manter uma política monetária 

restritiva com altas taxas de juros reais, o que poderia ter o efeito de reduzir o desempenho geral da economia brasileira. 

Algumas dessas políticas podem afetar nossa capacidade de acessar capital estrangeiro ou reduzir nossa capacidade de 

executar nossos futuros planos de negócios e gerenciamento. 

Nós estamos expostos a perdas atreladas a flutuações nas taxas de juros e inflação nacionais, em função da existência de 

ativos e passivos indexados à variação das taxas SELIC, CDI e dos índices IPCA e IGP-M. 

Um aumento significativo nas taxas de juros ou inflação teria um efeito adverso sobre nossas despesas financeiras e 

resultados financeiros como um todo. Por outro lado, uma redução representativa da CDI ou da inflação pode afetar 

negativamente a receita gerada dos nossos investimentos financeiros, mas também possui o efeito positivo de reavaliar as 

correções do saldo relativo aos ativos financeiros de nossa concessão. 

Nossa capacidade de distribuir dividendos está sujeita a limitações. 

O fato de o investidor receber ou não dividendos depende de nossa situação financeira nos permitir ou não distribuir 

dividendos nos termos da legislação brasileira, e da determinação, por parte de nossos acionistas, seguindo a recomendação 

de nosso Conselho de Administração, atuando discricionariamente, de suspender a distribuição de dividendos em razão de 

nossa situação financeira acima do valor da distribuição obrigatória exigida nos termos de nosso estatuto social, no caso das 

ações preferenciais. 

Pelo fato de sermos uma companhia holding que não exerce operações geradoras de receita que não as de nossas subsidiárias 

operacionais, somente poderemos distribuir dividendos a acionistas se a Companhia receber dividendos ou outras 

distribuições em espécie de suas subsidiárias operacionais. Os dividendos que nossas subsidiárias podem distribuir dependem 

de nossas subsidiárias gerarem os lucros suficientes em determinado exercício social. Os dividendos poderão ser provenientes 

do resultado do exercício, lucros acumulados de exercícios anteriores ou de reservas de lucros. Os lucros e dividendos são 

calculados e pagos de acordo com a Lei das Sociedades por Ações e com as disposições constantes do Estatuto Social de 

cada uma de nossas subsidiárias reguladas.  

Nos termos de nosso Estatuto Social, devemos pagar aos nossos acionistas dividendos anuais obrigatórios equivalentes a, 

pelo menos, 50% de nosso lucro líquido do exercício social anterior, com base em nossas demonstrações financeiras (que são 

elaboradas em conformidade com as IFRS e as práticas contábeis adotadas no Brasil), e tendo os detentores de ações 

preferenciais prioridade na distribuição do dividendo mínimo obrigatório para o período em questão. O nosso Estatuto Social 

também dispõe que o dividendo anual mínimo e obrigatório que devemos pagar a detentores de nossas ações preferenciais 
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deve ser equivalente a, pelo menos, (a) 10% do valor nominal de nossas ações ou (b) 3% do valor do patrimônio líquido 

correspondente às mesmas, o que for maior. Caso não apresentemos lucro líquido ou nosso lucro líquido seja insuficiente em 

determinado exercício social, nossa administração poderá recomendar à Assembleia Geral Ordinária do exercício em questão 

que o pagamento do dividendo obrigatório não seja efetuado. Entretanto, nos termos da garantia dada pelo Governo do 

Estado de Minas Gerais, nosso acionista controlador, será devido dividendo mínimo anual de 6% a todos os detentores de 

ações ordinárias e ações preferenciais emitidas até 5 de agosto de 2004, exceto aos detentores públicos e governamentais, 

caso as distribuições obrigatórias não tenham sido realizadas em determinado exercício social. 

A ANEEL possui discricionariedade para estabelecer as tarifas que as empresas de distribuição de energia elétrica 

cobram de seus consumidores. Tais tarifas são definidas de forma a preservar o equilíbrio econômico financeiro dos 

contratos de concessão celebrados com a ANEEL. 

Os contratos de concessão e a legislação brasileira estabelecem um mecanismo que permite 3 tipos de reajustes de tarifas: (i) 

o reajuste anual; (ii) a revisão periódica; e (iii) a revisão extraordinária. O reajuste anual se destina a compensar as alterações 

nos custos que estejam fora da gestão da Companhia, como o custo da energia elétrica para atendimento aos consumidores, 

encargos setoriais definidos pelo Governo Federal e encargos de transporte em função do uso das instalações de transmissão 

e distribuição de outras empresas. Os custos gerenciáveis, por outro lado, são corrigidos pelo IGPM, menos um fator de 

produtividade e eficiência, conhecido como Fator X, que considera aspectos como produtividade da distribuição e padrões de 

qualidade de serviço. De 5 em 5 anos acontece a Revisão Periódica Tarifária, ou RTP, cuja finalidade é de: identificar as 

mesmas variações nos custos citados acima; fornecer um retorno adequado sobre ativos que a empresa construiu neste 

período; e estabelecer um fator com base em economias de escala, que serão considerados nos reajustes de tarifa anuais 

subsequentes. A revisão extraordinária das tarifas ocorre no caso de eventos imprevisíveis que alterem significativamente o 

equilíbrio econômico-financeiro da concessão. Portanto, apesar dos contratos de concessão da CEMIG D preverem a 

preservação de seu equilíbrio econômico e financeiro, não podemos garantir que a ANEEL estabelecerá tarifas que nos 

remunerem adequadamente com relação aos investimentos realizados ou aos custos operacionais incorridos em virtude da 

concessão, o que pode ter um efeito adverso significativo nos nossos negócios, condições financeiras e resultados 

operacionais. 

A ANEEL possui discricionariedade para estabelecer as receitas anuais permitidas para nossas empresas de transmissão, 

e reajustes que resultem em redução dessas Receitas Anuais Permitidas (RAP) podem ter um efeito adverso significativo 

sobre nossos resultados operacionais e condição financeira.  

As RAPs que recebemos por nossas empresas de transmissão são determinadas pela ANEEL, levando em conta os termos 

dos contratos de concessão celebrados com a ANEEL, em nome do Governo Federal. Os contratos de concessão preveem 

dois mecanismos de ajuste das receitas: (i) os reajustes tarifários anuais; e (ii) a revisão tarifária periódica (RTP). O reajuste 

tarifário anual de nossas receitas de transmissão ocorre anualmente em junho e entra em vigor em julho do mesmo ano. Os 

reajustes tarifários anuais consideram as receitas permitidas dos projetos que entraram em operação, e as receitas do período 

anterior são corrigidas pelo Índice Nacional de Preços ao Consumidor Amplo (IPCA para Contrato No. 006/1997 e IGP-M 

para Contrato No. 079/2000). A revisão tarifária periódica acontecia a cada quatro anos, mas a Lei nº 12.783/13 alterou o 

período de revisão tarifária para cinco anos. Nossa última revisão tarifária periódica foi em julho de 2009, próxima estimada 

para 2018 considerando Revisão Extraordinária ocorrida em 2013 com a edição da Lei nº 12.783/13. Durante a revisão 

tarifária periódica, os investimentos feitos pela concessionária no período e os custos operacionais da concessão são 

analisados pela ANEEL, levando em conta apenas o investimento que ela considera prudente e os custos operacionais que ela 



 37 

avalia como tendo sido eficientes por meio de uma metodologia de benchmarking desenvolvida pela utilização de um modelo 

de eficiência com base na comparação de dados entre as várias empresas de transmissão no Brasil. Portanto, o mecanismo de 

revisão tarifária está sujeito, em certa medida, ao poder discricionário da ANEEL, uma vez que pode deixar de incluir os 

investimentos feitos e pode reconhecer os custos operacionais como inferiores aos efetivamente incorridos. Isso pode resultar 

em um efeito adverso significante em nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira. 

As concessões de parte de nossas linhas de transmissão foram estendidas por mais 30 anos, nos termos da Lei n° 12.783/13, o 

que resultou no ajuste na RAP destas concessões, reduzindo a receita que receberemos das mesmas. O Governo Federal 

compensou a Companhia pela redução da parcela de remuneração e depreciação da RAP de parte dessas concessões, mas os 

ativos em operação antes do ano 2000 ainda não foram compensados. De acordo com Lei n° 12.783/13, será recebida a 

compensação pela redução na RAP dos ativos em operação antes do ano 2000 no prazo de 30 anos, corrigida pelo IPCA. Em 

20 de abril de 2016, foi emitida a Portaria nº 120, pelo Ministério de Minas e Energia, em que é determinado que os valores 

promulgados pela ANEEL relativos aos ativos previstos no art. 15, § 2º, da Lei nº 12.783/13, passem a compor a Base de 

Remuneração Regulatória das concessionárias de transmissão de energia elétrica e que o custo de capital seja adicionado às 

respectivas Receitas Anuais Permitidas. Tendo isso em vista, foi aberta Audiência Pública nº 068/2016 com o objetivo de 

estabelecer os procedimentos para a inclusão dessa RAP à Receita das Transmissoras. 

A revisão extraordinária das tarifas ocorre no caso de eventos imprevisíveis que alterem significativamente o equilíbrio 

econômico-financeiro da concessão. Portanto, apesar de nossos contratos de concessão preverem a preservação de seu 

equilíbrio econômico e financeiro, não podemos garantir que a ANEEL estabelecerá tarifas que nos compensem 

adequadamente com relação aos investimentos realizados ou aos custos operacionais incorridos em virtude da concessão, que 

podem ter um efeito adverso significativo sobre nossos negócios, condição financeira e resultados operacionais. 

Temos responsabilidade objetiva por quaisquer danos causados a terceiros decorrentes da prestação inadequada de 

serviços elétricos. 

Nos termos da legislação brasileira, somos objetivamente responsáveis pelos danos diretos e indiretos resultantes da 

prestação inadequada de serviços de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica. Ademais, os danos causados a 

consumidores finais em decorrência de interrupções ou distúrbios do sistema de geração, transmissão ou distribuição, nos 

casos em que essas interrupções ou distúrbios não são atribuídos a um membro identificável do Operador Nacional do 

Sistema (ñONSò), são compartilhados entre companhias de geração, transmissão e distribuição. Até que um responsável final 

seja definido, a responsabilidade por tais danos será compartilhada na proporção de 35,7% para os agentes de distribuição, 

28,6% para os agentes de transmissão e 35,7% para os agentes de geração. Essas proporções são determinadas pelo número 

de votos que cada classe de concessionárias de energia tem direito nas assembleias gerais do ONS e, portanto, podem ser 

alteradas no futuro. Dessa forma, nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira podem ser afetados 

adversamente no caso de sermos considerados responsáveis por quaisquer desses danos. 

Podemos incorrer em prejuízos e danos à reputação relativos a processos judiciais pendentes. 

Somos réus em diversos processos judiciais e administrativos de naturezas cível, administrativa, ambiental, tributária, 

trabalhista, regulatória, dentre outros.  Essas reivindicações envolvem uma ampla gama de questões e buscam indenizações e 

restituições em dinheiro e por desempenho específico.  Vários litígios individuais respondem por uma parcela significativa do 

valor total dos processos movidos contra a nossa Companhia.  Veja o ñItem 8. Informa­»es Financeiras ï Processos Judiciais 
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e Administrativosò.  Nossas demonstra­»es financeiras consolidadas incluem uma provis«o para conting°ncias no montante 

de R$ 815 milhões, em 31 de dezembro de 2016, para ações cuja expectativa de perda foi considerada mais provável que 

improvável.  

Pode haver um efeito adverso significativo sobre nós caso haja uma ou mais decisões desfavoráveis em qualquer processo 

legal ou administrativo contra nós.  Além de fazer provisões e os custos associados com honorários advocatícios, podemos 

ser obrigados pelo tribunal a fornecer garantias para o processo, o que poderá afetar adversamente a nossa condição 

financeira.  Na hipótese de nossas provisões legais serem insuficientes, o pagamento dos processos em valor que exceda os 

valores provisionados poderá causar um efeito adverso nos nossos resultados operacionais e condição financeira. 

Além disso, alguns membros de nossa administração estão envolvidos como réus em processos criminais que estão 

atualmente pendentes, o que pode requerer esforços da nossa administração e nos afetar negativamente e a nossa reputação. 

Veja o ñItem 6. Conselheiros, Diretores e Empregados ï Procedimentos Criminais Envolvendo Membros do Nosso Conselho 

de Administra­«oò. 

Regulamentações ambientais exigem que realizemos estudos de impacto ambiental dos futuros projetos e que obtenhamos 

autorizações, em conformidade com a regulamentação. 

Precisamos realizar estudos de impacto ambiental e obter as autorizações e licenças regulatórias e ambientais para nossos 

projetos atuais e futuros.  Não podemos assegurar que tais estudos de impacto ambiental serão aprovados pelas autoridades 

ambientais; que as licenças ambientais serão emitidas; que a oposição do público não resultará em atrasos ou modificações 

em qualquer projeto proposto; ou que a legislação ou regulamentações não alterarão ou serão interpretadas de forma a 

poderem ter impactos adversos significativos sobre as nossas operações ou planos, no que se refere a projetos nos quais 

temos investimentos. Acreditamos que a preocupação com a proteção ambiental seja também uma tendência crescente no 

nosso setor. Embora consideremos a proteção ambiental quando desenvolvemos nossa estratégia de negócios, mudanças na 

regulamentação ambiental, ou alterações na política de implementação da regulamentação ambiental existente atualmente, 

poderão ter efeitos adversos significativos sobre os resultados operacionais e nossa condição financeira, em função de atrasos 

na implementação de projetos de eletricidade, elevando nossos custos de expansão. 

Além disto, a implementação de investimentos no segmento de transmissão vem sofrendo atrasos devido à dificuldade de 

obter as autorizações e aprovações regulatórias e ambientais necessárias. Isto levou a atrasos nos investimentos em geração, 

devido à ausência de linhas de transmissão para canalizar a produção da energia gerada. Se quaisquer desses ou outros riscos 

imprevistos se concretizar, há a possibilidade de não termos condições de gerar, transmitir e distribuir energia elétrica nas 

quantidades consistentes com nossas projeções, o que pode gerar um efeito adverso relevante sobre nossas condições 

financeiras e sobre os resultados operacionais.  

Operamos sem apólices de seguro contra catástrofes e responsabilidade civil de terceiros. 

Exceto para o ramo aeronáutico, não possuímos seguro de responsabilidade civil que cubra acidentes e não solicitamos 

propostas relativas a este tipo de seguro. Não solicitamos proposta, tampouco contratamos, cobertura de seguro contra 

catástrofes que possam afetar nossas instalações, tais como terremotos e inundações. A ocorrência de eventos dessa natureza 

poderá nos gerar custos adicionais inesperados, resultando em efeito adverso em nossos negócios, resultados operacionais e 

condição financeira. 
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O seguro contratado por nós pode ser insuficiente para ressarcir eventuais danos. 

Nossos negócios são normalmente submetidos a diversos riscos, incluindo os de acidentes industriais, disputas trabalhistas, 

condições geológicas inesperadas, mudanças no ambiente regulatório, riscos ambientais, climáticos e outros fenômenos 

naturais. Além disso, nossas subsidiárias e nós podemos ser considerados responsáveis por perdas e danos causados a 

terceiros resultantes de falhas ao prover serviços de geração, transmissão e distribuição. 

Mantemos seguro apenas contra incêndio, aeronáutico e riscos operacionais, além daqueles compulsórios por determinação 

legal, como Seguro de Transporte de bens pertencentes a pessoas jurídicas.  

Não podemos garantir que os seguros contratados são suficientes para cobrir integralmente quaisquer responsabilidades 

incorridas de fato no curso dos nossos negócios ou que esses seguros continuarão disponíveis no futuro. A ocorrência de 

sinistros que ultrapassem o valor segurado ou que não sejam cobertos pelos seguros contratados poderá nos gerar custos 

adicionais inesperados e significativos, que poderão resultar em efeito adverso em nossos negócios, resultados operacionais 

e/ou condição financeira. Além disso, não podemos garantir que seremos capazes de manter nossa cobertura de seguros a 

preços comerciais favoráveis ou aceitáveis no futuro. 

Greves, paralisações ou outras formas de manifestações trabalhistas, por parte de nossos funcionários ou por parte de 

funcionários de nossos fornecedores ou empresas contratadas, podem afetar adversamente nossos resultados operacionais 

e de nossos negócios. 

Todos os nossos funcionários estão representados por sindicatos. Desacordos acerca de questões envolvendo 

desinvestimentos ou mudanças em nossa estratégia de negócios, reduções de pessoal, assim como potenciais contribuições 

associadas a funcionários, poderiam levar a descontentamentos no âmbito trabalhista. Não podemos assegurar que no futuro 

não ocorrerão greves que afetem nossos níveis de produção. Greves, paralisações ou outras formas de manifestações 

trabalhistas por parte de qualquer dos nossos fornecedores de grande porte, empresas contratadas, ou em suas instalações, 

podem prejudicar nossa capacidade de operar nossos negócios, concluir grandes projetos e podem impactar a nossa 

capacidade de atingir os nossos objetivos de longo prazo. 

Uma parcela substancial dos ativos da Companhia está vinculada à prestação de serviços públicos e não está disponível 

para liquidação em caso de falência para a vinculação como garantia para a execução de qualquer decisão judicial. 

Uma parcela substancial dos ativos da Companhia está vinculada à prestação de serviços públicos. Esses ativos não estão 

disponíveis para liquidação em caso de falência, nem podem ser vinculados como garantia para a execução de qualquer 

decisão judicial, porque os bens revertem para a autoridade concedente para garantir a continuidade na prestação de serviços 

públicos, de acordo com a legislação aplicável e nossos contratos de concessão. Embora o governo brasileiro seja obrigado a 

nos compensar pela rescisão antecipada de nossas concessões, não podemos garantir que o valor pago pelo governo brasileiro 

seria igual ao valor de mercado dos ativos revertidos. Essas restrições de liquidação podem diminuir significativamente os 

valores disponíveis para os nosso credores em caso de nossa liquidação e podem afetar adversamente nossa capacidade de 

obter financiamento adequado. 

Há incertezas acerca da metodologia e dos parâmetros a serem adotados pelas autoridades regulatórias no primeiro ciclo 

de revisão tarifária a ser aplicada à Companhia de G§s de Minas Gerais (ñGasmigò). 
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A Gasmig obteve a concessão para distribuição de gás canalizado no Estado de Minas Gerais por 30 anos a contar da data de 

publicação da Lei Estadual 11.021, de 11 de janeiro de 1993, com possibilidade de prorrogação, desde que cumpridas 

determinadas exigências. Em 26 de dezembro de 2014, foi assinado o Segundo Termo Aditivo ao Contrato de Concessão, 

prorrogando o prazo da concessão até 10 de janeiro de 2053. 

Conforme estipulado pelo Contrato de Concessão, a Gasmig deve continuar suas atividades de distribuição de gás natural até 

o final da concessão, sendo remunerada por meio das tarifas pagas pelos usuários dos serviços de distribuição. 

A Secretaria de Estado de Desenvolvimento Econômico, Ciência, Tecnologia e Ensino Superior (ñSEDECTESò), órgão do 

Governo Estadual de Minas Gerais, responsável pela regulamentação da distribuição de gás canalizado, espera realizar a 

primeira revisão tarifária da Gasmig em 2017. O processo de revisão das tarifas ainda está sendo estruturado e no momento 

não há uma decisão em relação à duração da revisão nem da metodologia a ser adotada. Em algum momento durante esse 

processo haverá uma decisão sobre o índice da remuneração regulatória, o que pode gerar uma alteração na margem de lucro 

para a distribuição de gás e pode ter um efeito adverso significativo nos nossos negócios e resultados operacionais. 

Além disto, dado que se trata da primeira revisão tarifária da Gasmig, não há a possibilidade de garantias em relação à 

metodologia para a avaliação de seus ativos, o que pode impactar negativamente os retornos estimados dos negócios. 

Os volumes de gás natural fornecidos pela Gasmig estão concentrados em poucos setores e poucos clientes. 

Excluindo o setor de geração termelétrica, os volumes de vendas são sustentados pelo mercado industrial de grande escala, 

que representa 92,2% do volume de gás vendido a esse setor em 2016. Os maiores clientes da Gasmig concentram-se nas 

atividades de siderurgia, metalurgia e mineração, que responderam, em conjunto, por 68% do volume não-termelétrico em 

2016. 

O setor brasileiro de manufatura está atravessando uma grave crise, com fortes reduções desde 2014 (quedas de 3,1% de 2013 

para 2014 e de 11,0% de 2014 para 2015), e perpetuando-se em 2016, com nova redução de 2,8% em relação a 2015 ï 

segundo dados de volumes da produção industrial do IBGE (Pesquisa Industrial Mensal / Produção Física ou PIMïPF). 

Em 2016, as vendas no setor industrial, compreendendo as companhias siderúrgicas, metalúrgicas e de mineração, caíram 

9,4% em relação ao ano de 2015, devido à continuidade da recessão econômica. 

A perpetuação do presente cenário econômico adverso pode afetar negativamente os negócios, o resultado operacional e as 

condições financeiras da Gasmig. 

A existência de um único fornecedor de gás natural no Brasil afeta a competitividade. 

Em 1994, a Petrobras e a Gasmig firmaram um contrato de suprimento de gás, que foi complementado em 2004 por outro 

contrato de fornecimento (Contrato de Suprimento Adicional, ou CSA) que estipula que a Gasmig aumentaria o volume de 

gás comprado da Petrobras a partir de 2010. Desde 2011, a Petrobras vem proporcionando descontos sobre o preço do gás 

especificado no CSA. A partir de junho de 2015, a Petrobras anunciou publicamente uma redução gradual de tais descontos. 

E sendo assim, desde novembro de 2015, o preço em vigor é o estipulado no CSA (sem desconto). Em decorrência disto, 

durante o período entre novembro de 2015 e novembro de 2016, o preço médio de aquisição para o mercado, excetuando 

termelétricas, teve uma elevação de cerca de 13,9%.  
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Esta política da Petrobras de aumentar os preços do gás em 2015, combinada com o abandono da política de descontos 

oferecidos pela Petrobras nos anos anteriores, continuada em 2016, levou à perda da competitividade do gás natural em 

relação a outras formas de energia tais como GLP (gás liquefeito de petróleo) e óleo combustível. Se essa tendência se 

mantiver, ela poderá impactar negativamente a demanda por gás natural, pois ela cria incentivos para a utilização de outras 

fontes de energia, o que teria um impacto desfavorável sobre os negócios, o resultado operacional e as condições financeiras 

da Gasmig. 

A agência regulatória responsável pela distribuição de gás canalizado é controlada pelo Governo do Estado de Minas 

Gerais, cujos interesses podem ser conflitantes com os do equilíbrio econômico da concessão. 

A Constituição Federal do Brasil estabelece que é função dos estados explorar os serviços locais de gás canalizado, 

diretamente ou através de concessões. A Gasmig está sob o controle indireto do Estado de Minas Gerais, através da posição 

acionária majoritária mantida pela CEMIG Holding na Gasmig. A SEDECTES é um órgão do Governo do Estado, e em 

Minas Gerais, ela exerce a função de reguladora dos serviços de distribuição do gás canalizado. A SEDECTES é, além disso, 

responsável pela promoção de investimentos no Estado de Minas Gerais. 

O Governo do Estado de Minas Gerais, na condição de acionista controlador indireto da Gasmig e, ao mesmo tempo, 

regulador do serviço público, por meio da SEDECTES, tem a autoridade para direcionar esforços e investimentos da 

Companhia em conformidade com seus próprios interesses, políticos, econômicos ou sociais, e eles podem ter um impacto 

negativo sobre o equilíbrio econômico da concessão. 

Riscos relacionados ao Brasil 

Instabilidades políticas no Brasil podem ter efeitos na economia e nos afetar.  

Historicamente, o ambiente político brasileiro tem influenciado, e continua a influenciar o desempenho da economia do país. 

As crises políticas afetaram e continuam a afetar a confiança dos investidores e a do público em geral, o que resultou em 

desaceleração econômica e maior volatilidade nos títulos emitidos por empresas brasileiras. A economia brasileira continua 

sujeita aos efeitos do processo de impeachment contra a ex-presidente Dilma Rousseff. Em 31 de agosto de 2016, após 

julgamento pelo Senado, a ex-presidente Dilma Rousseff foi formalmente impugnada. O vice-presidente Michel Temer 

assumiu o cargo de novo presidente do Brasil até a próxima eleição presidencial, prevista para 2018. O presidente do Brasil 

tem poder para determinar as políticas e ações governamentais relacionadas à economia brasileira e, consequentemente, 

afetar as operações e o desempenho financeiro das empresas, incluindo o nosso.  

Além disso, os mercados brasileiros vêm experimentando uma maior volatilidade devido às incertezas derivadas da Operação 

Lava Jato em andamento e outras investigações similares, que estão sendo conduzidas pela Procuradoria Federal e seu 

impacto na economia e no ambiente político brasileiro. Tais eventos poderiam fazer com que o valor de negociação de nossas 

ações, preferenciais e ordinárias, de nossas ADSs preferenciais e ordinárias, e nossos outros títulos fossem reduzidos, 

afetando negativamente nosso acesso aos mercados financeiros internacionais. Além disso, qualquer instabilidade política 

resultante de tais eventos, incluindo as próximas eleições a nível federal e estadual, que viessem a afetar a economia 

brasileira pode fazer com que reavaliássemos nossa estratégia.  
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O Governo Federal exerceu, e continua exercendo, influência significativa sobre a economia brasileira. As condições 

políticas e econômicas podem causar impacto direto sobre os nossos negócios, condição financeira, resultados 

operacionais e prospectos.  

O Governo Federal intervém com frequência na economia do país e ocasionalmente realiza mudanças significativas na 

política monetária, fiscal e regulatória. Nossos negócios, resultados operacionais ou condição financeira poderão ser afetados 

adversamente por alterações das políticas governamentais, bem como outros fatores, incluindo, sem limitação:  

¶ flutuações da taxa de câmbio;  

¶ inflação;  

¶ variações das taxas de juros;  

¶ política fiscal;  

¶ demais acontecimentos políticos, diplomáticos, sociais e econômicos que venham a afetar o Brasil ou os mercados 

internacionais;  

¶ liquidez dos mercados internos de capitais e empréstimos;  

¶ desenvolvimento do setor de energia;  

¶ controles de câmbio e restrições às remessas no exterior; e/ou  

¶ limites ao comércio internacional.  

A incerteza sobre se o governo brasileiro implementará mudanças de política ou regulação que afetem esses ou outros fatores 

no futuro pode contribuir para a incerteza econômica no Brasil e para a maior volatilidade nos mercados de valores 

mobiliários brasileiros e títulos emitidos no exterior por empresas. As medidas do Governo Federal para manter a 

estabilidade econômica, bem como a especulação acerca de quaisquer atos futuros do governo brasileiro, poderão gerar 

incertezas na economia brasileira e aumentar a volatilidade do mercado de capitais doméstico, afetando adversamente nosso 

negócio, resultados operacionais ou situação financeira. Caso as situações política e econômica se deteriorem, poderemos 

também enfrentar aumento de custos.  

A estabilidade do Real, moeda brasileira, é influenciada pelo relacionamento desta com a inflação, com o Dólar norte-

americano e a política cambial do governo brasileiro. Nossos negócios poderão ser adversamente afetados por qualquer 

volatilidade recorrente que afete nossas contas a receber e obrigações relacionadas à moeda estrangeira, bem como 

aumentos nas taxas de juros vigentes no mercado. 

A moeda brasileira passou por grandes momentos de volatilidade no passado. O Governo Federal Brasileiro implementou 

vários planos econômicos e utilizou uma gama de mecanismos de controle cambial, inclusive desvalorizações repentinas, 

periódicas com variações diárias a mensais, flutuação e controle do câmbio e câmbio paralelo. De tempos em tempos, houve 

significativas flutuações entre o Dólar norte-americano e o Real brasileiro e demais moedas. Em 30 de dezembro de 2016, a 

taxa de câmbio entre o Real e o Dólar norte-americano era de R$ 3,2532 para US$1,00. Não há garantia de que o Real não se 

depreciará ou se valorizará em relação ao Dólar norte-americano no futuro.  

A instabilidade do Real perante o Dólar norte-americano pode ter um efeito adverso significativo sobre nós. A depreciação do 

Real frente ao Dólar norte-americano e outras principais moedas estrangeiras poderia criar pressões inflacionárias no Brasil e 

causar aumentos nas taxas de juros, afetando negativamente o crescimento da economia brasileira e, consequentemente, o 

nosso. A depreciação do Real pode causar um aumento nos custos financeiros e nos custos operacionais, já que temos 
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obrigações de pagamento no âmbito de contratos de financiamento e importação indexados às flutuações cambiais. Além 

disso, a depreciação do Real pode causar pressão inflacionária que resultaria em aumentos abruptos na taxa de inflação, o que 

aumentaria nossos custos e despesas operacionais e afetar adversamente nossos negócios, resultados operacionais ou 

perspectivas. 

Geralmente, não celebramos contratos de derivativos ou instrumentos financeiros similares ou fazemos outros acordos com 

terceiros para protegê-los contra o risco de aumento das taxas de juros. Podemos contrair despesas adicionais à medida que 

essas taxas flutuantes aumentam. Além disso, à medida que refinanciarmos nossa dívida nos próximos anos, a composição de 

nosso endividamento poderá mudar, especificamente no que se refere à relação entre as taxas de juros fixas e flutuantes, a 

relação de curto prazo com a dívida de longo prazo e as moedas em que nossa dívida está denominada ou indexada. 

Mudanças que afetem a composição de nossa dívida e causem elevações nas taxas de juros de curto ou longo prazo podem 

aumentar nossos pagamentos do serviço da dívida, podendo ter um efeito adverso sobre nossos resultados operacionais e 

nossa condição financeira. 

A inflação e certas medidas governamentais destinadas a controlá-la podem contribuir significativamente para a incerteza 

econômica no Brasil e podem ter um efeito adverso significativo em nossos negócios, resultados operacionais, condição 

financeira e preço de mercado de nossas ações.  

No passado, o Brasil experimentou altíssimas taxas de inflação. A inflação e algumas das medidas tomadas pelo Governo 

Federal na tentativa de combatê-la afetaram de forma negativa e significativa a economia brasileira. Desde a introdução do 

real, em 1994, a taxa de inflação no Brasil tem permanecido bem abaixo das verificadas em períodos anteriores. De acordo 

com o IPCA as taxas de inflação anuais brasileiras em 2014, 2015 e 2016 foram 6,41%, 10,67% e 6,29% respectivamente. 

Não é possível garantir que a inflação permanecerá nestes níveis.  

Medidas futuras a serem tomadas pelo Governo Federal, incluindo aumentos da taxa de juros, intervenção no mercado de 

câmbio e ações visando ajustar o valor do Real, podem acarretar aumentos da inflação e, por conseguinte, ter impactos 

econômicos adversos sobre nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira. Caso o Brasil experimente inflação 

alta no futuro, talvez não consigamos ajustar as tarifas que cobramos de nossos clientes visando a compensar os efeitos da 

inflação sobre nossa estrutura de custo.  

Praticamente a totalidade das despesas operacionais de caixa é denominada em reais e tende a aumentar com a taxa de 

inflação vigente no Brasil. As pressões inflacionárias também podem restringir nossa capacidade de acesso a mercados 

financeiros estrangeiros ou levar ao aumento da intervenção do governo na economia, inclusive com a introdução de políticas 

governamentais que podem prejudicar nossos negócios, resultados operacionais e condição financeira ou afetar de maneira 

adversa o valor de mercado de nossas ações e, em consequência, de nossas ADSs de ações preferenciais, ADSs de ações 

ordinárias e outros títulos. 

Riscos relacionados às Ações Preferenciais e Ordinárias, e ADSs de Ações Preferenciais e Ordinárias 

A instabilidade da taxa de câmbio poderá afetar adversamente o valor das remessas de dividendos ao exterior, bem como, 

o preço de mercado das ADSs. 

Muitos fatores macroeconômicos, nacionais e globais, têm influência sobre a taxa de câmbio. Neste contexto, o Governo 

Brasileiro, por meio do Banco Central do Brasil, já interveio ocasionalmente com a finalidade de controlar variações instáveis 
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nas taxas de câmbio. Não podemos prever se o Banco Central ou o Governo Federal continuarão a permitir que o real flutue 

livremente ou se intervirão por meio de um sistema de banda cambial ou outros recursos. 

Sendo assim, o real poderá flutuar substancialmente em relação ao dólar dos Estados Unidos e outras moedas no futuro. Essa 

instabilidade poderá afetar adversamente o equivalente em Dólares norte-americanos o preço de mercado das nossas ações e, 

por consequência de nossas ADSs, ordinárias e preferenciais, bem como das remessas de dividendos ao exterior. 

Para mais informa­»es, veja o ñItem 3. Informa­»es Relevantes ï Taxas de C©mbioò. 

Alterações nas condições econômicas e de mercado em outros países, em especial nos países da América Latina e nos 

países de mercado emergente, poderão afetar adversamente nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira, 

bem como o preço de mercado de nossas ações, ADSs de Ações Preferenciais e ADSs de Ações Ordinárias. 

O valor de mercado dos valores mobiliários de companhias brasileiras é afetado, em graus variáveis, por condições 

econômicas e de mercado existentes em outros países, incluindo outros países latino-americanos e países de mercado 

emergente. Embora as condições econômicas de tais países possam diferir significativamente das condições econômicas do 

Brasil, as reações dos investidores a acontecimentos nestes países poderão ter efeito adverso sobre o valor de mercado dos 

valores mobiliários de emissores brasileiros. Crises em outros países de mercado emergente poderão diminuir o interesse de 

investidores nos valores mobiliários de emissores brasileiros, inclusive de nossa companhia. No futuro, isso poderia tornar 

mais difícil nosso acesso aos mercados de capitais e o financiamento de nossas operações em termos aceitáveis ou mesmo em 

quaisquer termos. Em função das características do setor elétrico brasileiro (o qual exige investimentos significativos em 

ativos operacionais) e em função de nossas necessidades de financiamento, se o acesso aos mercados de capitais e financeiros 

for restringido, poderemos enfrentar dificuldades para concluir nosso plano de investimento e o refinanciamento de nossas 

obrigações, o que poderá afetar adversamente nosso negócio, resultados operacionais e situação financeira. 

A relativa volatilidade e falta de liquidez dos mercados de valores mobiliários brasileiros podem prejudicar nossos 

acionistas.  

Investir em valores mobiliários da América Latina, tais como as ações preferenciais e ordinárias, as ADSs de ações 

preferenciais ou as ADSs de ações ordinárias, envolve grau de risco mais elevado do que investimento em valores 

mobiliários de emissores de países com um cenário político e econômico mais estável, sendo esses investimentos, de modo 

geral, considerados de natureza especulativa. Esses investimentos estão sujeitos a certos riscos econômicos e políticos, tais 

como, entre outros: 

Å mudanças dos cenários normativo, fiscal, econômico e político que possam afetar a capacidade de investidores de 

receber pagamento, no todo ou em parte, relacionado a seus investimentos; e 

Å restrições a investimento estrangeiro e repatriação de capital investido. 

O mercado de valores mobiliários brasileiro é significativamente menor, menos líquido, mais concentrado e mais volátil do 

que os principais mercados de valores mobiliários dos Estados Unidos. Isso pode limitar substancialmente a capacidade do 

investidor de vender as ações subjacentes a suas ADSs de ações preferenciais e ADSs de ações ordinárias pelo preço e no 

prazo que deseja. Em 2016, a Bolsa de Valores de São Paulo (BM&F Bovespa S.A. ð Bolsa de Valores, Mercadorias e 

Futuros), ou BM&F Bovespa, a única bolsa de valores do Brasil na qual nossas ações são negociadas, teve capitalização 

anual de aproximadamente R$ 1,84 trilhões e média diária de volume de negociações de aproximadamente R$ 7,41 bilhões. 

Detentores de ADSs de ações preferenciais e de ADSs de ações ordinárias e detentores de nossas ações podem ter direitos de 

acionistas diversos daqueles conferidos aos detentores de ações de companhias dos Estados Unidos. 

Nossa governança corporativa, exigências de divulgação de informações e práticas contábeis aplicáveis são regidas por nosso 

Estatuto Social, pelo Regulamento de Práticas Diferenciadas de Governança Corporativa Nível 1 da BM&F Bovespa, pela 

Lei das Sociedades por Ações nº 13.303/16 e pelas normas expedidas pela CVM. Essas regulamentações podem diferir dos 

princípios legais que se aplicariam caso nossa Companhia tivesse sido constituída com jurisdição nos Estados Unidos, tais 

como Delaware ou Nova York, ou em outras jurisdições fora do Brasil. Além disso, os direitos de um detentor de uma ADS, 

que são derivados dos direitos conferidos aos detentores de ações preferenciais ou ordinárias, conforme o caso, de ter seus 

interesses protegidos frente a deliberações tomadas por nosso Conselho de Administração ou pelo nosso acionista controlador 

podem diferir segundo a Lei Brasileira de Sociedade por A­»es das normas de outras jurisdi­»es. Normas contra óinsider 
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tradingô e óself-dealingô, bem como demais normas para preserva­«o de direitos de acionistas, podem tamb®m ser diferentes 

no Brasil em comparação às normas dos Estados Unidos, desfavorecendo potencialmente detentores de ações preferenciais, 

ações ordinárias, ADSs de ações preferenciais e ADSs de ações ordinárias. 

Controles e restrições cambiais sobre remessas ao exterior podem prejudicar detentores de ADSs de ações preferenciais e 

ADSs de ações ordinárias. 

O investidor pode ser adversamente afetado pela imposição de restrições às remessas para investidores estrangeiros dos 

recursos gerados por seus investimentos no Brasil, assim como à conversão do Real (R$) em moedas estrangeiras.  Restrições 

como essa prejudicariam ou impediriam a conversão de dividendos, distribuições ou produto de qualquer venda de ações 

preferenciais ou ordinárias do Real para Dólares norte-americanos (US$). Não podemos garantir que o Governo Federal do 

Brasil não tomará medidas restritivas no futuro. 

Os acionistas estrangeiros podem não ser capazes de executar sentenças contras nossos conselheiros ou diretores.  

Todos os nossos conselheiros e diretores residem no Brasil.  Nossos ativos, bem como os bens dessas pessoas, estão 

localizados predominantemente no Brasil. Em decorrência disso, talvez não seja possível aos acionistas estrangeiros citá-los 

nos Estados Unidos ou em outras jurisdições fora do Brasil, penhorar seus bens ou executar contra elas ou nossa Companhia, 

nos tribunais dos Estados Unidos ou nos tribunais de outras jurisdições fora do Brasil, sentenças proferidas com base nas 

disposições de responsabilidade civil das leis de valores mobiliários dos Estados Unidos ou das respectivas leis de outras 

jurisdições. 

Para que uma sentença proferida fora do Brasil seja executada no Brasil, a parte que solicita a execução deverá ser 

reconhecida perante os tribunais brasileiros (na medida em que os tribunais brasileiros possam ter jurisdição) e esses tribunais 

aplicarão tal sentença sem qualquer novo julgamento ou reexame dos méritos da ação original somente se tal sentença tiver 

sido previamente ratificada pelo Superior Tribunal de Justiça do Brasil, de acordo com a Resolução nº 9/2005 do STJ.  

Não obstante o acima exposto, não se pode garantir que a ratificação será obtida. 

Permutar ADSs de ações preferenciais ou ADSs de ações ordinárias por ações que lhe são subjacentes poderá ter 

consequências desfavoráveis. 

O custodiante brasileiro das ações preferenciais e ações ordinárias deverá obter certificado de registro eletrônico de capital 

estrangeiro do Banco Central para remeter dólares americanos do Brasil a outros países para pagamentos de dividendos, ou 

quaisquer outras distribuições em moeda ou quando da alienação das ações para remeter o produto da venda a ela 

relacionada. 

Se o investidor decidir permutar suas ADSs de ações preferenciais ou ADSs de ações ordinárias pelas ações que lhe são 

subjacentes, ele terá direito de continuar a se basear, pelo prazo de cinco dias úteis a contar da data da permuta, do certificado 

de registro eletrônico do banco depositário, de modo a receber quaisquer recursos distribuídos com relação às ações. Após 

esse período, o investidor poderá não ser capaz de obter e remeter dólares norte-americanos ao exterior mediante a venda de 

nossas ações ordinárias/preferenciais ou distribuições relativas às nossas ações ordinárias/preferenciais, a menos que obtenha 

seu próprio certificado de registro ou registros de investimento nos termos da Resolução CMN nº 4.373/2014, de 29 de 

setembro de 2014, que habilita investidores estrangeiros registrados a comprar e vender em bolsa de valores brasileira.  Se o 

investidor não obtiver um certificado de registro ou registro nos termos da Resolução nº 4.373/2014, o investidor estará 

geralmente sujeito a tratamento fiscal menos favorável sobre os ganhos com relação às nossas ações ordinárias. 

Se um investidor tentar obter seu próprio certificado de registro, o investidor poderá incorrer em despesas ou sofrer atrasos no 

processo de solicitação, o que poderia atrasar sua capacidade de receber dividendos ou distribuições relacionadas a nossas 

ações ordinárias ou à devolução de seu capital em tempo hábil. O certificado de registro do depositário ou qualquer registro 

de capital estrangeiro obtido por um investidor pode ser afetado por futuras mudanças legislativas e restrições adicionais 

aplicáveis ao investidor, e a alienação das ações ordinárias/preferenciais subjacentes ou o repatriamento do produto da 

alienação podem ser impostas no futuro. 

Se o investidor decidir permutar novamente suas ações preferenciais ou ações ordinárias por ADSs de ações preferenciais ou 

ADSs de ações ordinárias, respectivamente, uma vez que tenha registrado seu investimento em ações preferenciais ou ações 

ordinárias, ele poderá depositar suas ações preferenciais ou ações ordinárias com o custodiante e basear-se o certificado de 
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registro do banco depositário, observadas certas condições. Não podemos garantir que o certificado de registro do banco 

depositário ou qualquer certificado de registro de capital estrangeiro obtido pelo investidor não virá a ser afetado por futuras 

mudanças legislativas ou regulatórias, nem que restrições adicionais brasileiras aplicáveis ao investidor, à alienação das ações 

preferenciais subjacentes ou à repatriação do produto da alienação não serão impostas no futuro. 

Um investidor de nossas ações ordinárias e ADSs poderia não conseguir exercer direitos de preferência e tag-along em 

relação a ações ordinárias. 

Os investidores norte-americanos de ações ordinárias e ADSs podem não ter as condições para exercer os direitos de 

preferência e tag-along que são relacionados com as ações ordinárias, a menos que esteja em vigor uma declaração de 

registro em conformidade com o US Securities Act de 1933, e suas alterações, ou o Securities Act, relacionada a tais direitos 

ou que tenha sido obtida uma isenção das exigências de registro do Securities Act.  Não estamos obrigados a protocolar uma 

declaração de registro com relação a nossas ações ordinárias referentes a tais direitos, e não podemos assegurar que iremos 

protocolar tal declaração de registro.  A menos que protocolemos uma declaração de registro ou que tenha sido obtida uma 

isenção de registro, um investidor de ADR poderia receber somente o produto líquido da venda de seus direitos de 

preferência e direitos de tag-along ou, se esses direitos não puderem ser vendidos, ocorrerá a prescrição dos mesmos e o 

investidor de ADR receberá apenas o produto líquido da venda de seus direitos de preferência e direitos de tag-along ou, se 

esses direitos não puderem ser vendidos, ocorrerá a prescrição dos mesmos e o detentor de ADRs não receberá valor algum 

por eles. 

As sentenças de tribunais brasileiros referentes às nossas ações serão pagas apenas em reais. 

Se forem ajuizados processos nos tribunais do Brasil, visando executar obrigações referentes às nossas ações ordinárias, não 

seremos obrigados a quitar quaisquer obrigações em outra moeda que não seja o Real (R$). No Brasil, em conformidade com 

as limitações brasileiras de controle de câmbio, uma obrigação de pagar valores denominados em uma moeda que não seja o 

Real (R$), somente poderá ser cumprida em moeda brasileira, à taxa de câmbio determinada pelo Banco Central em vigor na 

data em que a sentença é proferida, e tais valores serão então reajustados para refletir as variações da taxa de câmbio até a 

data efetiva do pagamento. Assim, a taxa de câmbio prevalecente pode não propiciar aos investidores não brasileiros uma 

plena compensação por eventuais reivindicações decorrentes de, ou relacionadas com as nossas obrigações referentes às 

nossas ações ordinárias. 

A venda de número significativo de ações, ou a percepção de que aludida venda possa ocorrer, poderia afetar 

adversamente o preço vigente de nossas ações, das ADSs de ações preferenciais e das ADSs de ações ordinárias no 

mercado.  

Em consequência da emissão de novas ações, venda de ações por parte dos acionistas existentes, ou ainda da percepção de 

que aludida venda possa ocorrer, o preço de mercado de nossas ações e, como consequência, das ADSs de ações preferenciais 

e ADSs de ações ordinárias, poderá diminuir de maneira significativa.  

As ações preferenciais e ADSs de ações preferenciais geralmente não têm direito a voto e as ADSs de ações ordinárias só 

podem ser votadas por procuração, por meio do envio de instrução de voto ao depositário.  

De acordo com a Lei Brasileira das Sociedades por Ações e de nosso Estatuto Social, os detentores de nossas ações 

preferenciais e, por consequência, de nossas ADSs representativas de ações preferenciais não tem direito de voto em nossas 

assembleias gerais, exceto em circunstâncias muito específicas. 

Os detentores de nossas ADSs de ações preferenciais poderão também enfrentar dificuldades para exercer certos direitos, 

incluindo o direito limitado de voto. Os detentores de nossas ADSs representando ações ordinárias não estão habilitados a 

votar em nossas assembleias gerais de acionistas, exceto por procuração por meio do envio de instrução de voto ao 

depositário.  Em circunstâncias em que não houver tempo hábil para o envio do formulário com instruções de voto ou em 

caso de omissão no envio da instrução de voto ao depositário, os detentores de nossas ADSs de ações preferenciais e ADSs 

de ações ordinárias poderão não ser capazes de votar mediante instruções ao depositário. 

Emissões de ações futuras podem diluir as participações de atuais detentores de nossas ações ordinárias ou ADSs e 

poderiam afetar significativamente o preço de mercado de tais títulos. 
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Podemos, no futuro, decidir oferecer ações adicionais para aumentar capital ou para outros fins. Qualquer oferta futura de 

ações poderia reduzir a participação proporcional e os direitos de voto dos detentores de nossas ações ordinárias e ADSs, 

assim como nossos ganhos e o valor patrimonial líquido por ação ordinária ou ADS.  Qualquer oferta de ações e ADSs de 

nossa parte ou de parte de nossos principais acionistas, ou a percepção de que tal oferta seja iminente, poderia ter um efeito 

adverso sobre o preço de mercado de tais títulos.  
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Item 4.  Informações sobre a Companhia  

Contexto Histórico Organizacional 

A CEMIG foi constituída em Minas Gerais em 22 de maio de 1952 como sociedade por ações de economia mista com prazo 

indeterminado de duração, de acordo com a Lei Estadual de Minas Gerais nº 828, de 14 de dezembro de 1951, e o 

regulamento que a implementou, o Decreto Estadual de Minas Gerais nº 3.710, de 20 de fevereiro de 1952. Nossa 

denominação social é Companhia Energética de Minas Gerais ï CEMIG, mas também somos conhecidos como CEMIG.  

Nossa sede social está estabelecida na Avenida Barbacena, 1.200, Belo Horizonte, Minas Gerais, Brasil.  Nosso principal 

número de telefone é +55 (31) 3506-3711.  

Com a finalidade de atender disposições legais e regulatórias pelas quais fomos obrigados a proceder à desverticalização de 

nossos negócios, em 2004 constituímos duas subsidiárias integrais da CEMIG Holding: CEMIG Geração e Transmissão S.A., 

aqui designada como CEMIG GT, e CEMIG Distribuição S.A., aqui designada como CEMIG D, que foram criadas para 

realizar as atividades de geração e transmissão e distribuição de energia elétrica, respectivamente.  

A CEMIG contribuiu para a instalação de importantes empresas em Minas Gerais, como a Mannesman, empresa siderúrgica 

que produzia tubos sem costura, devido à garantia do Governo Estadual de que a CEMIG poderia suprir sua demanda de 

energia (à época, metade do consumo de todo o Estado de Minas Gerais).  

Na década de 1950, foram inauguradas as três primeiras usinas hidrelétricas construídas pela CEMIG: Tronqueiras, Itutinga e 

Salto Grande.  

A partir de 1960, a CEMIG iniciou suas operações de transmissão e distribuição de energia elétrica.  Adicionalmente, no 

mesmo período, foi formado o Consórcio Canambra, composto por um grupo de técnicos canadenses, americanos e 

brasileiros, que realizou, entre 1963 e 1966, a identificação e avaliação do potencial hidráulico de Minas Gerais.  Este estudo, 

alinhado ao conceito de desenvolvimento sustentável, revolucionou o enfoque da construção de usinas no Brasil e definiu 

quais projetos poderiam ser desenvolvidos para suprir futuras necessidades de energia elétrica.  

Na década de 1970, a CEMIG assumiu a distribuição de energia na região da cidade de Belo Horizonte, incorporando a 

Companhia Força e Luz de Minas Gerais, e retomou os projetos de construção de grandes usinas. Em 1978, a CEMIG 

inaugurou a Usina Hidrelétrica São Simão, sua maior hidrelétrica na época.  Nessa década, a transmissão de energia havia 

dado um grande salto: 6 mil quilômetros de linhas distribuídas pelo Estado de Minas Gerais.  

No início da década de 1980, foi criado o Programa Minas-Luz, uma parceria entre a CEMIG, a Centrais Elétricas Brasileiras 

S.A. ï Eletrobras e o Governo Estadual, visando a ampliar o atendimento a populações de baixa renda no campo e nas 

periferias urbanas, inclusive nas favelas.  Em 1982, foi inaugurada a Usina Hidrelétrica Emborcação, no Rio Paranaíba.  Na 

época, era a segunda maior usina hidrelétrica da Companhia, que, em conjunto com a de São Simão triplicou a capacidade de 

geração da Companhia. Em 1983, a CEMIG estabeleceu a Assessoria de Coordenação do Programa Ecológico, responsável 

pelo planejamento e desenvolvimento de uma política específica de proteção ambiental, isso permitiu a pesquisa de fontes 

alternativas de energia, como energia eólica e solar, biomassa e gás natural, que se tornaram foco dos projetos de pesquisa da 

Companhia.  

Em 1986, foi criada a Companhia de Gás de Minas Gerais ï Gasmig, uma subsidiária voltada para a distribuição de gás 

natural.  Em 18 de setembro do mesmo ano, alteramos nossa denominação de CEMIG ï Centrais Elétricas de Minas Gerais 

para Companhia Energética de Minas Gerais ï CEMIG, para refletir a ampliação de nossa área de atuação por meio de 

múltiplas fontes de energia.  Ao final da década de 1980, a CEMIG distribuía energia para 96% do território do Estado de 

Minas Gerais, de acordo com dados da Agência Nacional de Energia Elétrica, ou ANEEL.  

Nos anos 1990, mesmo durante a crise econômica, a CEMIG, de acordo com seus dados, atingiu aproximadamente 5 milhões 

de consumidores.  Nessa época, a CEMIG fez 237 mil novas ligações no abastecimento elétrico em um único ano, um 

recorde em sua história.  Ainda nos anos 1990, a CEMIG passou a construir hidrelétricas em parceria com a iniciativa 

privada, foi por meio dessa estrutura, por exemplo, que a Usina Hidrelétrica de Igarapava foi construída, na região do 

Triângulo Mineiro.  Ela começou a operar em 1998.  

No ano 2000, a CEMIG foi incluída pela primeira vez no Índice Dow Jones de Sustentabilidade, reconhecimento que vem se 

repetindo nos últimos anos.  A CEMIG vê isso como uma confirmação de sua dedicação ao equilíbrio entre os três pilares da 

sustentabilidade corporativa: econômico, social e financeiro.  Além disso, o ano de 2000 foi marcado pela construção 

simultânea de três usinas hidrelétricas (Porto Estrela, Queimado e Funil) e pelo crescimento do número de consumidores para 

5 milhões, de acordo com dados da CEMIG.  
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Em 2001, a CEMIG inaugurou a Usina Hidrelétrica de Porto Estrela, iniciou a construção da Usina Hidrelétrica de Aimorés e 

o processo de viabilidade da Usina Hidrelétrica de Irapé.  No mesmo ano, as ADRs ordinárias e preferenciais da CEMIG 

passaram a ser negociadas na Bolsa de Valores de Nova Iorque (New York Stock Exchange, ou NYSE).  

Em 2002, a CEMIG atingiu, de acordo com seus registros, a marca de 6 milhões de consumidores e iniciou a construção da 

Usina Hidrelétrica Irapé, no Vale do Jequitinhonha, e da Usina Termelétrica de Barreiro e inaugurou a Usina Hidrelétrica do 

Funil.  No mesmo ano, as ações da CEMIG começaram a ser negociadas na Latibex, segmento da Bolsa de Valores de Madri.  

Em 2003, a CEMIG iniciou a construção simultânea de diversas hidrelétricas para enfrentar o racionamento de energia e 

implementou núcleos de excelência em climatologia, geração termelétrica, eficiência energética e energias renováveis.  

O ano de 2004 nos apresentou grandes desafios: a entrada em vigor do novo marco regulatório e, principalmente, o processo 

de desverticalização de suas atividades de distribuição, geração e transmissão.  No ano subsequente, em virtude do processo 

de desverticalização, a CEMIG passou a ser organizada como uma holding, com duas subsidiárias integrais: A Cemig 

Distribuição S.A. e a Cemig Geração e Transmissão S.A.  

Em 2005, a CEMIG inaugurou a Usina Hidrelétrica Aimorés. 

Em 2006, mais de 230 mil novas ligações foram realizadas no Estado de Minas Gerais e o investimento em preservação 

ambiental totalizou R$ 60 milhões.  A Usina Hidrelétrica Irapé e Capim Branco I foram inauguradas em julho de 2006, e 

naquele ano passamos a atuar em outros Estados, por meio da aquisição de uma participação significativa na Light S.A., ou 

Light, situada no Estado do Rio de Janeiro, e da Transmissoras Brasileira de Energia, ou TBE, que operava linhas de 

transmissão no Norte, Centro Oeste e Sul do Brasil.  

Em 2007, a CEMIG inaugurou a Usina Hidrelétrica Capim Branco II, no Rio Araguari. 

Em 2008, adquirimos participação acionária em parques eólicos do Ceará, com potência total de aproximadamente 100 MW.  

Iniciamos nossa participação também no projeto de geração da UHE Santo Antônio, no Rio Madeira.  

Em abril de 2009, adquirimos a Terna Participações S.A., atualmente chamada de Transmissora Aliança de Energia Elétrica 

S.A., ou TAESA.  Em maio de 2013, ampliamos nossa participação no segmento de transmissão de energia elétrica com a 

aquisição de participações em cinco empresas de transmissão.  

Dessa forma, a CEMIG aumentou de 5,4% para 12,6% sua participação no mercado de transmissão de energia elétrica.  

Em dezembro de 2009, celebramos com a Andrade Gutierrez Concessões S.A., um Contrato de Compra e Venda de Ações 

para adquirir até 13,03% da participação acionária desta empresa na Light.  Esta aquisição foi aperfeiçoada em 2010, 

iniciando o processo de consolidação no Grupo de Controle da Light.  

Ainda em 2009, a CEMIG completou 10 anos consecutivos de participação no Índice Dow Jones de Sustentabilidade, sendo 

eleita a líder mundial em sustentabilidade entre empresas de serviços públicos.  A Companhia se mantém como a única 

empresa do setor elétrico da América Latina a fazer parte desse índice desde sua criação.  

Em 2010, a CEMIG e a Light firmaram parceria para o desenvolvimento da tecnologia smart grid, redes elétricas inteligentes 

que irão permitir a melhoria na eficiência operacional e a redução das perdas comerciais.  Foi também neste ano que a 

CEMIG foi selecionada para receber, pela segunda vez consecutiva, o status de Prime (B-) pela Oekom- Research, agência 

alemã de rating de sustentabilidade. No mesmo ano, a CEMIG GT celebrou com a Light contrato para a aquisição de ações 

representativas de 49% do capital social da Lightger S.A., sociedade de propósito específico detentora da autorização para 

exploração da Pequena Central Hidrelétrica Paracambi.  

Em 2011, a CEMIG expandiu sua participação em ativos relevantes de geração e transmissão, incluindo a aquisição, pela 

Amazônia Energia S.A. (na qual a CEMIG possui 74,5% do capital total, 49% das ações com direito a voto e a Light possui 

25,5% do capital total e 51% das ações com direito a voto) de uma participação de 9,77% na Norte Energia S.A., ou NESA, 

detentora da concessão para a construção e operação da Usina Hidrelétrica de Belo Monte, no Rio Xingu, Estado do Pará.  A 

transação acrescentou 818 MW de capacidade de geração às nossas atividades totais e acrescentou 280 MW à capacidade 

total de geração da Light; Também em 2011, a CEMIG adquiriu uma participação majoritária na Renova Energia S.A., que 

há 11 anos atua no segmento de pequenas centrais hidrelétricas, ou PCHs, e usinas eólicas. 
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No ano de 2012, a CEMIG concluiu a consolidação de seus investimentos no setor de transmissão de energia elétrica, 

mediante a transferência de ativos desse setor para a TAESA.  No mesmo ano, a CEMIG foi selecionada pela oitava vez 

consecutiva para compor a carteira do Índice de Sustentabilidade Empresarial, ou ISE, da Bolsa de Valores de São Paulo, ou 

BM&FBovespa.  

A seguir, estão descritas algumas atividades das subsidiárias, controladas em conjunto e associadas da CEMIG durante o ano 

de 2013, que incluem a aquisição de ativos significativos de geração e transmissão de energia:  

Parati realizou uma oferta pública para aquisição de ações com o objetivo de cancelar o registro de companhia aberta da 

Redentor Energia S.A. e sua saída do segmento de listagem Novo Mercado, um segmento de listagem especial da 

BM&FBovespa.  Como resultado desta oferta pública, a Redentor Energia saiu do segmento de listagem do Novo 

Mercado, mas permanecendo listada no segmento tradicional na BM&FBovespa;  

Å  A CEMIG GT celebrou um Contrato de Compra e Venda de Ações com a Petróleo Brasileiro S.A., ou Petrobras, e com 

a Jobelpa (tag along), para a aquisição de 49% e 2%, respectivamente, das ações ordinárias da Brasil PCH e um 

Contrato de Investimento com a Renova, RR Participações S.A., a Light Energia S.A., ou Light Energia, e uma nova 

empresa, a Chipley (de propriedade conjunta da CEMIG GT e Renova), tendo como objetivo regular a entrada da 

Cemig GT no bloco de controle da Renova, e a cessão do Contrato de Compra de Ações da Brasil PCH para a Chipley;  

Å A CEMIG Capim Branco Energia S.A. concluiu a aquisição de 30,3% de participação na Sociedade de Propósito 

Específico, ou SPE, Epícares Empreendimentos e Participações Ltda., do Grupo Suzano, correspondendo a uma 

participação adicional de 5,42% no Consórcio Capim Branco Energia;  

Å  A Madeira Energia S.A., ou MESA, conta com aportes de recursos dos seus acionistas, bem como linhas de crédito, 

empréstimos e financiamentos com perfis de longo prazo;  

Å  A Gasmig investiu na expansão de sua rede de distribuição, e aumentou sua presença nos segmentos de Gás Natural 

Comprimido, ou GNC e nos segmentos de distribuição residencial;  
 

Å Aquisição pela EATE da participação acionária detida pela Orteng Equipamentos e Sistemas S.A., ou Orteng, na 

Transmineiras (um grupo de três concessionárias constituídas pela Companhia Transtela de Transmissão, Companhia 

Transirapé de Transmissão e Companhia Transudeste de Transmissão);  

Å Transferência de controle da TAESA da CEMIG GT para a CEMIG Holding.  Os titulares de debêntures das 2ª e 3ª 

emissões da CEMIG GT anuíram à redução do Capital Social da CEMIG GT em decorrência da transferência das ações 

de emissão da TAESA para a CEMIG Holding, conforme anuência da ANEEL;  

Å  A TAESA ganhou a disputa pelo Lote ñAò do Leil«o ANEEL nº 013/2013, constituindo, em decorrência, a Mariana 

Transmissora de Energia Elétrica S.A. (linha de transmissão de energia elétrica de 500 kV);  

Å  Negociação para criação da empresa Aliança Geração de Energia S.A., ou Aliança, para ser uma plataforma de 

consolidação de ativos de geração detidos pela CEMIG GT e Vale S.A., ou Vale, em consórcios de geração e 

investimentos em futuros projetos de geração de energia elétrica;  

Å  Negociação para aquisição pela CEMIG GT, de 49% de participação da empresa Aliança Norte Energia Participações 

S.A. (constituída em 2015), que detinha a participação de 9% da NESA pertencentes à Vale.  

A seguir, estão descritas algumas atividades relacionadas às subsidiárias, controladas em conjunto e associadas durante o 

exercício de 2014:  

Å Inclusão na Guanhães Energia S.A. pela criação de quatro SPEs de geração hidrelétrica, com participação de 100%;  

Å Formação da CEMIG Overseas S.L, com sede na Espanha, uma subsidiária integral da CEMIG (empresa com função 

de holding);  

Å Inclusão na Light Energia da subsidiária integral Lajes Energia S.A.;  

Å Aquisição de participação acionária detida pela Andrade Gutierrez Participações S.A. e posteriormente pela SAAG 

Investimentos S.A. na Madeira Energia S.A., ou MESA. A CEMIG GT adquiriu no segundo semestre de 2014 

participação indireta na MESA através dos veículos Fundo de Investimentos em Participações Malbec, da Parma 

Participações S.A. e do Fundo de Investimentos em Participações Melbourne.  O FIP Melbourne adquiriu 83% de 

participação na SAAG Investimentos S.A., que participa com 12,4% da MESA, que participa integralmente da Santo 

Antônio Energia S.A., ou SAESA.  A participação indireta da CEMIG na SAESA representa 8,13%;  

Å Criação, pela Renova, de 17 SPEs de Geração Eólica para participações em leilões de geração eólica e comercialização 

de energia no mercado livre;  
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Å Inclusão na Light S.A. de sua participação acionária de 50,10% na SPE Energia Olímpica, que tem como objeto a 

construção e implantação da subestação Vila Olímpica e de duas linhas subterrâneas de 138 kV;  

Å Associação com a Gás Natural Fenosa para a criação da empresa Gás Natural do Brasil S.A., que será uma plataforma 

de consolidação de ativos e investimentos em projetos de gás natural;  

Å Alienação da toda a participação da Light no capital social de CR Zongshen E-Power Fabricadora de Veículos S.A.;  

Å Aquisição de 40% de participação da subsidiária Gaspetro na Companhia de Gás de Minas Gerais, aumentando a 

participação da CEMIG para 99,57% do capital total da Gasmig;  

Å Inclusão do Consórcio Renova Moinhos de Vento na Renova, com 99,99% de participação no capital;  

Å Aquisição pela CEMIG GT de 49,9% da Retiro Baixo Energética S.A. de propriedade da Orteng (24,4%) e Arcadis 

(25,5%).  A Retiro Baixo Energética S.A. possui a concessão, até agosto de 2041, para operar a usina hidrelétrica de 

Retiro Baixo com capacidade de geração instalada de 83,7 MW;  

Å Inclusão do Consórcio Projeto SLT na CEMIG GT, com 33,33% de participação.  Tem o objetivo de viabilizar a 

administração e contabilização das contratações de consultores jurídico, ambiental, técnico e quaisquer outros 

consultores externos necessários à elaboração dos estudos para aferição de atratividade da Usina Hidrelétrica São Luiz 

do Tapajós, localizada no Estado do Pará;  

Å Entrada da CEMIG GT no bloco de controle da Renova, com a participação de 27,37% do capital social total e 36,62% 

do capital social votante através de aumento de Capital Social por meio da emissão de 87.186.035 ações ordinárias, 

nominativas e sem valor nominal;  

Å Alteração na participação do capital social da ERTE (TAESA);  

Å Constituição de duas subholdings pela Renova, denominadas Diamantina Eólica Participações S.A. e Alto Sertão 

Participações S.A., com 99,99% de participação acionária em cada empresa.  Estas empresas têm por objeto social a 

participação acionária em outras empresas da área de geração de energia e na comercialização de energia elétrica;  
  

Å Exclusão do Consórcio Cosama na CEMIG GT;  

Å  Desinvestimento pela CEMIG GT de sua participação de 40,00% na Chipley SP Participações e aumento da 

participação detida pela Renova na Chipley para 99,99%; e  

Å Criação da empresa Aliança, para ser uma plataforma de consolidação de ativos de geração detidos pela CEMIG GT e 

Vale em consórcios de geração e investimentos em futuros projetos de geração de energia elétrica.  

A seguir, descrevem-se certas atividades relacionadas a subsidiárias, controladas em conjunto e associadas durante o 

exercício de 2015:  

Å Grupo Renova:  

Å Transferência da SPE Ventos de São Cristóvão Energias Renováveis S.A., da Renova Energia S.A, para a 

Centrais Eólicas Bela Vista XIV S.A.;  

Å Reestruturação da Renova, com as seguintes alterações: (i) Aquisição de 11,36% de participação na TerraForm 

Global Inc., com o objetivo de adquirir, da SunEdison ou de terceiros, ativos vinculados à geração de energia 

limpa; (ii) criação, na Terraform Global Inc. de três subholdings: (1) Terraform Global BV, (2) Outras Holdings 

e (3) TERP GLB Brasil; (iii) transferência da Nova Renova Energia, juntamente com a Bahia Eólica 

Participações S.A. e as 5 SPEs de geração eólica, de participação da Renova, para a TERP GLB Brasil; 

(iv) transferência da Salvador Holding S.A., de participação da Renova Energia S.A. para a TERP GLB Brasil; 

(v) transferência da Salvador Eólica Participações S.A., juntamente com as 9 SPEs de geração eólica, de 

participação da Nova Renova Energia para a Salvador Holding S.A., (vi) transferência da Renova Eólica 

Participações S.A., juntamente com as 15 SPEs de geração eólica, de participação da Nova Renova Energia para 

a Nova Energia Holding S.A.;  (vii) transferência da Diamantina Eólica Participações S.A., de participação da 

Renova Energia para a Alto Sertão Participações S.A.; (viii) transferência de 24 SPEs de geração eólica, de 

participação da Renova Energia S.A. para a Diamantina Eólica Participações S.A.;  

Å Aliança Geração de Energia S.A., ou Aliança:  

Å   Conclus«o da opera­«o de associa­«o entre Vale e CEMIG GT para formar a Alian­a.  As duas empresas 

subscreveram ações emitidas pela Aliança que foram pagas através de participações detidas nos seguintes ativos 

de geração de energia: Porto Estrela, Igarapava, Funil, Capim Branco I, Capim Branco II, Aimorés e Candonga; 
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mais uma participação de 100% nos seguintes SPEs de geração eólica: Central Eólica Garrote Ltda., Central 

Eólica Santo Inácio III Ltda., Central Eólica Santo Inácio IV Ltda. e Central Eólica São Raimundo Ltda.  

Å CEMIG Geração e Transmissão S.A.:  

Å Incorporação da CEMIG Capim Branco Energia S.A. pela CEMIG GT, e sua consequente baixa da inscrição no 

CNPJ da Receita Federal do Brasil;  

Å Aquisição pela CEMIG GT de 49% da Aliança Norte Energia Participações S.A., detentora da participação de 

9,00% da NESA (que detém as concessões de Belo Monte), pertencentes à Vale, correspondente a uma 

participação indireta na NESA de 4,41%;  

Å Exclusão, na CEMIG, dos Consórcios Aimorés e Funil, devido a baixas das inscrições no Cadastro Nacional de 

Pessoa Jurídica, ou CNPJ, da Receita Federal do Brasil;  

Å Exclusão da EBL Companhia de Eficiência Energética S.A., que tinha uma participação da Light Esco Prestação 

de Serviço S.A. de 33%.  

Å A Parati efetuou oferta pública de aquisição de ações da Redentor Energia S.A., ou Redentor e de exclusão das 

ações da Redentor da BM&FBOVESPA.  Como resultado, a Parati passou a deter 99,79% de participação da 

Redentor; e 

Å A CEMIG GT teve °xito na disputa pelo Lote ñDò do Leil«o ANEEL nÜ 012/2015. Leil«o de Contrata­«o de 

Concessões de Usinas Hidrelétricas em Regime de Alocação de Cotas de Garantia Física e Potência.  Esse lote 

compreendia treze usinas que pertenciam à CEMIG e cinco que estavam sob a responsabilidade de Furnas 

Centrais Elétricas S.A. As usinas hidrelétricas pertencentes anteriormente pela CEMIG são: Três Marias, Salto 

Grande, Itutinga, Camargos, Marmelos, Joasal, Paciência, Piau, Tronqueiras, Peti, Cajuru, Gafanhoto e Martins.  

As usinas hidrelétricas pertencentes anteriormente a Furnas são: Coronel Domiciano, Dona Rita, Sinceridade, 

Neblina e Ervália.  A potência de geração instalada dessas 18 usinas é de 699,57 MW.  

A seguir, descrevem-se certas atividades relacionadas a subsidiárias, controladas em conjunto e associadas durante o 

exercício de 2016:  

Contratos de Concessão para 18 Usinas de Geração 

Em 5 de janeiro de 2016, a CEMIG GT assinou os contratos de concessão para a operação de 18 usinas de geração 

(699,57 MW de capacidade de geração total instalada), adquiridas pela CEMIG GT por R$ 2,216 bilhões, em 

decorrência do Leilão ANEEL nº 012/2015. 

Permuta das Debêntures Participativas da AGC Energia por ações da CEMIG  

Em 03 de março de 2016, a BNDES Participações, ou BNDESPAR permutou a totalidade das debêntures objeto da 

Escritura da 1ª Emissão Privada de Debêntures Perpétuas, Participativas, Não Conversíveis, Permutáveis, da Espécie 

com Garantia Real, em série única, da AGC Energia por 54.342.992 ações ordinárias e 16.718.797 ações 

preferenciais emitidas pela CEMIG, e anteriormente de titularidade da AGC Energia.  Após a referida permuta, a 

participação da BNDESPAR no capital ordinário e preferencial na CEMIG ï que, em 02 de março de 2016, 

totalizava 0% de ações ordinárias e 1,13% de ações preferenciais ï passou a corresponder a 12,9% e 3,13%, 

respectivamente.  Desta forma, a participação da BNDESPAR no capital total da CEMIG que representava 0,75%, 

passou a corresponder a 6,4%. 

A CEMIG Telecom assina contrato de investimento para aporte de capital na Ativas 

A CEMIG Telecomunicações S.A., ou CEMIG Telecom, celebrou, em 25 de agosto de 2016, um Contrato de 

Investimento com a empresa Sonda Procwork Outsourcing Informática Ltda., integrante do grupo chileno Sonda 

S.A., ou Sonda, para um aporte de capital na Ativas Data Center S.A., ou Ativas, em parceria com a Ativas 

Participações S.A., ou Ativas Participações, empresa controlada do Grupo Asamar.  

A Sonda é a principal empresa de serviços de Tecnologia da Informação da América Latina, com presença em dez 

países.  Essa aliança estratégica reforça o compromisso da CEMIG e da Ativas com os clientes atuais e futuros 

assegurando elevados padrões de segurança e disponibilidade.  
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Em 19 de outubro de 2016, após cumpridas as condições precedentes previstas no Contrato de Investimento, foi 

realizado o fechamento da operação.  

A Sonda, por meio de aporte no valor de R$ 114 milhões, passa a deter 60% de participação acionária na Ativas, 

ficando a CEMIG Telecom e a Ativas Participações com 19,6% e 20,4% do capital total da empresa, 

respectivamente. 

Alienação da participação acionária na Transchile 

A CEMIG celebrou, em 12 de setembro de 2016, um contrato de compra e venda de ações para a alienação da 

totalidade de sua participação acionária vinculada à Transchile Charrúa Transmisión S.A. correspondente a 49% do 

capital total, para a Ferrovial Transco Chile SpA., empresa controlada pela Ferrovial S.A., pelo valor de US$ 57, 

valor a ser ajustado no encerramento. Esta transação foi concluída em 6 de outubro de 2016. 

UHE Miranda 

A presidente do Superior Tribunal de Justiça, ou STJ, Ministra Laurita Vaz, em 22 de dezembro de 2016, concedeu 

liminar para manter a CEMIG GT no controle da UHE Miranda, em Minas Gerais, nas bases iniciais do Contrato de 

Concessão nº 007/97, até a conclusão do julgamento do mandado de segurança impetrado pela CEMIG GT. O 

Ministro Relator revogou esta liminar em 29 de março de 2017, em resposta a uma moção para a revisão da sentença 

proferida pelo Governo Federal contra o Agravo Interno. 

Grupo Renova: 

Em 2 de fevereiro de 2016, o Conselho de Administração da Renova aprovou um aumento de seu social do qual 

participaremos por meio de nossa subsidiária integral CEMIG GT, que aprovou a destinação de até R$ 240 milhões. 

Em 1º de abril de 2016, a Renova cancelou a compra e venda de ações para a venda do projeto ESPRA (Acordo 

ESPRA) de propriedade da Renova à Terraform Global, Inc., ou Terraform Global, por meio de um acordo entre as 

partes, mediante pagamento de uma taxa de cisão no valor de US$ 10 milhões para a Renova. Desta forma, os 

projetos ESPRA (três pequenas centrais hidrelétricas, ou PCHs) contratadas nos termos do PROINFA, com 

capacidade instalada de 41,8MW permanecerão no âmbito da Renova e voltarão a compor a sua carteira de ativos 

operacionais. 

Em 14 de junho de 2016, o Conselho de Administração da Renova aprovou o cancelamento do contrato de compra 

de energia celebrado entre a Renova Comercializadora de Energia S.A., ou Renova Trading, e a CEMIG GT 

referente ao fornecimento de 25 parques eólicos na região de Jacobina, estado da Bahia, com 676,2 MW de 

capacidade instalada, a entrar em operação em 1º de janeiro de 2019.  O Conselho de Administração da Renova 

aprovou um adiantamento de R$ 118 milhões para o suprimento futuro de energia elétrica contratada nos termos do 

contrato entre a Renova Trading e a CEMIG GT. O Contrato que foi celebrado em 2013, prevê que as partes 

efetuem antecipações ou postergações do pagamento da energia, que é objeto do contrato. Os recursos serão 

destinados prioritariamente ao projeto Alto Sertão III, bem como para suprir outras necessidades da Renova.  O 

montante devido será liquidado mediante fornecimento de energia elétrica, nos valores especificados no contrato, a 

partir de maio de 2021. 

Aumento de capital da Renova Energia S.A. ï A CEMIG aumentou seu capital na Renova, por meio de sua 

subsidiária integral CEMIG GT, em R$ 240 milhões. Esse aumento de capital foi ratificado em 21 de junho de 2016, 

por um valor total de R$ 280.002.277,44 (R$ 240 milhões pela CEMIG e R$ 40 milhões pela Light Energia S.A.), 

mediante a emissão de 42.042.219 ações ordinárias e 165 ações preferenciais, subscritas e pagas pelo preço de 

emissão de R$ 6,66 por ação (ordinária ou preferencial) e R$ 19,98 por unit. 

Investimento na Renova ï Perdas por impairment de ativos disponíveis para a venda  

Contrato de opção de venda 

Em 18 de setembro de 2015, foi celebrado um contrato de opção de venda em que, em ou após 31 de março de 2016, 

a Renova teria a opção de vender até 7 milhões das ações da TerraForm Global para a SunEdison.  
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O preço de venda das ações foi estipulado em R$ 50,48 por ação, enquanto a SunEdison, a seu critério, tem o direito 

de pagar US$15,00 por ação ao invés de R$ 50,48. O contrato estabelece também opção de compra pela SunEdison 

das mesmas 7 milhões de ações com as mesmas características acima mencionadas.  

A Renova informou ainda que notificou a SunEdison e a TerraForm Global sobre a sua intenção de exercer a opção 

de venda de 7 milhões de ações de emissão da TerraForm Global de titularidade da Renova, conforme previsto em 

contrato e conforme informado em Fato Relevante publicado pela Renova no dia 18 de setembro de 2015.  

Em 21 de abril de 2016, a SunEdison pediu recuperação judicial nos Estados Unidos.  Em 1 de junho de 2016, 

findou-se o prazo para pagamento da opção pela SunEdison  

A Renova precificou a opção considerando o modelo matemático de Black-Scholes-Merton e a expectativa futura da 

taxa de câmbio, bem como o risco de crédito.  

No primeiro semestre de 2016, a Renova reconheceu uma perda de R$ 111 milhões, resultando na mudança no valor 

justo da opção, considerando o risco de crédito.  Além disso, reconheceu uma perda de R$ 63 milhões relativos ao 

vencimento da opção e entrou com processo arbitral requerendo, dentre outras demandas, indenização pelas perdas.  

Até a data de emissão desse relatório, a SunEdison e a Renova não liquidaram essa transação. 

Investimento na Terraform Global ï precificação das ações  

A Renova também registrou uma perda no 1º trimestre de 2016, no valor de R$ 272 milhões em função da 

volatilidade negativa do período na cotação das ações da Terraform, na qual a Renova possui participação de 

11,65%, avaliada com base no valor das ações no mercado.  

Os valores mencionados acima correspondem ao impacto nas Informações Contábeis Intermediárias da Renova. O 

impacto para a CEMIG é proporcional a sua participação de 34,2% na Renova, avaliada pelo método de 

equivalência patrimonial no montante de R$ 93 milhões. 

Adiantamentos à Renova sob Contrato de Compra de Energia  

Em 6 de setembro de 2016, o Conselho de Administração da Renova aprovou um adiantamento de R$ 118 milhões 

pela CEMIG à Renova para futura contratação de energia elétrica no âmbito do Contrato de Compra de Energia 

entre a Renova Comercializadora de Energia S.A. e a CEMIG GT, assinado em 2013. 

O acordo prevê que as partes optem por fazer pagamentos antecipados de energia.  Os pagamentos serão destinados 

prioritariamente ao projeto Alto Sertão III, bem como para suprir outras necessidades da Renova. O montante 

devido será liquidado mediante fornecimento de energia elétrica, nos valores especificados no contrato, a partir de 

maio de 2021.  

Em junho de 2016, a CEMIG GT efetuou um adiantamento a Renova Comercializadora de Energia S.A. no valor de 

R$ 94 milhões no âmbito do Contrato de Compra de Energia e, naquele momento assinou um contrato de garantia 

de 100% das ações da Enerbrás S.A. e 100% das ações das empresas de propósito específico da Fase B do Projeto 

Alto Sertão III em nome da CEMIG GT. Foi também outorgada uma opção de compra em favor da CEMIG GT de 

100% das ações da Enerbrás S.A. 

Foi celebrado um Contrato de Opção de Compra, o qual possibilitará a CEMIG GT converter o montante total 

antecipado em participação acionária na Alto Sertão Participações S.A., ou Alto Sertão, controladora das empresas 

que compõem o projeto Alto Sertão III - Fase A, sendo que tal participação poderá ser de até 49,9% das ações de 

emissão da Alto Sertão e um Contrato de Alienação Fiduciária de 100% das ações de emissão da Bahia Holding 

S.A. e de 49% das ações de emissão da Ventos de São Cristóvão Energias Renováveis S.A., detentoras de projetos 

eólicos da Renova.  O exercício da opção de compra está condicionado à anuência prévia do BNDES. A liquidação 

das operações de opção de compra de ações acima referida exigirá a prévia aprovação do BNDES, do Banco do 

Brasil S.A., quando aplicável, da ANEEL e do CADE. 

Ajuste referente à redução ao valor recuperável (impairment) em investimentos 



 55 

Em 2016, a CEMIG registrou um ajuste por redução no valor de investimentos de R$ 763 milhões referente ao seu 

investimento na Renova.  A Renova sofreu perdas num total de R$ 1.101 bilhão no exercício findo em 31 de 

dezembro de 2016; possuía um capital de giro negativo de R$ 3.211 bilhões em 31 de dezembro de 2016 e 

apresentava geração de fluxo de caixa negativo. As principais razões para estes dados financeiros negativos são: (i) 

compras de energia que a Renova foi obrigada a efetuar para cumprir compromissos assumidos anteriormente 

devido ao atraso da entrada em operação de certos parques eólicos; (ii) investimentos substanciais que a Renova 

realizou na construção da usina eólica do Alto Sertão III; (iii) um atraso na obtenção de financiamento de longo 

prazo junto ao BNDES; (iv) descumprimento, por parte da Renova de determinadas condicionantes contratuais e não 

obtenção da aprovação por parte de credores em 2016, o que resultou em certas dívidas de longo prazo passarem a 

ser classificadas como Passivo Circulante; e (v) perdas resultantes da operação da Terraform. Além disso, 

atualmente a Renova está em atraso em certos pagamentos e em negociações com credores referentes a vários 

contratos.  Em decorrência disto, visando reequilibrar sua liquidez e sua estrutura de geração de caixa, a 

administração da Renova vem adotando diversas medidas, tais como a venda de ativos, a redução da estrutura 

administrativa e operacional, bem como de custos administrativos, um maior comprometimento dos acionistas com 

o apoio financeiro, contratação de financiamentos de longo prazo junto ao BNDES, iniciando projetos de 

equalização de fluxo de caixa e buscando o consentimento dos credores para reclassificar certos débitos de curto 

prazo como passivos não circulantes. 

No âmbito da sua estratégia visando restaurar o equilíbrio da sua estrutura de capital e a sustentabilidade dos 

negócios em longo prazo, em 18 de abril de 2017, a Renova, a Renovapar S.A. e a AES Tietê Energia S.A., com a 

Nova Energia Holding S.A., ou Nova Energia, na qualidade de interveniente anuente, firmaram um Contrato de 

Venda de Participação no Complexo Eólico do Alto Sertão II. Por esse contrato, a AES se compromete a adquirir 

100% das ações da Nova Energia por R$ 600 milhões. A Nova Energia controla a subholding Renova Eólica 

Participações S.A., que detém 100% das 15 sociedades de propósito específico que compõem o Complexo Eólico do 

Alto Sertão II. O valor total da operação poderá alcançar a importância de até R$ 700 milhões a título de earn-out, 

sendo que metade deste valor adicional, ou seja, R$ 50 milhões, ficará retido em uma conta de garantia (escrow 

account) e seu pagamento está condicionado ao desempenho do Complexo Alto Sertão II, apurado após um período 

de cinco anos contados da data do fechamento da operação. O fechamento da transação está sujeito a certas 

condições precedentes previstas no contrato, incluindo a aprovação por órgãos governamentais e credores. 

Para maiores informações, veja Nota 15 das nossas Demonstrações Financeiras. 

Transmissora Aliança de Energia Elétrica, ou TAESA 

Em 13 de abril de 2016, a TAESA foi a vencedora da disputa pelo Lote P do Leilão para Concessão do Serviço 

Público de Transmissão de Energia Elétrica nº 013/2015, promovido pela Agência Nacional de Energia Elétrica, ou 

ANEEL.  O Lote P é composto por 90 km de linhas de transmissão e duas subestações no Estado de Tocantins.  A 

ANEEL outorgará a TAESA o direito de explorar as concessões por 30 anos.  A TAESA não ofereceu desconto em 

relação ao Lote P RAP definido pela ANEEL no edital do leilão, garantindo uma receita inicial de R$ 56 milhões.  

Em 31 de agosto de 2016, o Conselho de Administração da CEMIG autorizou a monetização de até 40.702.230 units 

da TAESA correspondentes a 40.702.230 ações ordinárias e 81.404.460 ações preferenciais da TAESA, de 

propriedade da CEMIG. 

Em 24 de outubro de 2016, a TAESA liquidou sua oferta restrita de 65.702.230 units (sendo cada unit, ou 

Certificado de Depósito de Ações, a representação de uma ação ordinária e duas ações preferenciais em circulação) 

a serem oferecidas e vendidas pelo Fundo de Investimento em Participações Coliseu, ou FIP Coliseu, e pela 

CEMIG.  A Oferta Restrita foi uma oferta secundária, com esforços restritos de colocação de 65.702.230 units 

pertencentes aos Acionistas Vendedores, sendo 25.000.000 units pertencentes à FIP Coliseu e 40.702.230 units 

pertencentes à CEMIG, a um preço por unit de R$ 19,65. 

Em 27 de dezembro de 2016, a TAESA recebeu a notificação enviada pelo Fundo de Investimento em Participações 

Coliseu e pelo Fundo de Investimento em Ações Taurus (em conjunto, "Vendedores"), informando a celebração de 

um Contrato de Compra de Ações com a Interconexión Eléctrica S.A. E.S.P. ("Contrato" e "Comprador", 

respectivamente) para a venda da totalidade de suas participações acionárias vinculadas ao bloco de controle da 

TAESA, representando, conjuntamente, 26,03% das ações ordinárias e 14,88% do capital social total da TAESA, 

pelo valor total de R$ 1.055.932.217,19. 
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Alterações no Acordo de Acionistas da Parati  

No primeiro e segundo trimestres de 2016, registramos certas emendas ao acordo de acionistas da Parati.  As 

principais alterações resultantes destas emendas são as seguintes:  

1) O vencimento da opção de venda outorgada em 2011 pela CEMIG a favor dos cotistas de units da FIP Redentor, 

inicialmente prevista para ser exercida em 31 de maio de 2016 foi adiada e dividida em duas datas de exercício 

distintas:  

a) Primeira janela de exercício: até o dia 23 de setembro de 2016, inclusive, e englobará apenas ações 

preferenciais de emissão da Parati, no limite de até 153.634.195, representativas de 14,30% da totalidade 

detidas pelos demais acionistas diretos.  Com relação às ações colocadas nesta janela de exercício, a 

CEMIG deverá efetuar o pagamento até 30 de novembro de 2016.  

b) Segunda janela de exercício: até o dia 23 de setembro de 2017, inclusive, e poderá englobar a totalidade 

das ações de emissão da Parati, sendo independente do exercício ou não da opção de venda na primeira 

janela de exercício.  Com relação às ações colocadas nesta janela de exercício, a CEMIG deverá efetuar o 

pagamento até 30 de novembro de 2017.  

2) Foram incluídas novas provisões para possibilitar a aceleração da janela de exercício da opção de venda caso a 

CEMIG não cumpra determinadas cláusulas do acordo de acionistas, permitindo que qualquer acionista direto 

apresente à CEMIG um aviso de aceleração da opção de venda, momento em que a opção será considerada exercida 

por todos os acionistas diretos, sobre a totalidade de suas ações.  

3) Para garantir o pagamento integral da opção de venda a CEMIG ofereceu aos seus detentores, em 31 de maio de 

2016: Units detidas diretamente pela CEMIG na TAESA, representando 55.234.637 de ações ordinárias e 

110.469.274 de ações preferenciais, e como garantia adicional, 26,06% (53.152.298 ações) que a CEMIG detém 

diretamente na Light. 

4) Em 2016, houve uma simplificação empresarial em relação ao investimento indireto da CEMIG na Light, como a 

rescisão da FIP Redentor, a incorporação da Redentor Energia S.A. pela Rio Minas Energia Participações S.A., ou 

RME, a dissolução total da Parati, através da qual a CEMIG, o Santander (Brasil) S.A., a BV Financeira S.A., o BB 

- Banco de Investimento S.A. e o Banco BTG Pactual passaram a ser acionistas diretos da RME e da Luce 

Empreendimentos e Participações S.A., ou Lepsa, portadores dos mesmos direitos, obrigações e participações 

detidas pela Parati.  A CEMIG também adquiriu as participações acionárias do Banco BTG Pactual S.A. da RME e 

da Lepsa em 2016.  Foram celebrados instrumentos para formalizar as devidas alterações nos direitos e obrigações 

referentes à Opção de Venda outorgada pela CEMIG aos Acionistas Diretos sobre as ações da Parati, para que tais 

direitos e obrigações recaiam sobre as ações de emissão da RME e da Lepsa, uma vez que essas sociedades recebem 

todo o acervo cindido decorrente da cisão total de sua controladora e única acionista, a Parati. 

5) A opção de venda poderá ser exercida pelos acionistas diretos da RME e Lepsa. 

A seguir, descrevem-se certas atividades relacionadas a subsidiárias, controladas em conjunto e associadas durante o 

exercício de 2017: 

Possível oferta de ações pela Light 

A Light está considerando uma oferta pública primária de suas ações, que também pode ter uma parcela secundária.  Essa 

oferta pode resultar em diluição da participação da CEMIG na Light. 

Alienação de Parques Eólicos pela Renova 

Em 18 de abril de 2017, foi firmado um Contrato de Compra de Ações visando a venda do Complexo Eólico Alto Sertão II. 

As partes do Contrato são a Renova Energia S.A., ou Renova, empresa afiliada à CEMIG, a Renovapar S.A. e a AES Tietê 

Energia S.A., com a Nova Energia Holding S.A. como parte autorizada. 
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Por esse contrato, a AES se compromete a adquirir 100% das ações da Nova Energia por R$ 600 milhões. A Nova Energia 

controla a subholding Renova Eólica Participações S.A., que detém 100% das 15 sociedades de propósito específico que 

compõem o Complexo Eólico do Alto Sertão II.  

O fechamento da transação está sujeito a certas condições precedentes previstas no Contrato, incluindo a aprovação por 

órgãos governamentais e credores.  

A administração da Renova ressalta que a transação está alinhada com o seu novo direcionamento estratégico, que objetiva: 

(i) reequilíbrio do saldo de sua estrutura de capital; e (ii) sustentabilidade do negócio a longo prazo. 

Investimento na usina de Belo Monte através da Amazônia Energia S.A. e Aliança Norte 

A Amazônia Energia S.A. e a Aliança Norte são acionistas da NESA, sociedade titular da concessão de uso de bem público 

para exploração da UHE Belo Monte, no Rio Xingu, localizada no Estado do Pará.  

A participação indireta da CEMIG GT na NESA, através das controladas em conjunto mencionadas acima, é de 11,74%. 

A NESA ainda exigirá fundos significativos para custos organizacionais, de desenvolvimento e pré-operacionais para a 

conclusão da usina. De acordo com estimativas e previsões, estes custos serão reembolsados pelas receitas de operações 

futuras.  

Em 7 de abril de 2015, a NESA obteve decis«o liminar que determinou ¨ ANEEL que, ñat® a an§lise do pleito liminar 

formulado no processo de origem, se abstenha de aplicar à agravante quaisquer penalidades ou sanções em decorrência da 

não entrada em operação da UHE Belo Monte na data estabelecida no cronograma original do projeto, incluindo aquelas 

previstas em Resolu­«o Normativa da ANEEL e no Contrato de Concess«o da UHE Belo Monteò. O valor da perda estimada 

em Belo Monte até 31 de dezembro de 2016 é de R$ 74 milhões. 

Com base nessa liminar foram suspensos todos os registros e as provisões contábeis inerentes ao cumprimento das 

determinações do contrato de concessão, porém, a Aliança Norte continua comprando a energia no mercado de curto prazo 

para evitar quaisquer penalidades futuras. 

Encontram-se em andamento investigações e outras medidas legais conduzidas pelo Ministério Público Federal que 

envolvem outros acionistas da Norte Energia S.A. e determinados executivos desses outros acionistas.  

Em 7 de março de 2016, o Ministério Público Federal ajuizou ação civil pública contra, entre outros, a NESA e o Instituto 

Brasileiro do Meio Ambiente e dos Recursos Naturais Renováveis, ou IBAMA, solicitando a suspensão da licença 

operacional ambiental emitida para a usina de Belo Monte até que a NESA cumprisse os compromissos contidos na licença 

ambiental preliminar referentes à construção de certa infraestrutura de água e esgoto na cidade de Altamira, no Pará. Em 2 de 

setembro de 2016, o Tribunal Regional Federal da cidade de Altamira deferiu parcialmente a liminar solicitada pelo 

Ministério Público Federal e suspendeu a licença ambiental. A NESA e os demais réus interpuseram oportunamente recursos 

ante o Tribunal Federal Regional da 1ª Região e inicialmente obtiveram a interrupção da suspensão.  No entanto, em 6 de 

abril de 2017, de acordo com as informações disponíveis em seu site, o Tribunal Federal reverteu sua decisão e restabeleceu a 

suspensão.  A NESA e os outros réus ainda não foram formalmente informados da decisão. A decisão não é definitiva e 

outros recursos podem ser interpostos ante tribunais superiores. 

Investigação - As Centrais Elétricas Brasileiras S.A  

As Centrais Elétricas Brasileiras S.A., ou Eletrobras, detém participação de 49,98% no capital social da NESA e contrataram 

um escritório de advocacia especializado para realizar uma investigação interna independente com o propósito de apurar 

eventuais irregularidades em empreendimentos em que possuam participação, incluindo a NESA. A Eletrobras foi motivada a 

iniciar esta investigação por conta de certas investigações realizadas pelo Ministério Público em relação a irregularidades 

envolvendo alguns dos empreiteiros e fornecedores em investimentos em que a Eletrobras era acionista, incluindo certos 

empreiteiros e fornecedores da NESA.  

Os relatórios finais da investigação independente interna incluem certos achados com impactos estimados nas demonstrações 

financeiras da NESA. Foi descoberto que certos contratos com alguns empreiteiros e fornecedores do projeto UHE Belo 
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Monte contém impactos estimados de 1% do preço de um contrato. Os relatórios também incluíam estimativas de 

determinados montantes fixos, contemplando, entre outras coisas, subornos e atividades de manipulação de licitação que 

eram consideradas de natureza ilegal.  

Com base nas conclusões e resultados identificados pela investigação interna independente, a Administração da NESA 

avaliou o IAS 16 ï Ativos e Equipamentos e concluiu que, o montante de R$ 183 milhões atribuíveis a eventual 

superfaturamento devido a subornos e/ou para licitações fraudulentas e atividades consideradas de natureza ilícita, não 

deveriam ter sido incluídas no custo histórico de seus ativos, pois não seriam necessários para colocar os ativos na 

localização e condição necessária para seu funcionamento. 

A administração da NESA concluiu também ser impraticável identificar de forma precisa os períodos de demonstrações 

financeiras anteriores em que possam ter ocorrido o excesso de custos capitalizados, devido ao fato das informações 

disponibilizadas pela investigação interna independente não especificarem individualmente os contratos, os pagamentos e os 

períodos de divulgação em que possam ter ocorrido tais excessos. Ressalta-se adicionalmente que os alegados pagamentos 

impróprios não foram feitos pela NESA, mas por empreiteiros e fornecedores da UHE de Belo Monte, o que também impede 

a identificação dos valores e períodos precisos dos pagamentos.  

Dessa forma, a NESA aplicou o procedimento previsto no IAS-8 ï Políticas Contábeis, Mudanças de Estimativa e 

Retificação de Erro, ajustando os valores estimados de excessos de custos capitalizados, no montante de R$ 183 milhões, 

referentes a pagamentos ilegais no resultado do exercício findo em 31 de dezembro de 2015 devido à impraticabilidade da 

identificação dos ajustes por cada período anterior afetado. 

Como resultado desse ajuste pela NESA, em 31 de dezembro de 2015, reconhecemos um ajuste no valor de R$ 23 milhões 

em Investimentos com ajuste de contrapartida na conta Resultado em subsidiárias pelo método de equivalência patrimonial.  

Dos R$ 23 milhões, R$ 21 milhões decorrem do ajuste feito por nossa subsidiária CEMIG GT e R$ 2 milhões decorrem do 

ajuste feito pela Light, de acordo com as especificações do IAS 8 ï Políticas Contábeis, Mudanças de Estimativa e 

Retificação de Erro. 
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As empresas incorporadas no Brasil abaixo descritas abaixo são nossas principais subsidiárias e associadas.  As sociedades 

controladas em conjunto foram registradas pelo método da equivalência patrimonial:  
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As principais subsidiárias e controladas em conjunto da CEMIG Holding incluem:  

Å CEMIG Geração e Transmissão S.A., ou CEMIG GT ï 100% de participação: atua na geração e transmissão de energia 

elétrica;  

Å CEMIG Distribuição S.A., ou CEMIG D ï 100% de participação: opera na distribuição de energia elétrica;  

Å Companhia de Gás de Minas Gerais, ou Gasmig ï 99,57% de participação: adquire, transporta, distribui e vende gás 

natural;  

Å  Transmissora Aliança de Energia Elétrica S.A., ou TAESA ï controlada em conjunto, com participação direta de 

42.72% no seu capital social total e 31.54% no capital votante: construção, implantação, operação e manutenção das 

instalações de transmissão de energia elétrica em 18 estados do Brasil;  

Å Light S.A., ou Light ï controlada em conjunto, com participação direta de 26,06% e indireta de 17,32% do total de seu 

capital: geração, transmissão, comercialização e distribuição de energia elétrica e outros serviços relacionados; 

participação em outras sociedades desse ramo, direta ou indiretamente; e  

Å  Renova Energia S.A., ou Renova ï controlada em conjunto, com participação direta de 34,15% do capital social total e 

44,18% do capital social votante.  Sociedade de capital aberto, atua no desenvolvimento, implantação e operação de 

projetos de geração de energia de fontes renováveis ï eólica, pequenas centrais hidrelétricas, ou PCHs, e solar, na 

comercialização de energia e atividades relacionadas. A Renova é detentora do maior complexo eólico da América 

Latina, localizado na Região Central da Bahia; e 

Å Aliança Geração de Energia S.A., ou Aliança ï controlada em conjunto, com participação direta de 45% do capital 

social e votante.  Sociedade de capital fechado, atua como uma plataforma de consolidação de ativos de geração e 

investimentos em futuros projetos de geração de energia elétrica.  

Plano Estratégico de Longo Prazo 

Nossa visão e objetivo em consolidar nossa posição como o maior grupo do setor de energia elétrica do Brasil, com presença 

no setor de gás natural, tornando-se líder mundial em sustentabilidade, admirado pelos clientes e reconhecido por nossa 

solidez e desempenho estava passando por um processo de revisão.  

A revisão em curso sinaliza nosso objetivo em ser líder na indústria de energia elétrica na criação de valor sustentável através 

do aumento da produtividade e do crescimento saudável até 2020. 

Possuímos os seguintes objetivos a fim de concretizar nosso objetivo de seguir o nosso Plano Estratégico de Longo Prazo:  

Å Lutar para ser líder nacional nos mercados em que atuamos;  

Å Lutar pela eficiência operacional na gestão de ativos;  

Å Ser uma das companhias mais atraentes para os investidores;  

Å Ser uma referência em gestão empresarial e governança;  

Å Ser inovadora na busca de soluções tecnológicas para a nossa atividade; 

Å Ser uma referência em sustentabilidade social, econômica e ambiental.  

Investimentos de Capital 

Os investimentos de capital realizados nos exercícios findos em 31 de dezembro de 2016, 2015 e 2014, em milhões de reais, 

foram os seguintes:  
 
  Exercício findo em 31 de dezembro de  

  
2016 2015  

  
2014  

  
Rede de distribuição ...................................................................................................................  1.460 885 792 

Geração de Energia (1) ...............................................................................................................  3.133 577 2.995 

Rede de transmissão (2) .............................................................................................................  54 146 80 

Outros .........................................................................................................................................  219 105 549 
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  Exercício findo em 31 de dezembro de  

  
2016 2015  

  
2014  

  

Total dos investimentos de capital (3) ........................................................................................  4.866     1.713     4.416 
  

(1)   Inclui adições em ativos financeiros de geração no montante de R$ 2.217 milhões. 
(2)   Inclui adições em ativos financeiros de transmissão no montante de R$ 54 milhões. 

(3) As despesas de capital são apresentadas em nossa Demonstração de Fluxo de Caixa em linhas de conta relacionadas a Ativos Financeiros, Aquisição de 

participação acionária, aumento de capital sobre investidas, ativo imobilizado, aquisição de subsidiárias ï Gasmig e ativos intangíveis.  
 

Em 2017, planejamos realizar investimentos de capital em relação ao nosso ativo imobilizado no valor de aproximadamente 

R$ 1.373 milhões, correspondentes ao nosso programa básico (programas com cobertura tarifária). Esperamos destinar estes 

gastos de capital, principalmente, à expansão do nosso sistema de distribuição.  Também destinaremos R$ 490 milhões para 

aportes em subsidiárias para o período de 2017, visando atender necessidades de capital específicas. 

 

Os montantes planejados para o ano de 2017 não incluem investimentos em aquisições e outros projetos não remunerados 

pelo poder de concessão, que não são reconhecidos nos cálculos de tarifas feitos pela ANEEL. 

 

Visão Geral do Negócio  

 
Geral 

Nosso negócio está relacionado à geração, transmissão, distribuição e venda de energia elétrica, distribuição de gás, 

telecomunicações e fornecimento de soluções energéticas.  

A CEMIG  

Atuamos nas operações de compra e venda de energia elétrica por meio de nossas subsidiárias. O volume total de recursos de 

energia elétrica totalizou 80.774 GWH em 31 de dezembro de 2016 ou uma redução de 3,6% em relação a 2015 que totalizou 

83.750 GWh ou uma redução de 6,8% em relação a 2014.  A quantidade de energia que produzimos em 2016 totalizou 9.461 

GWh ou uma redução de 35% em relação a 2015, que totalizou 14.665 GWh, uma redução de 41% em relação a 2014.  A 

quantidade de energia que compramos em 2016 totalizou 71.313 GWh ou 3% a mais que em 2015, que totalizou 69.085 

GWh, 6% a mais que em 2014.  Esses números incluem 5.921 GWh de energia comprada de Itaipu em 2016 e 6.190 GWh 

em 2015, e através da Câmara de Comercialização de Energia Elétrica, ou CCEE, e 65.392 GWh de outras companhias em 

2016 e 62.896 GWh.  

A energia comercializada em 2016 totalizou 80.744 GWh, uma redução de 3,6% em relação à comercializada em 2015, e 

56% dessa quantidade (45.322 GWh) foi vendida aos consumidores finais, regulados e livres. A energia comercializada em 

2015 foi de 83.750 GWh, uma redução de 6,8% em relação à comercializada em 2014, e 58% dessa quantidade (48.710 

GWh) foi vendida aos consumidores finais, regulados e livres.  

O total de perdas de energia na rede básica e redes de distribuição em 2016 foi de 6.723 GWh, o que corresponde a 8% dos 

recursos totais e 4% superior às perdas de 2015 (6.461 GWh). O total de perdas de energia na rede básica e redes de 

distribuição em 2015 foi de 6.461 GWh, o que corresponde a 78% dos recursos totais e 3% superior às perdas de 2014 (6.282 

GWh). 

A tabela abaixo mostra a repartição dos recursos e requisitos energérticos da CEMIG comercializados nos últimos três anos: 

BALANÇO DE ENERGIA ELÉTRICA DA CEMIG  

(GWh)  2016 2015 2014 

 (em GWh) 

FONTES .......................................................................................  80.774 83.750 89.856 

Energia elétrica gerada pela CEMIG ..............................................  8.852 14.068 22.983 

Energia elétrica gerada por autoprodutores ....................................  - - 632 

Energia elétrica gerada pela Ipatinga .............................................  - - 247 

Energia elétrica gerada pela Barreiro .............................................  4 54 80 

Energia elétrica gerada pela Cachoeirão ........................................  69 51 - 

Energia elétrica gerada pela Sá Carvalho .......................................  238 207 252 

Energia elétrica gerada pela Horizontes .........................................  69 62 63 

Energia elétrica gerada pela CEMIG PCH .....................................  94,2 63,2 49,3 

Energia elétrica gerada pela Rosal Energia ....................................  134 97 190 
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(GWh)  2016 2015 2014 

Energia elétrica gerada pela Amador Aguiar .................................  - 62 401 

Energia elétrica comprada da Itaipu ...............................................  5.921 6.190 6.255 

Energia elétrica comprada da CCEE e outras empresas .................  65.392 62.896 58.704 

 

 
 

  
REQUISITOS ................................................................................  80.744 83.750 89.856 

Energia elétrica entregue a consumidores finais ..............................  45.322 48.710 52.505 

Energia elétrica entregue a autoprodutores ......................................  - 10 967 

Energia elétrica entregue pela Ipatinga ............................................  - - 247 

Energia elétrica entregue pela Barreiro ............................................  8 63 93 

Energia elétrica entregue pela Cachoeirão .......................................  133 131 - 

Energia elétrica entregue pela Sá Carvalho .....................................  473 472 472 

Energia elétrica entregue pela Horizontes........................................  76 76 80 

Energia elétrica entregue pela CEMIG PCH ...................................  82 82 99 

Energia elétrica entregue pela Rosal Energia ...................................  202 201 263 

Energia elétrica entregue à CCEE e outras empresas.......................  27.754 27.543 28.848 

Perdas (1) .........................................................................................  6.723 6.461 6.282 

__________ 

(1) Descontando as perdas atribuídas à geração (525 GWh em 2016) e ao consumo interno das usinas de geração.  

  

Geração  

O negócio de geração de energia elétrica consiste na geração de energia elétrica através do uso de fontes de energia 

renováveis (água, vento, sol e biomassa), ou fontes não renováveis (combustíveis fósseis e nucleares). 

De acordo com a ANEEL, em 31 de dezembro de 2016, fomos o quinto maior grupo de geração de energia elétrica no Brasil 

com base na capacidade instalada total.  A partir dessa data, geramos energia em mais de 100 instalações de Pequenas 

Centrais Hidrelétricas, ou PCHs, e Usinas Hidrelétricas de Energia, ou UHE, usinas termelétricas e solares, com capacidade 

instalada total de mais de 8.000 MW, com usinas presentes em 10 estados do Brasil.  A grande maioria de nossa capacidade é 

gerada em usinas hidrelétricas (96% da capacidade instalada), sendo o restante gerado por usinas térmicas e parques eólicos.  

Nossas dez principais usinas representaram mais de 70% da nossa capacidade instalada de geração de energia em 2016.  

 

Classifica
ção 

(Capacid
ade 

instalada) 

Usina de Geração 
de Energia 

Participação 
das empresas 

do Grupo 
CEMIG 

Grupo 
Restrito / Não 
Restrito nesta 

oferta 

Capacidade 
instalada 

(MW) 

Início da 
Operação 
Comercial 
Operações 

Fim da 
Autorização 

de Concessão 

Tipo de 
Usina de 
Energia 

Participa
ção da 
CEMIG 

1 São Simão CEMIG GT Restrito 1.710,0 1978 11/01/2015* UHE 100% 

2 Emborcação CEMIG GT Restrito 1.192,0 1982 23/07/2025 UHE 100% 

3 Santo Antônio SAESA Irrestrito 646,9 2012 12/06/2043 UHE 18,13% 

4 Nova Ponte CEMIG GT Restrito 510,0 1994 23/07/2025 UHE 100% 

5 Jaguara CEMIG GT Restrito 424,0 1971 28/08/2013* UHE 100% 

6 Miranda CEMIG GT Restrito 408,0 1998 23/12/2016* UHE 100% 

7 Irapé CEMIG GT Restrito 399,0 2006 28/02/2035 UHE 100% 

8 TRÊS MARIAS 
CEMIG G. 
TRÊS MARIAS 

Restrito 396,0 1962 04/01/2046 UHE 100% 

9 Volta Grande CEMIG GT Restrito 380,0 1974 23/02/2017* UHE 100% 

10 Belo Monte Norte Energia Irrestrito 334,7   26/08/2045 UHE 12,77% 

* Pendente de renovação. Veja "Processos Judiciais e Administrativos - Assuntos Regulatórios". 



 63 

   Subtotal: Top 10      6.400,6         

  
 Total (Todas as 
Usinas):  

    8.310,8         

Transmissão  

O negócio de transmissão de energia elétrica consiste em transportar energia elétrica das instalações onde é gerada para 

pontos de consumo, redes de distribuição e consumidores livres (que são consumidores com demanda igual ou superior a 3 

MW ou consumidores com demanda igual ou superior a 500 kW de fontes alternativas energéticas, como vento, biomassa ou 

pequenas centrais hidrelétricas).  Sua receita depende diretamente da disponibilidade de seus ativos.  A rede de transmissão 

compõe-se de linhas de transmissão de energia e subestações com nível de tensão igual ou superior a 230kV, e integra a Rede 

Brasileira (Sistema Interligado Nacional, ou SIN), regulamentado pela ANEEL e operado pelo ONS.  Veja ñO Setor El®trico 

Brasileiroò.  Em 31 de dezembro de 2016, a CEMIG GT e outras redes de transmiss«o da CEMIG possu²am 

aproximadamente 7.564 quilômetros de linhas, conforme segue: 

 

Classificação CEMIG GT  

Outras Empresas do Grupo CEMIG 

(proporcional à participação da CEMIG na 

concessão pertinente) 

> Linhas de 525 kV - 138 quilômetros 

Linhas de 500 kV 2.180 quilômetros 1.378 quilômetros 

Linhas de 440 kV - 158 quilômetros 

Linhas de 345 kV 1.976 quilômetros 106 quilômetros 

Linhas de 230 kV 769 quilômetros 782 quilômetros 

Linhas de 220 kV - - 

Total 4.926 quilômetros 2.562 quilômetros 

Distribuição  

Dentro do Grupo CEMIG, as atividades de distribuição elétrica são conduzidas por uma subsidiária integral, a CEMIG 

Distribuição, ou CEMIG D, além da Light S.A., ou Light, na qual a CEMIG possui participação direta e indireta de 43,38%. 

A CEMIG D possui quatro contratos de concessão de distribuição de energia elétrica de serviço público no Estado de Minas 

Gerais, concedendo direitos à operação comercial de serviços relacionados ao fornecimento de energia a consumidores no 

Mercado Regulado (Ambiente de Contratação Regulada, ou ACR), nos municípios da sua área de concessão, incluindo os 

consumidores que possam ser elegíveis, nos termos da legislação, a se tornarem consumidores no mercado livre (Ambiente 

de Contratação Livre, ou ACL).  

A área de concessão da CEMIG D cobre, aproximadamente, 567.475 km quadrados, ou seja, 96,7% do território do Estado 

de Minas Gerais.  Em 31 de dezembro de 2016, o sistema elétrico da CEMIG D compreendia 675.010 km de redes de 

distribuição, por meio das quais foram fornecidos 25.885 GWh para 8.259 milhões de consumidores regulados e transportou 

17.382 GWh para 710 consumidores livres que usam nossas redes de distribuição. O volume total de energia distribuído foi 

de 43.304 GWh, sendo 44,3% fornecidos aos consumidores industriais, 15,4% a consumidores comerciais, 23,3% a 

consumidores residenciais e 17% a outros consumidores.  

Outros Negócios  

Embora nosso principal negócio consista na geração, transmissão e distribuição de energia elétrica, também nos dedicamos 

aos seguintes negócios: (i) telecomunicações, através de nossa subsidiária consolidada CEMIG Telecom; (ii) consultoria em 

soluções de energia para clientes brasileiros e internacionais, por meio de nossa subsidiária Efficientia S.A.; (iii) exploração 

de gás natural, através de cinco consórcios; (iv) venda e comercialização de energia elétrica, através da estruturação e 

intermediação de transações de compra e venda, comercializando energia elétrica no Mercado Livre através de nossas 

subsidiárias integrais CEMIG Trading S.A. e Empresa de Serviços de Comercialização de Energia Elétrica S.A. e CEMIG 

Comercializadora de Energia Incentivada S.A; (v) aquisição, transporte e distribuição de gás combustível ou de subprodutos 

e derivados através da Companhia de Gás de Minas Gerais (Gasmig); e (vi) soluções de tecnologia e sistemas para gestão 

operacional de concessionárias de serviços públicos, incluindo empresas de energia elétrica, de gás, de água e esgoto e 

demais empresas de utilidades pela Axxiom Soluções Tecnológicas S.A.  



 64 

Fontes de Receita  

A tabela a seguir apresenta as receitas atribuídas a cada uma de nossas principais fontes de receita, em milhões de reais, nos 

períodos indicados:  
 

  
Exercício findo em 31 de dezembro de  

  

  
2016  

  
2015  

  
2014  

  
Vendas de energia elétrica a consumidores finais ........................................................  20.458  20.319   14.922  

Receita do fornecimento no atacado a outras concessionárias ......................................  2.972  2.207   2.310  

CVA (Conta de Compensação de Variação de Custos da Parcela A), e de Outros 

Componentes Financeiros .......................................................................................  (1.455)  1.704   1.107  

Receita de uso da rede de distribuição de energia ï TUSD ..........................................  1.705  1.465   855  

Receita de uso do sistema de concessão de transmissão ...............................................  312  261   557  

Receitas de indenização de transmissão .......................................................................  751  101   420  

Ajuste de expectativa do fluxo de caixa do ativo financeiro indenizável da concessão 

de distribuição .........................................................................................................  8 576 55 

Receita de Atualização Financeira da Bonificação da Outorga ....................................  300 - - 

Receitas de construção .................................................................................................  1.193  1.252   941  

Transações em energia elétrica na CCEE .....................................................................  161  2.425   2.348  

Fornecimento de Gás ....................................................................................................  1.444  1.667   422  

Outras Receitas Operacionais .......................................................................................  1.421  1.440   1.284  

Impostos e Encargos Incidentes sobre a receita ............................................................  (10.497)  (11.549)  (5.626) 

Total das receitas operacionais líquidas ........................................................................  18.773  21.868   19.595  

 

Geração e Comércio de Energia  

Visão Geral  

 
As dez maiores usinas da CEMIG representaram mais de 70% de sua capacidade instalada de geração de energia elétrica em 

2016. 

 

Classifica
ção 

(Capacid
ade 

instalada) 

Usina de Geração 
de Energia 

Participação 
das empresas 

do Grupo 
CEMIG 

Grupo 
Restrito / Não 
Restrito nesta 

oferta 

Capacidade 
instalada 

(MW) 

Início da 
Operação 
Comercial 
Operações 

Fim da 
Autorização 

de Concessão 

Tipo de 
Usina de 
Energia 

Participa
ção da 
CEMIG 

1 São Simão CEMIG GT Restrito 1.710,0 1978 11/01/2015* UHE 100% 

2 Emborcação CEMIG GT Restrito 1.192,0 1982 23/07/2025 UHE 100% 

3 Santo Antônio SAESA Irrestrito 646,9 2012 12/06/2043 UHE 18,13% 

4 Nova Ponte CEMIG GT Restrito 510,0 1994 23/07/2025 UHE 100% 

5 Jaguara CEMIG GT Restrito 424,0 1971 28/08/2013* UHE 100% 

6 Miranda CEMIG GT Restrito 408,0 1998 23/12/2016* UHE 100% 

7 Irapé CEMIG GT Restrito 399,0 2006 28/02/2035 UHE 100% 

8 Três Marias 
CEMIG G. 
TRÊS MARIAS 

Restrito 396,0 1962 04/01/2046 UHE 100% 

9 Volta Grande CEMIG GT Restrito 380,0 1974 23/02/2017* UHE 100% 

10 Belo Monte Norte Energia Irrestrito 334,7   26/08/2045 UHE 12,77% 

* Pendente de renovação. Veja "Processos Judiciais e Administrativos - Assuntos Regulatórios". 

   Subtotal: Top 10      6.400,6         

  
 Total (Todas as 
Usinas):  

    8.310,8         
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O mercado da CEMIG consiste na venda de energia para:  

(i) Consumidores regulados pela CEMIG, na área de concessão no Estado de Minas Gerais;  

(ii)  Consumidores livres, tanto no Estado de Minas Gerais como em outros Estados do Brasil, através do Mercado Livre; 

(iii)  Outros agentes do setor elétrico (comercializadores, geradores e produtores independentes de energia), também no 

Mercado Livre;  

(iv) Distribuidores no Mercado Regulado; e 

(v) CCEE (eliminando transações existentes entre as empresas do grupo CEMIG).  

As transações realizadas no ano de 2016 totalizaram 80.760 MWh, uma redução de 3,6% em comparação com os 83.750 

MWh em 2015.  

Ativos de Geração  

Em 31 de dezembro de 2016, as subsidiárias e controladas em conjunto da CEMIG Holding operavam 121 usinas, totalizando 

8.201 MW.  Esses números fazem do Grupo CEMIG o quinto maior grupo gerador de energia elétrica no Brasil por 

capacidade instalada total, de acordo com a ANEEL.  

A capacidade total de geração instalada da CEMIG cresceu constantemente nos últimos 5 anos.  

Constituímos subsidiárias integrais no Estado de Minas Gerais e em outros Estados do Brasil, para operarmos algumas de 

nossas instalações de geração de energia e deter as respectivas concessões.  

Em 2016, a CEMIG GT incorporou as empresas descritas no parágrafo abaixo, nas quais possui 100% do patrimônio líquido, 

para realizar os contratos de concessão de 18 usinas hidrelétricas vencidas no leilão do ano anterior: CEMIG Geração 

Camargos S.A., CEMIG Geração Itutinga S.A., CEMIG Geração Leste S.A., CEMIG Geração Oeste S.A., CEMIG Geração 

Salto Grande S.A., CEMIG Geração Sul S.A. e CEMIG Geração Três Marias S.A. O total da capacidade de geração instalada 

garantida no portfólio da CEMIG GT foi de 699 MW. 

As empresas de geração em que a CEMIG GT tem participação conjunta são:  

¶ Aliança Geração de Energia S.A. (45%) ï Plataforma de crescimento e consolidação de ativos de geração detidos 

pela CEMIG GT e pela Vale (55%).  Os ativos envolvidos na constituição da Aliança incluem as usinas 

hidrelétricas Aimorés e Funil e referem-se aos seguintes consórcios de geração: Porto Estrela, Igarapava, Capim 

Branco e Candonga.  Além das usinas hidrelétricas em operação, existem quatro parques eólicos, que compõem o 

Complexo Eólico Santo Inácio no Nordeste do Brasil, em fase de implementação.  A empresa possui capacidade 

instalada hídrica de 1.158 MW em operação, dentre outros projetos de geração, e é responsável por investimentos 

em futuros projetos de geração de energia elétrica.  

¶ Aliança Norte Energia Participações S.A. (49%) ï Em conjunto com a Vale, a empresa detém 9% de participação 

da Norte Energia S.A. correspondente a uma participação indireta de 4,41%, representando uma capacidade 

instalada de 495 MW. 

¶ Amazônia Energia Participações S.A. (Capital Votante de 49% e Capital Total de 74,5%) ï em conjunto com a 

Light S.A (25,5%), possui 9,77% da empresa Norte Energia S.A., titular da concessão de uso de bem público para 

exploração da Usina Hidrelétrica de Belo Monte, no Rio Xingu, localizada no Estado do Pará, representando uma 

capacidade instalada de 818 MW detida diretamente pela CEMIG GT.  

¶ Baguari Energia S.A. (69,39%) ï A empresa opera a Usina Hidrelétrica de Baguari através do Consórcio de 

Hidrelétricas de Baguari, juntamente com Furnas Centrais Elétricas S.A. (30,61%). A Baguari Energia S.A. possui 

49% da usina em parceria com a Neoenergia, que detém o 51% restantes, por meio da Baguari I Geração de Energia 

Elétrica.  

¶ Retiro Baixo Energética S.A. (49,9%) ï Detém a concessão para a exploração da Usina Hidrelétrica de Retiro 

Baixo, localizada no baixo curso do rio Paraopeba, no Estado de Minas Gerais, com capacidade instalada de 83.7 

MW e energia assegurada de 38.5 MW.  
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¶ Hidrelétrica Cachoeirão S.A. (49%) ï Produção e comercialização de energia elétrica, em regime de produção 

independente através da PCH Cachoeirão, localizada em Pocrane, no Estado de Minas Gerais. Os outros 51% são 

detidos pela Santa Maria Energética.  

¶ Hidrelétrica Pipoca S.A. (49%) ï Produção independente de energia elétrica, mediante a implantação e exploração 

do potencial hidráulico denominado PCH Pipoca, localizada no rio Manhuaçu, municípios de Caratinga e Ipanema, 

Estado de Minas Gerais.  Os outros 51% são detidos pela Asteri Energia S.A. 

¶ Lightger S.A. (49%) ð Produção independente de Energia Elétrica, mediante a implantação e exploração do 

potencial hidráulico denominado PCH Paracambi, localizada no rio Ribeirão das Lages no município de Paracambi, 

no Estado do Rio de Janeiro. Os 51% restantes são controlados pela Light. 

¶ Madeira Energia S.A, ou MESA (10%) ï A MESA detém participação de 100% na empresa Santo Antônio Energia 

S.A., localizada na bacia hidrográfica do Rio Madeira, no Estado de Rondônia. A participação indireta da CEMIG 

GT na MESA é de 8,13% e realiza-se através das seguintes empresas: SAAG, FIP Melbourne (31,94%), Parma 

(56,75%) and FIP Malbec (49,92%). 

¶ Central Eólica Praias de Parajuru (49%) ï Um parque eólico localizado no litoral de Beberibe, no Estado do Ceará, 

no norte do Brasil.  Os outros 51% são controlados pela Energimp S.A. 

¶ Central Eólica Praias do Morgado S.A. (49%) ï Também localizado no litoral norte brasileiro, este parque eólico 

está localizado em Acaraú, no Estado do Ceará. Os outros 51% são detidos pela Energimp S.A. 

¶ Central Eólica Volta do Rio (49%) ï Este é o terceiro de um grupo de três parques eólicos localizados no litoral do 

Ceará e também no município de Acaraú. Os outros 51% são controlados pela Energimp S.A. 

A CEMIG Holding também possui participações societárias em entidades controladas em conjunto que operam ativos 

de geração energética.  Estes incluem: 

¶ Light (26,06%) - Detém (25,5%) da Amazônia Energia Participações S.A., (51%) da Lightger S.A. e (100%) da 

Itaocara Energia Ltda. A Light Energia tem investimentos em diversas entidades controladas em conjunto ï por 

exemplo: 51% da Guanhães Energia S.A.; 20,28% das ações com direito a voto e 15,68% das ações da Renova; e 

100% da Lajes Energia S.A., São Judas Tadeu e Fontainha.  A Light possui uma capacidade instalada total de 

geração de 282 MW, e uma produção efetiva média de 210 MW.  A Light está considerando uma oferta pública 

primária de suas ações, a qual poderá ter uma parcela secundária. Essa oferta pode resultar em diluição da 

participação da CEMIG na Light. 

¶ Renova Energia S.A. (44,18% do capital votante e 34,15% do capital total) ï Essa Companhia é o veículo de 

crescimento em energias renováveis e PCHs do grupo. No final de 2016 a Renova detinha mais de 1,97 GW de 

capacidade de energia comercializada, sendo que 386 MW já estavam em operação comercial.  A CEMIG também 

detém uma participação indireta na Renova através da Light Energia (20,28% do capital votante e 15,68% do 

capital total).  

Além disso, a CEMIG GT possui as seguintes participações em consórcios, a partir de 31 de dezembro de 2016:  

¶ Usina Hidrelétrica Queimado ð Detemos 82,5% de participação e nossa parceira nesse projeto é a CEB 

Participações S.A., ou CEBPar, uma subsidiária da Companhia Energética de Brasília, ou CEB, uma companhia 

elétrica estadual que detém uma participação de 17,5% na usina.  

 A CEMIG GT tem participação conjunta nas seguintes empresas com hidrelétricas em construção: 

¶ Guanhães Energia S.A. (49%) ï Essa Companhia detém 100% das PCHs Dores de Guanhães S.A., Senhora do 

Porto S.A., Jacaré S.A. e Fortuna II S.A., que são responsáveis pela construção e exploração comercial de quatro 

PCHs.  A Light detém os 51% restantes da Guanhães Energia S.A. 

¶ Usina Hidrelétrica Itaocara S.A. (49%) ï Produtor independente de energia, formado para construir e operar a Usina 

Hidrelétrica Itaocara I.  A Itaocara Energy Ltd. (100% detida pela Light) detém os 51% restantes.  Em 5 de julho de 

2016, o contrato de concessão (Contrato de Concessão nº 01/2015) da Usina Hidrelétrica Itaocara I foi transferido do 

Consórcio UHE Itaocara para a Usina Hidrelétrica Itaocara S.A. 
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Foram criados os seguintes consórcios para desenvolver projetos futuros: 

¶ Usina Hidrelétrica Água Limpa ï A CEMIG GT detém 49% de participação no empreendimento e nossa parceira, a 

Light, detém os 51% restantes.  Este consórcio foi criado para conduzir um estudo de viabilidade do projeto.  

Considerando que a licença preliminar para esta usina hidrelétrica não será emitida e o leilão não será realizado, este 

consórcio será dissolvido. 

¶ Usina Hidrelétrica de São Luiz do Tapajós ï Consórcio do Projeto São Luiz do Tapajós (participação: 33.33%) foi 

criada para participar do leilão da ANEEL para a construção e operação da usina.  Nossos parceiros são: Eletrobrás, 

Eletronorte, CCCC S.A., Engie e Neoinvest (16,67% cada).  Tendo em vista o fato de que o processo de 

licenciamento ambiental foi suspenso, não temos certeza quando o leilão da ANEEL será realizado. 

¶ Usina Hidrelétrica Davinópolis ï Este consórcio foi criado para conduzir em parceria com a Neoenergia (51%) para 

realização de estudo de viabilidade do projeto.  A CEMIG GT detém os 49% restantes de participação.  

A seguir estão outras empresas nas quais a CEMIG Holding detém 100% do capital próprio:  

¶ CEMIG PCH S.A. ï Produção e comercialização de energia elétrica em regime de produção independente, através 

da PCH Pai Joaquim.  

¶ Horizontes Energia S.A. ï Produção e comercialização de energia elétrica, em regime de produção independente, 

através das PCHs Machado Mineiro e Salto do Paraopeba, localizadas no Estado de Minas Gerais, e Salto Voltão e 

Salto do Passo Velho, localizadas no Estado de Santa Catarina.  

¶ Rosal Energia S.A. ï concessionária operando através da Usina Hidrelétrica Rosal, localizada na divisa dos Estados 

do Rio de Janeiro e Espírito Santo.  

¶ Sá Carvalho S.A. ï Produção e comercialização de energia elétrica, como concessionária do serviço público de 

energia elétrica, através da Usina Hidrelétrica de Sá Carvalho. 

¶ Usina Termelétrica Barreiro S.A. ï Uma produtora independente que operava 12,9 MW da usina termelétrica 

Barreiro, por meio da implantação e exploração da empresa metalúrgica V & M do Brasil S.A. ("Vallourec & 

Mannesmann"), em Belo Horizonte, Minas Gerais.  A UTE Barreiro encerrou a produção de energia no segundo 

semestre de 2016 e, no final do ano, foi vendida à Vallourec & Mannesmann. 

Parques Eólicos  

Os parques eólicos se tornaram um dos meios mais promissores de geração de energia no Brasil.  Além de seu reduzido 

impacto ambiental, esta fonte de energia é completamente renovável e amplamente disponível no Brasil, de acordo com 

diversos estudos de potencial eólico. Seu rápido desenvolvimento técnico durante as décadas recentes, resultaram em custos 

cada vez mais baixos por MWh em comparação com outros meios de geração de energia.  A CEMIG monitorou e 

acompanhou a rápida evolução da geração de energia eólica e sua inclusão na carteira de energia brasileira.   

A CEMIG GT tem participação conjunta nas seguintes empresas com parques eólicos em implantação: 

¶ Central Eólica Praia do Morgado S.A., Central Eólica Praias de Parajuru S.A e Eólica Central Praia do Morgado S.A 

(49%) ï Parques eólicos localizados no Estado do Ceará com capacidade instalada total de 99,6 MW.   

¶ Renova (34,15% das ações com direito a voto e 44,18% do capital total) ï No final de 2016, a Renova tinha 386 

MW de potência eólica distribuída entre 15 parques eólicos operacionais.  A CEMIG Holding também detém uma 

participação indireta na Renova através da Light, que possui um capital votante de 20,28% e capital total de 15,68%. 

¶ Aliança (45%) ï Quatro parques eólicos, que compõem o Projeto Eólico Santo Inácio, estão em fase de 

implementação.  O projeto, localizado em Icapuí, no Estado do Ceará, terá capacidade elétrica de 98,7 MW.  
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Expansão da Capacidade de Geração  

Atualmente estamos envolvidos na construção de sete usinas hidrelétricas ï Dores de Guanhães, Senhora do Porto, Fortuna 

II, Jacaré, Itaocara, Santo Antônio e Belo Monte.  Essas usinas aumentarão nossa capacidade instalada total de geração 

hidroelétrica em 2.176,65 MW para os próximos seis anos.  A conclusão de algumas dessas plantas está atualmente sujeita a 

uma variedade de contingências, algumas das quais estão fora do nosso controle.  Abaixo está uma breve descrição desses 

projetos:  

Guanhães Energia S.A.: Possui quatro subsidiárias integrais ï PCH Dores de Guanhães S.A., PCH Senhora do Porto S.A., 

PCH Jacaré S.A. e PCH Fortuna II S.A., responsáveis pela produção e comercialização de energia elétrica por meio da 

implantação e exploração de 4 PCHs.  Três delas ï Dores de Guanhães, Senhora do Porto e Jacaré ï estão no município de 

Dores de Guanhães; e uma, Fortuna II, está nos municípios de Virginópolis e Guanhães, todas no Estado de Minas Gerais.  

Todas terão uma capacidade total instalada de 44 MW.  Os cronogramas de construção foram adiados devido a requisitos 

ambientais imprevisíveis do governo, bem como atrasos na obtenção de certos componentes mecânicos.  Os atrasos 

decorrentes do consórcio de construção levaram a uma rescisão no contrato de construção e à reestruturação da execução do 

projeto, atualmente em andamento.  Em 31 de dezembro de 2016 a CEMIG GT integralizou R$ 92,02 milhões neste projeto, 

proporcional à sua participação de 49% no empreendimento. A empresa é controlada em conjunto, sendo que a Light Energia 

detém os 51% restantes.  

Madeira Energia S.A., ou MESA: A MESA é uma sociedade de propósito específico, ou SPE, criada para construir e operar a 

usina hidrelétrica de Santo Antônio, localizada no Rio Madeira, município de Porto Velho, Rondônia, onde contará com uma 

capacidade de geração de 3.568 MW.  A usina iniciou suas operações em março de 2012.  A CEMIG GT detém 10% de 

participação direta na MESA e 8,13% de participação indireta.  Em 31 de dezembro de 2016, o montante do ativo 

imobilizado proporcional à participação da CEMIG GT nesta subsidiária indireta era de R$ 4.068.445.  A UHE Santo 

Antônio encerrou o ano de 2016 com 44 turbinas em operação, representando uma capacidade para gerar aproximadamente 

3.150 MW de energia.  Em dezembro de 2016, as 6 turbinas adicionais já estavam sendo testadas com uma previsão de 

operação comercial em janeiro de 2017, quando a usina atingirá sua capacidade total de 3.568 MW. O investimento total na 

usina será de mais de R$ 19,8 bilhões.  

Norte Energia S.A., ou NESA: Desde outubro de 2011, a CEMIG GT detém 74,5% da sociedade de propósito específico, a 

Amazônia Energia Participações S.A., em parceria com a Light Energia que detém os 25,5% restantes.  Por sua vez, a 

Amazônia Energia S.A. detém 9,77% da NESA, outra sociedade de propósito específico, que detém a concessão para 

implantar, operar e manter a Usina Hidrelétrica de Belo Monte.  No final de dezembro de 2016, a usina estava 

aproximadamente 90% concluída.  Ela está localizada no rio Xingu, na região Amazônia, no norte do Brasil.  Quando estiver 

concluída ï prevista para 2020, terá uma capacidade total de 11.233 MW e será uma das maiores usinas hidrelétricas do 

mundo.  No final de 2016, o BNDES, juntamente com a Caixa Econômica Federal, e o Banco de investimento BTG Pactual, 

financiadores do empreendimento por meio de um empréstimo planejado de R$ 22,5 bilhões, liberaram o valor total de R$ 

20,5 bilhões para a construção.  Ainda no final de 2016, a CEMIG injetou cerca de R$ 1,37 bilhão nesse empreendimento.  A 

UHE Belo Monte iniciou suas operações em 20 de abril de 2016.  Veja o ñItem 4.  Informa­»es sobre a Companhia ï 

Investimento na usina de Belo Monte atrav®s da Amaz¹nia Energia S.A. e Alian­a Norteò. O empreendimento demanda um 

investimento total de R$ 35,8 bilhões (moeda corrente de dezembro de 2016). 

Usina Hidrelétrica Itaocara S.A.: Em 30 de abril de 2015, o Consórcio UHE Itaocara ("Consórcio"), no qual a CEMIG GT 

detém 49% e a Itaocara Energia Ltda., controlada pela Light, e detém 51%, conquistou a Itaocara I, uma hidrelétrica de 150 

MW, a ser construída no rio Paraíba do Sul, entre os municípios de Itaocara e Aperibé, no Estado do Rio de Janeiro.  A 

energia desta usina será entregue em 1º de janeiro de 2020, e o prazo de concessão será de 35 anos.  Em 5 de julho de 2016, a 

ANEEL transferiu a concessão da usina Itaocara I do Consórcio para a Usina Hidrelétrica Itaocara S.A., sociedade de 

propósito específico detida pela CEMIG GT (49%) e Itaocara Energia Ltda (51%). 

 
Transmissão  

Visão Geral  

O setor de transmissão consiste na transferência de grandes volumes de energia elétrica gerados nas usinas para consumidores 

conectados diretamente à rede básica de transmissão, consumidores livres e empresas de distribuição.  Nossa rede de 

transmissão é composta por linhas de transmissão e subestações abaixadoras com tensões variando de 230 kV a 500 kV.  

Todos os usuários da rede básica, incluindo geradores, distribuidores, consumidores livres, dentre outros, celebram Contratos 

de Uso do Sistema de Transmissão, ou CUST, com o ONS e efetuam pagamentos para todas as empresas de transmissão, por 
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disponibilizar a utiliza­«o de sua rede b§sica de transmiss«o de equipamento.  Veja ñO Setor El®trico Brasileiroò e o ñItem 5. 

Análise e Perspectivas Operacionais e Financeirasò.  

As tabelas a seguir apresentam informações operacionais relativas à nossa capacidade de transmissão nas datas indicadas:  
  

  
Extensão da Rede de Transmissão em km  

  

  
Em 31 de dezembro de  

  
Tensão das Linhas de Transmissão 

  
2016  

  
2015  

  
2014  

  
>525 kV       
500 kV .........................................................................................................................   1.355  1.355   1.355  

345 kV .........................................................................................................................   1.228  1.228   1.228  

230 kV .........................................................................................................................   478   478   478 

Total ...........................................................................................................................   3.061   3.061  3.061 

  

  

Capacidade de Transformação (1)  

das Subestações de Transmissão  
  

  
Em 31 de dezembro de  

  
Subestações 

  
2016  

  
2015  

  
2014  

  

Número de subestações de transmissão (2) ................................................................   37   37   36  

MVA  ........................................................................................................................................   17.573   17.168   16.718  
  

(1) A capacidade de transformação refere-se à capacidade de um transformador de receber energia a certa tensão e liberá-la a uma tensão reduzida para 

posterior distribuição.  
(2) Não estão consideradas as subestações compartilhadas.  

As tabelas a seguir apresentam informações operacionais relativas à nossa capacidade de transmissão dos negócios em 

conjunto (subsidiárias e controladas da CEMIG) e são proporcionais à participação do Grupo CEMIG, nas datas indicadas:  
  

  

Extensão da Rede de  

Transmissão em km  

  Em 31 de dezembro de  

Tensão das Linhas de Transmissão 2016 2015  
  

2014  
  

>525 kV .....................................................................................................................................  86 117 117 

500 kV ........................................................................................................................................  856 1.289 1.290 

440 kV ........................................................................................................................................  98 136 136 

345 kV ........................................................................................................................................  66 67 67 

230 kV ........................................................................................................................................  486 518 514 

220 kV ........................................................................................................................................  0 62 62 

Total ..........................................................................................................................................  1.592 2.189 2.210 

 
Controladas e Afiliadas da CEMIG - Transmissão 

  
Empresa 

  
Número de subestações de transmissão   

  
TAESA ..................................................................................................................  36 (6 próprias e 30 compartilhadas) 

ATE III  ..................................................................................................................  4 (1 própria e 3 compartilhadas) 

EATE .....................................................................................................................  5 (1 própria e 4 compartilhadas) 

Lumitrans ...............................................................................................................  2 compartilhadas 

EBTE .....................................................................................................................  7 (2 próprias e 5 compartilhadas) 

ERTE .....................................................................................................................  3 (1 própria e 2 compartilhadas) 

STC ........................................................................................................................  4 (2 próprias e 2 compartilhadas) 

ENTE .....................................................................................................................  3 compartilhadas 

ECTE .....................................................................................................................  2 compartilhadas 

ETSE ......................................................................................................................  2 própria 

ETEP ......................................................................................................................  2 compartilhadas 

ESDE .....................................................................................................................  1 própria 

São Gotardo ...........................................................................................................  1 compartilhadas 

Brasnorte ................................................................................................................  4 (2 próprias e 2 compartilhadas) 

ETAU.....................................................................................................................  4 (2 próprias e 2 compartilhadas) 
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Controladas e Afiliadas da CEMIG - Transmissão 
  

Empresa 
  

Número de subestações de transmissão   
  

Transleste ...............................................................................................................  2 (1 própria e 1 compartilhada) 

Transirapé ..............................................................................................................  2 (1 própria e 1 compartilhada) 

Transudeste ............................................................................................................  2 compartilhadas 

Centroeste ..............................................................................................................  2 compartilhadas 

Ativos de Transmissão 

LT 345 kV Montes Claros ï Irapé (Companhia Transleste de Transmissão) ï Em setembro de 2003, um consórcio formado 

pela Companhia Técnica de Engenharia Elétrica, ou ALUSA, com participação de 41%, Furnas, com participação de 24%, 

Orteng Equipamentos e Sistemas S.A., ou Orteng (participação de 10%), e CEMIG (participação de 25%), venceu a licitação 

de concessão da ANEEL para a linha de transmissão Montes ClarosïIrapé.  Conforme exigido no processo licitatório, os 

sócios constituíram a Companhia Transleste de Transmissão S.A., responsável pela construção e operação da linha de 

transmissão.  Essa linha de transmissão de 345 kV conecta a subestação localizada em Montes Claros, cidade no norte de 

Minas Gerais, à subestação da Usina Hidrelétrica de Irapé, com uma extensão de aproximadamente 140Km.  A linha 

começou a operar em dezembro de 2005.  A concessão expira em fevereiro de 2034.  Em 09 de outubro de 2013, a ANEEL 

consentiu a transferência de 10% da participação da Orteng para a Empresa Amazonense de Transmissão de Energia S.A, ou 

EATE. 

LT 345 kV ItutingaïJuiz de Fora (Companhia Transudeste de Transmissão) ï Em setembro de 2004, um consórcio formado 

pela ALUSA, por Furnas, pela Orteng e pela CEMIG, com participações de 41%, 25%, 10% e 24%, respectivamente, venceu 

a licitação de concessão da ANEEL para a linha de transmissão ItutingaïJuiz de Fora.  Conforme exigido no processo 

licitatório, os sócios constituíram a Companhia Transudeste de Transmissão S.A., a qual é responsável pela construção e 

operação da linha de transmissão.  Essa linha de transmissão de 345 kV, com extensão de aproximadamente 145Km, liga a 

subestação da Usina Hidrelétrica de Itutinga a uma subestação localizada em Juiz de Fora, cidade no sudeste de Minas 

Gerais.  A operação comercial iniciou-se em fevereiro de 2007.  A concessão expira em março de 2035.  Em 09 de outubro 

de 2013, a ANEEL consentiu a transferência de 10% da participação da Orteng para a EATE.  

LT 230 kV IrapéïAraçuaí (Companhia Transirapé de Transmissão) ï Em novembro de 2004, um consórcio formado pela 

ALUSA, por Furnas, pela Orteng e pela CEMIG, com participações de 41%, 24,5%, 10% e 24,5%, respectivamente, venceu 

a licitação de concessão da ANEEL para a linha de transmissão Irapéï Araçuaí.  Conforme exigido no processo licitatório, os 

sócios constituíram a Companhia Transirapé de Transmissão S.A., responsável pela construção e operação da linha de 

transmissão.  Essa linha de transmissão de 230 kV, com extensão de aproximadamente 63 km, liga a subestação da Usina 

Hidrelétrica de Irapé a uma subestação em Araçuaí, cidade localizada no nordeste de Minas Gerais.  A operação comercial 

iniciou-se em maio de 2007 e a concessão expira em março de 2035.  Em 19 de fevereiro de 2013, através da Resolução de 

Autorização da ANEEL nº 3.094/2013, a Transirapé foi autorizada a realizar reforços no sistema contemplando a instalação 

de um banco de autotransformadores com potência de 3 X 75 MVA na Subestação Irapé e outro banco com as mesmas 

características na Subestação Araçuaí 2.  Em 09 de outubro de 2013, a ANEEL consentiu a transferência de 10% da 

participação da Orteng para a EATE.  

LT2 345 kV FurnasïPimenta (Companhia de Transmissão Centroeste de Minas) ï Em setembro de 2004, um consórcio 

formado por Furnas e pela CEMIG, com participações de 49% e 51%, respectivamente, venceu a licitação de concessão da 

ANEEL para a linha de transmissão FurnasïPimenta.  Conforme exigido no processo licitatório, os sócios constituíram a 

Companhia de Transmissão Centroeste de Minas S.A., responsável pela construção e operação da linha de transmissão.  Essa 

linha de transmissão de 345 kV, com extensão de aproximadamente 62,5 Km, liga a subestação da Usina Hidrelétrica de 

Furnas a uma subestação localizada em Pimenta, cidade na região centro-oeste de Minas Gerais.  Sua operação comercial foi 

iniciada em março de 2010.  A concessão expira em março de 2035.   

Transmissora Aliança de Energia Elétrica S.A. ï TAESA é uma companhia privada controlada pela CEMIG, que detém 

42,72% do capital votante e 31,54% do capital total da TAESA e por Coliseu (22%), um fundo de investimento privado.  A 

TAESA tem sido o vetor de crescimento da CEMIG no segmento de transmissão, dedicando-se à construção, operação e 

manutenção de linhas de transmissão em todas as regiões do país.  Em 2013, a TAESA incorporou várias empresas do grupo 

nas quais detinha participação de 100% e cuja incorporação traria ganhos econômico-financeiros e de simplificação da 

estrutura societária.  

Esta tabela mostra as participações percentuais nas empresas de transmissão em 31 de dezembro de 2016:  
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Empresas de distribuição subsidiária e controlada 

% de Participação Acionária 

(Direta e Indireta)  
  

  
CEMIG  

  
TAESA  

  
TAESA ................................................................................................................................................   31,54   ð  

ATE III  ................................................................................................................................................   31,54   100,00  

EATE ...................................................................................................................................................   15,76   49,98  

Lumitrans .............................................................................................................................................   12,61   39,98  

EBTE ...................................................................................................................................................   23,49   74,49  

ERTE ...................................................................................................................................................   15,76   49,99  

STC ......................................................................................................................................................   12,61   39,98  

ENTE ...................................................................................................................................................   15,76   49,99  

ECTE ...................................................................................................................................................   6,02   19,09  

ETSE ....................................................................................................................................................   6,02   19,09  

ETEP ....................................................................................................................................................   15,76   49,98  

ESDE ...................................................................................................................................................   15,76   49,98  

São Gotardo .........................................................................................................................................   31,54   100,00  

Brasnorte ..............................................................................................................................................   12,19   38,67  

ETAU...................................................................................................................................................   16,58   52,58  

Mariana ................................................................................................................................................   31,54   99,99  

Transleste .............................................................................................................................................   26,58   5,00  

Transirapé ............................................................................................................................................   26,08   5,00  

Transudeste ..........................................................................................................................................   25,58   5,00  

Centroeste ............................................................................................................................................   51,00   ð  

Miracema .............................................................................................................................................   31,54   100,00  

Janaúba ................................................................................................................................................   31,54   100,00  

Aimorés ...............................................................................................................................................   15,77   50,00  

Paraguaçu .............................................................................................................................................   15,77   50,00  

Linha de Transmissão Itabirito 2 ï Vespasiano 2. ï Em dezembro de 2013, durante o Leilão nº 013/2013 da ANEEL, a 

TAESA recebeu a concess«o do óLote Aô para a constru­«o, opera­«o e manuten­«o da LT 500 kV Itabirito 2 ï Vespasiano 2, 

localizada em Minas Gerais.  A Receita Anual Permitida, ou RAP é de R$ 11 milhões.  A conclusão da construção está 

programada para 2018.  

Em abril de 2016, a TAESA foi a vencedora do Leilão nº 013/2015 da Filial P promovido pela ANEEL das Linhas de 

Transmissão de Energia Pública.  A filial P compreende 90 km de linhas de transmissão e 2 subestações no estado de 

Tocantins.  A ANEEL concedeu à TAESA o direito de explorar as concessões por 30 anos.  A RAP é de R$ 56 milhões.  A 

conclusão da construção está programada para 2019. 

Também em 2016, a TAESA venceu a licitação para o concurso dos quatros ramos na segunda parte do Leilão nº 013/2015 

promovido pela ANEEL.  Juntos, esses ramos compreendem 1.322 km de linhas de transmissão e 2 subestações em três 

estados brasileiros.  O RAP total é de R$ 454,6 milhões.  A conclusão da construção está programada para 2022. 

Distribuição e Compra de Energia Elétrica  

Visão Geral  

Nossas operações de distribuição consistem em transferências de energia elétrica de subestações de distribuição a 

consumidores finais.  Nossa rede de distribuição é composta de ampla rede de distribuição aérea e subterrânea e subestações 

com tensões inferiores a 230 kV.  Fornecemos energia elétrica a pequenos consumidores industriais nos valores mais 

elevados da faixa de tensão e a consumidores residenciais e comerciais nos valores mais baixos da faixa.  
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As tabelas a seguir fornecem determinadas informações operacionais relativas a nosso sistema de distribuição nas datas 

indicadas:  
  

  

Extensão da Rede de Distribuição em 

Km ï Alta Tensão 

(de subestações de distribuição a consumidores 

finais) 
  

  
A partir de 31 de dezembro de  

  
Tensão nas Linhas de Distribuição 

  
2016 

  
2015 

  
2014 

 
161 kV ......................................................................................................................  28,84   28,84  34,20 

138 kV ......................................................................................................................  7.635,47   7.138,14  7.321,72 

69 kV ........................................................................................................................  2.250,22   2.218,76  3.088,90 

34.5 kV + Outras ......................................................................................................  522,13   511,67  609,40 

Total .........................................................................................................................  10.436,66   9.897,40 11.054,22  

  

  

Extensão da Rede de Distribuição em Km ï 

Média e Baixa Tensões 

(de distribuição a consumidores finais) (1) 
  

  
A partir de 31 de dezembro de  

  
Tensão da Rede de Distribuição 

  
2016 

  
2015 

  
2014 

 

Linhas aéreas de distribuição urbana ..................................................................  61.969,21 59.834,20 62.020,26 

Linhas subterrâneas de distribuição urbana ........................................................  1.351,94 750,30 426,97 

Linhas aéreas de distribuição rural .....................................................................  241.325,01 237.223,60 242.998,48 

Total ...................................................................................................................  304.646,16 297.818,10 305.445,63 

__________ 

(1) A redução de alguns valores em 2015 em comparação com 2014 foi causada por configurações de 

banco de dados. 

 

  

Capacidade de Transformação Abaixadora (1) 

de subestações de distribuição  
  

  
A partir de 31 de dezembro de  

  

  
2016  

  
2015  

  
2014  

  
Número de subestações ...............................................................................................  393  388   374  

MVA  ...........................................................................................................................  10.279,18  10.099,18   9.585,50  
  

(1) Capacidade de transformação abaixadora significa a habilidade de um transformador receber energia a uma certa voltagem e liberá-la a uma voltagem 

reduzida para posterior distribuição.  
 
Expansão da Capacidade de Distribuição  

Nosso plano de expansão de distribuição para os próximos cinco anos baseia-se em projeções de crescimento de mercado.  

Para os próximos cinco anos, segundo nossas previsões, haverá um aumento de, aproximadamente, 1,41 milhão de novos 

consumidores urbanos e aproximadamente 54.600 de consumidores rurais.  Para atender a este crescimento, temos de 

acrescentar mais 236.210 postes de rede de distribuição de média tensão, 1.205 km de linhas de transmissão e 54 subestações 

abaixadoras, adicionando 1.730 MVA à nossa rede de distribuição.  

Compra de Energia Elétrica  

Durante o exercício findo em 31 de dezembro de 2016, compramos 5.921 GWh de energia elétrica de Itaipu, representando 

aproximadamente 13% da energia elétrica que vendemos a consumidores finais e 650 GWh (1,4%) da energia elétrica do 

PROINFA.  Adquirimos também 1.079 GWh através de Contratos de Cotas de Energia Nuclear, ou CCEN, (2,4%) e 8.715 

GWh em Contratos de Cota de Garantia Física, ou CCGF, (19%).  Além desta contratação compulsória, possuímos outros 

dois tipos de fornecimento: (i) compras de energia por meio de leilões públicos, que representaram aproximadamente 34% da 

energia elétrica adquirida para revenda durante o ano fiscal findo em 31 de dezembro de 2016, e (ii) contratos de compra e 

venda de energia de longo prazo, celebrados anteriormente à entrada em vigor do Novo Modelo do Setor Elétrico, que 

representaram aproximadamente 3% da energia elétrica adquirida em 2016.  
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Itaipu ï Itaipu é uma das maiores usinas hidrelétricas em operação do mundo, com capacidade instalada de 14.000 MW.  A 

Centrais Elétricas Brasileiras S.A., ou Eletrobrás, holding controlada pelo Governo Federal, detém participação de 50% na 

usina de Itaipu, ao passo que os 50% restantes pertencem ao governo do Paraguai.  Nos termos do tratado de 1973 celebrado 

com o Paraguai, o Brasil tem a opção de comprar a totalidade da energia elétrica gerada pela Itaipu que não for consumida 

pelo Paraguai.  Geralmente o Brasil compra mais de 95% da energia elétrica gerada pela Itaipu.  

Somos uma das companhias de distribuição de energia elétrica que operam nas regiões sul, sudeste e centro-oeste do Brasil 

que são conjuntamente obrigadas a comprar a parcela da energia elétrica brasileira gerada pela Itaipu, de acordo com a Lei nº 

5.899/1973.  O Governo Federal aloca a parcela do Brasil de energia elétrica de Itaipu entre as referidas companhias elétricas 

em montantes proporcionais à sua respectiva participação de mercado nas vendas de energia elétrica totais.  A ANEEL 

promulgou a Resolução nº 2.012/2015, que estabeleceu 9,82% como a porcentagem da produção de energia da Itaipu 

concedida à CCEE que a CEMIG D teria que comprar em 2016.  Para 2017, a Resolução nº 2.178/2016 fixou-a em 10,39%.  

Essas taxas são fixadas para custear as despesas operacionais da Itaipu e os pagamentos do principal e juros sobre 

empréstimos estipulados em dólares da Itaipu e o custo em reais de transmissão dessa energia para a rede brasileira.  Essas 

tarifas estão acima da média nacional para fornecimento de energia elétrica de grandes volumes, sendo calculadas em dólares 

norte-americanos.  Dessa forma, as flutuações da taxa de câmbio do dólar norte-americano/real afetarão o custo, em termos 

reais, da energia elétrica que somos obrigados a comprar de Itaipu.  Historicamente, temos sido capazes de recuperar o custo 

dessa energia elétrica cobrando dos consumidores tarifas de fornecimento.  De acordo com nosso contrato de concessão, os 

aumentos das tarifas de fornecimento poderão ser repassados ao consumidor final mediante aprovação da ANEEL.  

Desde 2007, a ANEEL publica no final de cada exercício o volume de energia a ser comprado da Itaipu por cada uma das 

distribuidoras de energia elétrica para o exercício seguinte, como orientação para os cinco exercícios subsequentes.  Com 

base nisto, as empresas de distribuição podem estimar antecipadamente as suas necessidades de energia remanescentes para 

os próximos leilões públicos de energia.  

Contratos de Cotas de Energia Nuclear, ou CCENs:  São contratos que formalizam a contratação de energia e potência na 

forma estabelecida na Lei n° 12.111/2009 e Resolução Normativa da ANEEL n° 530/2012 entre as distribuidoras e a 

Eletronuclear pela energia produzida pelas usinas de Angra I e Angra II.  

Contratos de Cotas de Garantia Física, ou CCGFs: O Decreto nº 7.805/2012 regulamentou a MP nº 579/2012 e a criação dos 

instrumentos contratuais que regem a contratação de energia e potência das usinas cujas concessões foram prorrogadas nos 

termos da Lei nº 12.783/2013.  

Contratos Provenientes de Leilões ï Adquirimos energia elétrica por meio de leilões públicos na CCEE.  Esses contratos 

foram formalizados entre a CEMIG e os diversos vendedores de acordo com os termos e condições estabelecidos nos editais 

dos leilões.  A tabela a seguir demonstra as quantidades de energia elétrica adquiridas, tarifas médias originais e preços, 

relativos aos CCEARs resultantes da energia el®trica adquirida pela CEMIG.  Veja ñO Setor El®trico Brasileiroò para maiores 

informações sobre a CCEE e o CCEAR.  
  

  

Tarifa média (R$/MWh)  
  

Energia elétrica contratada 

(MW ð média por ano)  
  

Período do 

Contrato  
  

126,77 ..................................................................................................................   60,41   2008 a 2037  

129,26 ..................................................................................................................   40,36   2008 a 2022  

132,39 ..................................................................................................................   31,02   2009 a 2038  

115,05 ..................................................................................................................   91,77   2009 a 2038  

134,99 ..................................................................................................................   20,12   2009 a 2023  

121,81 ..................................................................................................................   88,98   2009 a 2023  

138,85 ..................................................................................................................   61,23   2010 a 2039  

134,67 ..................................................................................................................   431,17   2010 a 2039  

120,86 ..................................................................................................................   24,71   2010 a 2024  

137,44 ..................................................................................................................   23,24   2010 a 2024  

128,42 ..................................................................................................................   63,89   2010 a 2024  

129,14 ..................................................................................................................   56,57   2011 a 2040  

128,37 ..................................................................................................................   126,34   2011 a 2025  

78,87 ....................................................................................................................   122,83   2011 a 2025  

77,97 ....................................................................................................................   457,75   2012 a 2041  
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Tarifa média (R$/MWh)  
  

Energia elétrica contratada 

(MW ð média por ano)  
  

Período do 

Contrato  
  

102,00 ..................................................................................................................   52,76   2012 a 2026  

80,10 ....................................................................................................................   336,40   2012 a 2041  

262,00 ..................................................................................................................   27,00   2015 a 2044  

270,81 ..................................................................................................................   69,03   2014 a 2044  

99,48 ....................................................................................................................   46,80   2014 a 2033  

67,31 ....................................................................................................................   136,73   2015 a 2044  

129,70 ..................................................................................................................   25,09   2015 a 2044  

121 .......................................................................................................................   15,68   2016 a 2035  

133,29 ..................................................................................................................   32,13   2018 a 2047  

117,51 ..................................................................................................................   16,27   2018 a 2037  

135,58 ..................................................................................................................   19,30   2018 a 2047  

96,28 ....................................................................................................................   16,41   2018 a 2037  

119,03 ..................................................................................................................   2,62   2018 a 2042  

121,00 ..................................................................................................................   15,68   2017 a 2046  

129,96 ..................................................................................................................   32,13   2017 a 2036  

161,89 ..................................................................................................................   3,20   2019 a 2048  

205,19 ..................................................................................................................   311,11   2019 a 2043  

136,00 ..................................................................................................................   56,06   2019 a 2038  

183,66 ..................................................................................................................   4,94   2020 a 2049  

278,46 ..................................................................................................................   23,21   2020 a 2044  

205,01 ..................................................................................................................   0,535   2018 a 2047  

212,75 ..................................................................................................................   0,701   2018 a 2037  

181,14 ..................................................................................................................   3,843   2018 a 2037  

Contratos Bilaterais ï A CEMIG D celebrou contratos bilaterais com vários fornecedores anteriormente à entrada em vigor 

do Novo Modelo do Setor Elétrico em 2004.  Tais contratos são válidos de acordo com os termos e condições originalmente 

pactuados, não podendo ser renovados.  Durante o exercício findo em 31 de dezembro de 2016, a CEMIG D não celebrou 

novos contratos.  

Outros Negócios  

Distribuição de Gás Natural  

A GASMIG foi constituída em Minas Gerais, Brasil, no ano de 1986 com a finalidade de desenvolver e implementar a 

distribuição de gás natural em Minas Gerais.  A CEMIG detém participação de 99,57% na Gasmig e a participação 

remanescente é detida pelo Município de Belo Horizonte.  

Em 25 de agosto de 2004, a CEMIG, a Gasmig, a Gaspetro e a Petrobras assinaram um Acordo de Associação, 

posteriormente aditado em 5 de novembro de 2004, 14 de dezembro de 2004 e 15 de agosto de 2007, visando à 

implementação de um plano de desenvolvimento do mercado de gás natural no Estado de Minas Gerais.  O plano 

desenvolvido previa (i) a ampliação da malha de gasodutos de transporte, de responsabilidade da Petrobras, (ii) e da rede de 

distribuição de gás natural, de responsabilidade da Gasmig, (iii) bem como a participação da Gaspetro no capital social da 

Gasmig.  

Em 10 de outubro de 2014, foi assinado um ñContrato de Compra e Venda de A­»esò para aquisi­«o, pela CEMIG, dos 40% 

de participação da Gaspetro na Gasmig (previamente aprovado pelos Conselhos de Administração da CEMIG e da 

Petrobras), pelo valor de R$ 570,93 milhões.  Esse valor resultou da atualização monetária dos R$ 600 milhões pelo IGP-M 

após o desconto dos dividendos pagos entre a data-base do contrato e o fechamento da transação.  A aquisição foi concluída 

após a aprovação pelo Conselho Administrativo de Defesa Econômica, ou CADE, e a anuência do poder concedente do 

Estado de Minas Gerais.  

Em julho de 1995, o Governo do Estado de Minas Gerais outorgou à Gasmig uma concessão exclusiva de 30 anos (contada a 

partir de janeiro de 1993), para a distribuição de gás canalizado abrangendo todo o Estado de Minas Gerais e os respectivos 

consumidores desse Estado.  Em 26 de dezembro de 2014, foi assinado o ñSegundo Termo Aditivo ao Contrato de 

Concess«oò.  Este documento prorrogou em 30 anos o prazo de concess«o para a Gasmig explorar os servi­os industriais de 
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gás canalizado, comercial, institucional e residencial no Estado de Minas Gerais, Como resultado, o vencimento desta 

concessão foi estendido de 10 de janeiro de 2023 para 10 de janeiro de 2053.  

Os esforços de marketing da Gasmig concentram-se na sua capacidade de fornecer uma alternativa economicamente mais 

eficiente e ecológica aos produtos petrolíferos, como o diesel e o gás liquefeito de petróleo, ou GPL, à madeira, e produtos de 

madeira e carvão vegetal.  Em 2016, a Gasmig forneceu aproximadamente 2,9 milhões de metros cúbicos de gás natural por 

dia a 15.492 consumidores de trinta e cinco cidades: 110 indústrias de grande e médio porte, 394 indústrias de pequeno porte 

e consumidores comerciais, 43 postos distribuidores de gás natural para veículos, ou GNV, no varejo, duas termelétricas, 

quatro projetos de cogeração e quatro distribuidoras de gás natural comprimido, ou GNC e 14.935 unidades residenciais.  Em 

2016, a Gasmig distribuiu aproximadamente 5% de todo o gás natural distribuído no Brasil.  

Atualmente, a Gasmig atende as seguintes regiões do Estado de Minas Gerais: (i) Região Metropolitana de Belo Horizonte, 

(ii) Rio Doce (Vale do Aço), (iii) Sul de Minas, (iv) a Zona da Mata (no sudeste de Minas Gerais) e (v) Campos das 

Vertentes ï em todas elas abastecendo os mercados industrial, comercial, automotivo, residencial, de cogeração e usinas 

termelétricas.  

Para a distribuição para o mercado não termoelétrico, a Gasmig possui um Contrato de Suprimento Adicional, ou CSA, com 

a Petrobras, celebrado em 15 de dezembro de 2004, com vigência até 2030 e rampa crescente que chegará a 5.000 m³/dia em 

2018.  Em 2016, a Quantidade Contratual foi de 4,22 mil m³/dia.  Havia outro contrato de fornecimento de gás para o 

mercado não termoelétrico, o Contrato Convencional, firmado em 6 de julho de 1994, que foi encerrado no final de 2013.  O 

saldo restante de quantidade de gás pago deste contrato foi recuperado durante o ano de 2014.  

Para fornecimento de gás às usinas termoelétricas, a Gasmig possui contratos que totalizam 1,6 milhões m³/dia, com vigência 

até 2022.  

As tarifas de venda são compostas do repasse integral do custo de aquisição do gás, adicionado ao custo de distribuição 

(margem) e impostos.  

Os investimentos realizados em 2014 e 2015 num total de R$ 112,15 milhões, tiveram foco na expansão e adensamento das 

redes existentes com foco no atendimento ao segmento residencial.  Em 2016, os investimentos realizados totalizaram R$ 

51,9 milhões e mantiveram foco no atendimento ao segmento residencial, somando mais 64 quilômetros à nossa rede de gás 

natural.  

Muitas indústrias intensivas em termos de energia, tais como cimento, siderurgia, ferro-ligas e metalurgia, operam 

significativamente em Minas Gerais.  A principal estratégia da Gasmig é a expansão de sua rede de distribuição de forma a 

cobrir a parcela da demanda ainda não atendida.  A Gasmig dedica-se ao desenvolvimento de novos projetos de ampliação de 

seu sistema de distribuição de gás natural para atender consumidores de outras áreas de Minas Gerais, principalmente áreas 

densamente industrializadas.  A primeira fase do serviço à região do Vale do Aço foi concluída em 2006.  Também em 2006, 

a Gasmig iniciou o atendimento à região do Sul de Minas, através de redes locais abastecidas por gás natural liquefeito, ou 

GNL.  Em 2009, após a Petrobras ter concluído os gasodutos que transportam gás de Paulínia, Estado de São Paulo, para 

Jacutinga, Estado de Minas Gerais, as redes locais foram interligadas à malha nacional de transporte de gás.  Em 2010, foi 

concluída a segunda fase de prestação de serviços à região do Vale do Aço.  

A Gasmig iniciou, em 2013, o atendimento aos consumidores residenciais e de pequeno comércio nos municípios de Nova 

Lima, Belo Horizonte e Poços de Caldas.  

Através de projeto estruturante, a Gasmig iniciou em 2013 o atendimento aos municípios de Governador Valadares e Itabira, 

a partir da base de gás natural comprimido, ou GNC, instalada no município de Ipatinga.  Em 2014, a Gasmig iniciou o 

atendimento ao município de Pouso Alegre, através de outro projeto estruturante abastecido por GNL.  

Exploração de Gás Natural  

A CEMIG, em conjunto com outras empresas, adquiriu, na 10ª Rodada de Licitações da Agência Nacional de Petróleo, Gás 

Natural e Biocombustíveis, ou ANP, realizada em dezembro de 2008, os direitos para exploração de gás natural em quatro 

blocos na Bacia do São Francisco, um bloco na Bacia do Recôncavo, e um bloco na Bacia Potiguar, localizados nos Estados 

de Minas Gerais, Bahia e Rio Grande do Norte, respectivamente.  
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O Bloco POT-T-603 na Bacia Potiguar foi devolvido à ANP após o término das atividades programadas, que concluíram pela 

ausência de hidrocarbonetos comercialmente exploráveis.  

Os consórcios nos quais a CEMIG tem participação são os seguintes:  

Á Blocos SF-T-104 e SF-T-114 (Bacia do São Francisco): CEMIG (24,5%), Codemig (24,5%) e Imetame (51%);  

Á Blocos SF-T-120 e SF-T-127 (Bacia do São Francisco): CEMIG (24,5%), Codemig (24,5%), Cemes (51%), sendo a 

última uma empresa constituída pela Imetame, Sipet e Orteng; e  

Á Bloco REC-T-163 (Bacia do Recôncavo): CEMIG (24,5%), Codemig (24,5%) e Imetame (51%).  

Estão em curso as atividades previstas no contrato de concessão, que compreendem estudos da geologia da região, com vistas 

a comprovar o real potencial de produção de gás natural nas áreas de interesse.  Tais estudos contemplam a aquisição de 

dados sísmicos, estudos geoquímicos de superfície, perfuração de poços exploratórios, estudos petrofísicos, dentre outros. O 

investimento previsto pela CEMIG para a fase de exploração não deve exceder o valor de R$ 30 milhões.  

Ao final da fase de exploração, se a avaliação anterior demonstrar que os recursos eventualmente identificados têm 

viabilidade técnica e econômica para a produção, os consórcios decidirão passar para a fase de desenvolvimento e produção.  

Telecomunicações, Internet e Televisão a Cabo  

A CEMIG Telecomunicações S.A., ou CEMIG Telecom, é uma empresa listada na Bolsa, uma subsidiária integral da 

CEMIG.  Oferece uma rede óptica para o transporte de serviços de telecomunicações no Estado de Minas Gerais, utilizando a 

infraestrutura de transmissão e distribuição de energia elétrica da CEMIG.  

A Companhia é domiciliada no Brasil, com sede no endereço na Rua dos Inconfidentes, 1.051 ï Térreo ï Funcionários ï 

Belo Horizonte, Minas Gerais.  É autorizada pela Agência Nacional de Telecomunicações, ou ANATEL, a explorar Serviços 

de Comunicação Multimídia por prazo indeterminado, cuja outorga se deu através do Ato 41.002 de 3 de dezembro de 2003 

concedido pela ANATEL.  

Foi constituída em 13 de janeiro de 1999, em parceria com a AES Força Empreendimentos Ltda., um membro do Grupo AES 

Corporation, sendo então denominada Empresa de Infovias S.A.  Seu propósito é prestar serviços na área de 

telecomunicações, através de sistema integrado constituído de cabos de fibra óptica, cabos coaxiais e equipamentos 

eletrônicos e associados, para transmissão, emissão e recepção de símbolos, caracteres, sinais escritos, imagens, sons e 

informações de qualquer natureza, bem como prestar serviços de telecomunicações no mercado atacadista, venda de circuitos 

especializados para outras operadoras de telecomunicações e provedoras de Internet, data centers, banda larga, mercado 

empresarial, etc.  
 

O core business da CEMIG Telecom é a prestação de serviços de telecomunicações no segmento de operadoras e o 

fornecimento de serviços especializados para o segmento corporativo, disponibilizando soluções de conectividade de redes e 

acesso à Internet.  A CEMIG Telecom disponibiliza a maior rede óptica para transporte de serviços de telecomunicações de 

Minas Gerais, com presença em mais de 70 cidades de Minas Gerais, que concentram aproximadamente 90% do PIB do 

estado.  Além disso, dentro de seu projeto de expansão, já disponibiliza serviços através de redes ópticas nas regiões 

metropolitanas de Salvador, Recife, Goiânia e Fortaleza, além de possuir pontos de presença nas cidades de São Paulo e Rio 

de Janeiro.  

A CEMIG Telecom tem uma participação de 19,6% na joint venture Ativas.  A gestão e as principais deliberações sociais são 

compartilhadas com outro sócio investidor, conforme garantido em acordo de acionistas.  

A Ativas tem por objetivo social a prestação de serviços de fornecimento de infraestrutura de Tecnologia da Informação e 

Comunicação, ou TIC.  Estes serviços incluem hospedagem física (hosting e colocation) de ambientes de tecnologia da 

informação, banco de dados e site backup, armazenamento, serviços profissionais de segurança da informação e 

disponibilidade, consultoria em TIC, conectividade e venda de acesso e banda de internet.  A construção do data center 

classificado na categoria ñTier IIIò (pelo Uptime Institute), para atendimento a m®dias e grandes corpora­»es foi conclu²da 

em janeiro de 2011.  
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Serviços de Consultoria e Outros Serviços  

A Efficientia S.A., foi criada como subsidiária integral da CEMIG em 2002, construiu e implementou o seu próprio modelo 

de negócio, se lançando num mercado que praticamente desconhecia a implantação de projetos com base nos contratos de 

desempenho, ou de performance.  Sua principal fonte de receita tem sido a implantação de projetos de eficiência energética 

mediante contratos de desempenho, contando com mais de 60 projetos desta natureza já implementados.  

Em 2016 foram iniciadas as obras da central de cogeração utilizando biomassa na empresa Bem Brasil em Araxá, Minas 

Gerais.  Esta central terá a capacidade de 7.500 kW e tem previsão de geração de 54.000 MWh/ano.  O custo de implantação 

da central é de R$ 42 milhões e sua conclusão está prevista para 2017.  

Adicionalmente, os projetos geração de energia fotovoltaica desenvolvidos pela Efficientia configuram-se como 

investimentos em geração distribuída de energia. Em 2016 foram implantados os sistemas de geração fotovoltaica nos 

seguintes clientes:  

Å Condomínio Village I e Village II: Desenvolvimento e implantação de uma Usina Solar Fotovoltaica (geração prevista 

de 1.018 MWh/ano). R$ 6.113.000,00. Previsão de término em 2017 (Village I) e 2017 (Village II). 

Å Algar Telecom: Desenvolvimento e implantação de 10 Usinas Solares Fotovoltaicas (geração prevista de 734 

MWh/ano); Investimento: R$ 3,9 milhões. Finalizado em 2016. 

Å Algar Telecom: Desenvolvimento e implantação de uma Usina Solar Fotovoltaica (geração prevista de 49,8 MWh/ano). 

R$ 875.000. Previsão de término em maio de 2017. 

Venda e comercialização de energia elétrica  

Oferecemos serviços relacionados com a venda e comercialização de energia elétrica no setor elétrico brasileiro, tais como 

avaliação de cenários, representação dos consumidores na CCEE, estruturação e intermediação de operações de compra e 

venda de energia elétrica, consultoria e assessoria, além dos serviços relacionados com a compra e venda de energia no 

Mercado Livre através de nossas subsidiárias integrais CEMIG Trading S.A., Empresa de Serviços de Comercialização de 

Energia Elétrica S.A., ou ESCEE, e CEMIG Comercialização de Energia Incentivada S.A., ou CCEI.  

Perdas de Energia ï CEMIG Holding  

O total registrado pela CEMIG como perdas de Energia Elétrica tem duas componentes: (i) a parcela de perda oriunda da 

Rede Básica do Sistema Interligado Nacional; e (ii) as parcelas de perda técnica e não técnica verificadas no sistema elétrico 

de distribuição da CEMIG D.  

Conforme apresentado na tabela do Balanço de Energia Elétrica da CEMIG a perda total de energia da CEMIG em 2016 foi 

de 6.723 GWh, um crescimento de 4,05% em relação a 2015.  A CCEE repartiu as perdas de 525 GWh na rede nacional para 

a CEMIG D. As outras perdas de energia, totalizando 6.198 GWh, incluem perdas técnicas e não técnicas no sistema de 

distribuição local.  

A perda técnica corresponde a aproximadamente 70,07% da perda total de energia da CEMIG D, para o exercício findo em 

31 de dezembro de 2016.  Essa perda resulta do inevitável processo de distribuição e transformação de energia elétrica entre 

diferentes níveis de tensão.  Buscamos minimizar perdas técnicas por meio de avaliações rigorosas e regulares das condições 

operacionais das instalações de distribuição e investimentos para expandir a capacidade de distribuição, com a finalidade de 

manter níveis de qualidade e confiabilidade, reduzindo assim as perdas técnicas; também operamos o sistema de acordo com 

certos níveis de tensão específicos, para reduzir o nível de perdas.  As perdas técnicas não são comparáveis; trechos mais 

longos de rede de distribuição (por exemplo, na área rural), naturalmente, têm maior perda técnica.  

As perdas não técnicas foram de aproximadamente 29,3% das perdas totais de energia da CEMIG D em 2016.  São causadas 

por fraude ao consumidor, conexões ilegais à rede de distribuição, erros de medição e defeitos nos medidores.  A fim de 

minimizar a perda não técnica, regularmente são executadas ações preventivas como: inspeção dos medidores e de conexões 

dos consumidores, treinamento do pessoal responsável pela leitura dos medidores, modernização dos sistemas de medição, 

padronização dos procedimentos de instalação e de inspeção dos medidores, instalação de medidores com garantias de 

controle de qualidade e atualização do banco de dados dos consumidores.  

As perdas não técnicas de diferentes empresas distribuidoras podem ser parcialmente comparáveis, tendo em consideração as 

complexidades sociais na área de concessão e a efetividade de combate às perdas.  
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No final de 2016, os indicadores que medem a qualidade no fornecimento pela CEMIG D, (i) Duração Equivalente de 

Interrupção por Consumidor, ou DEC, em horas por ano, e (ii) a Frequência Equivalente de Interrupção por Consumidor, ou 

FEC, foram de 11,73 e 5,63, respectivamente.  Em 2015 os valores apurados de DEC e FEC da CEMIG D foram de 11,54 e 

5,88, respectivamente.  Ao final de 2016, o DEC e o FEC da Light foram de 11,70 e 6,47, respectivamente, em comparação 

com 12,61 e 6,44 em 2015.  

As perdas totais da Light S.A. somaram 8.353 GWh, ou 22,54% sobre a carga total, nos 12 meses encerrados em dezembro 

de 2016, representando uma redução de 0,68 p.p. em relação ao índice de dezembro de 2015.   

Em 2016, a estratégia de combate às perdas não técnicas foi remodelada.  Considerando as condições macroeconômicas e um 

novo diagnóstico das causas e localização das perdas, a Light revisitou sua estratégia e intensificou sua atuação em bairros de 

média e alta rendas, por meio de medidas de gestão que visam à recuperação e incorporação de maiores volumes de energia 

por cliente e menor gasto por MWh recuperado.  Essa despesa sofreu uma redução de 36,2% em relação a 2015.  

Anteriormente, os esforços de adaptação ao combate às perdas eram remediados pela Capex e nas áreas com índice de perdas 

mais elevadas, que se localizam nos bairros e comunidades com renda mais baixa e maior incidência de violência.  A 

Companhia lançou uma campanha publicitária contra o furto de energia voltada para as classes A, B e C, veiculada na 

televisão, rádios e outdoors.  A ação deu ainda oportunidade para o fraudador se regularizar, oferecendo condições especiais.  

O canal interno também foi reformulado para permitir que os funcionários relatassem irregularidades.  Uma das principais 

ações do programa foram os Grupos Operativos, que se concentram nas Áreas Possíveis e em clientes selecionados pelo 

Centro de Inteligência da Light.  Essas ações agora ocorrem mais de uma vez por semana, e envolvem mais de 700 

profissionais, incluindo equipes de campo, advogados e cooperação com a polícia civil e militar. 

Clientes e Faturamento ï CEMIG Holding  

Base de Clientes  

O Grupo CEMIG vende energia através das empresas CEMIG D, CEMIG GT e outras subsidiárias integrais ï Horizontes 

Energia, Sá Carvalho, Termelétrica de Barreiro, PCHs da CEMIG e Rosal Energia.  

Este mercado consiste na venda de energia para:  

(i) consumidores regulados na área de concessão no estado de Minas Gerais;  

(ii)  consumidores livres, tanto no Estado de Minas Gerais como em outros estados do Brasil, por meio do Mercado Livre;  
  

(iii)  outros participantes do setor elétrico - comercializadores, geradores e produtores independentes de energia, no Mercado 

Livre; e  

(iv) distribuidores no Mercado Regulado.  

A energia comercializada pelo grupo CEMIG, no ano de 2016, totalizou 55.591.690 MWh, com redução de 2,3% em relação 

ao ano de 2015, enquanto que o total de energia transportada para clientes livres teve crescimento de 10,9%, atingindo o 

montante de 17.381.808 MWh. 

As vendas de energia para consumidores finais e consumo próprio somaram 43.083.237 MWh, com redução de 6,5% em 

relação ao ano de 2015. 

O consumo de energia elétrica vem sendo afetado pelas condições adversas das conjunturas política e econômica nacional e, 

no mercado regulado, pelos sucessivos aumentos de tarifas de energia elétrica que, associados à aplicação da bandeira 

tarifaria, resultaram em significativo aumento no valor da conta de energia.  

As vendas para as distribuidoras, comercializadoras, outras empresas de geração e produtores independentes de energia, 

totalizaram 12.508.453 MWh e cresceram 15,5% no ano de 2016 em relação ao de 2015.  



 79 

O Grupo CEMIG atingiu 8.260.336 clientes faturados em dezembro de 2016, com crescimento de 2,2% na base de 

consumidores, em relação a dezembro de 2015.  Deste total, 8.259.504 são consumidores finais e de consumo próprio e 82 

são outros agentes do setor elétrico brasileiro. 

Vendas para Consumidores Finais  

Residencial  

O consumo residencial representa 17,8% da energia comercializada pelo grupo CEMIG em 2016, e totalizou 9.915.807 

MWh, com crescimento de 0,9% em relação ao ano de 2015.  

Esse maior consumo pelo consumidor residencial foi resultado dos seguintes fatores: 

a) incorporação de 159.504 instalações residenciais a partir de dezembro de 2015; 

b) calendário de faturamento, com 1,2 dias a mais de faturamento no ano de 2016 (366,8 dias) comparativamente a 

2015 (365,6 dias). 

O consumo médio mensal por consumidor no ano de 2016 foi de 124,6 kWh/mês, o que corresponde a uma redução de 1,4% 

comparativamente ao de 2015 (126,3 kWh/mês); devido, em parte, a uma queda do nível da renda familiar e a elevação da 

taxa de desemprego. 

Industrial  

A energia faturada para clientes regulamentados e industriais livres, em Minas Gerais e em outros Estados, representa 35,1% 

do volume de energia comercializada pelo Grupo CEMIG e totalizou 19.464.391 MWh no ano de 2016, com redução de 

15,1% em relação ao de 2015. 

A redução de consumo desta classe está associada aos seguintes fatores: 

a) Menor disponibilidade de energia para comercialização devido às condições de renovação das concessões, cuja 

energia foi redirecionada para modalidade de Cota de Garantia Física; 

b) A paralisação de atividade em uma planta de mineração no Estado de Minas Gerais; 

c) A redução de consumo dos clientes industriais em função da contínua retração da atividade econômica estadual e 

nacional e do desempenho da economia brasileira; 

d) A redução da produção física face à menor demanda dos mercados, levando ao aumento da capacidade ociosa do 

parque fabril e à redução no nível da utilização de mão de obra; 

e) Falta de confiança dos empresários e baixos níveis de investimento privado e público; 

f) Incertezas nos cenários político e econômico nacional; 

g) O custo do crédito para pessoa jurídica, com elevada taxa de juros e maior seletividade na concessão de 

financiamentos; e 

h) A redução da demanda externa, com a redução das exportações nacionais e a perda de participação no mercado 

internacional para outros fornecedores estrangeiros. 
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Comercial e Serviços  

A energia vendida para clientes regulamentados e livres, em Minas Gerais e em outros estados, representa 11,8% do volume 

de energia comercializada pelo Grupo CEMIG e totalizou 6.572.980 MWh no ano de 2016, com aumento de 2,2% em relação 

ao de 2015. 

Isso reflete em uma redução de 5,2% no volume faturado aos consumidores regulamentados da CEMIG D e um crescimento 

de 111,5% no volume de energia faturada pela CEMIG GT e de suas subsidiárias integrais aos clientes livres, em Minas 

Gerais e outros estados do Brasil. 

A redução de consumo no mercado regulado reflete diversos fatores, incluindo a migração de clientes regulados para o 

Mercado Livre e a retração da atividade econômica, com a redução dos recursos disponíveis para consumo de bens e serviços 

por parte das famílias, das demais atividades produtivas do governo, adoção de medidas para redução de uso de energia 

elétrica, devido ao aumento do seu custo da energia a partir de janeiro de 2015. 

O aumento de consumo no Mercado Livre está associado ao aumento no número de clientes faturados, com crescimento de 

245,3% na base de consumidores livres na classe comercial, passando de 106 para 366 clientes. 

Consumidores rurais  

A energia utilizada pela categoria de consumidores rurais, com 3.574.724 MWh, foi 5,8% superior à de 2015, e 6,4% do total 

negociado em 2016.  O consumo para irrigação teve um crescimento de 14,3%, e sua utilização na agricultura e pecuária 

aumentou 1,4%. 

O aumento de consumo deve-se às condições climáticas desfavoráveis, incluindo baixo volume de chuvas no período 

chuvoso, nos meses de fevereiro a abril de 2016, e temperaturas mais altas ao longo do 1º semestre de 2016, levando ao 

maior uso dos sistemas de irrigação. 

Demais classes de consumidores  

A energia fornecida para as demais classes ï Poder Público, Iluminação Pública, Serviço Público e Consumo Próprio, 

totalizou 3.525.335 MWh em 2016, com redução de 1,9%, em relação a 2015. 

Vendas no Mercado Livre (ou Ambiente de Contratação Livre)  

A comercialização de energia no Mercado Livre em 2016 atingiu o montante de 10.083.226 MWh, com crescimento de 

53,3% em relação a 2015. 

Vendas no Mercado Regulado (Ambiente de Contratação Regulado)  

As vendas de energia no Mercado Regulado totalizaram em 2016 2.425.227 MWh, o que corresponde a uma redução de 

43,0% em relação a 2015.  Isto refletiu em: 

a. Cessão de contratos celebrados em função da reorganização societária do grupo CEMIG com a transferência de 

ativos da CEMIG GT para a empresa Aliança Energia. 

b. Término de contratos oriundos do 18º Leilão de Ajuste, realizado no primeiro semestre de 2015, e do 2º Leilão de 

Energia Existente, realizado no ano de 2005 e vigente no período de 2005 a 2015. 
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O mercado do Grupo CEMIG encontra-se detalhado nas tabelas abaixo, com a discriminação das transações realizadas no 

ano de 2016, em relação ao ano de 2015:  

Tipo de Venda 

2016 2015 
Variação em relação 

ao ano anterior 

Clientes Energia Clientes Energia Clientes Energia 

Valor  Participação Valor  Participação Valor  Participação Valor  Participação Variações Variações 

( u n ) (%) ( MWh ) (%) ( u n ) (%) ( MWh ) (%) (%) (%) 

Energia Comercializada 8.260.336  100,00  55.591.690  100,00  8.079.771  100,00  56.903.594  100,00  2,23  (2,31) 

      Vendas para 

Consumidores Finais 
8.259.504  99,99  43.046.097  77,43  8.078.963  99,99  46.034.739  80,90  2,23  (6,49)  

               Residencial 6.691.673  81,01  9.915.807  17,84  6.532.169  80,85  9.829.992  17,27  2,44  0,87  

               Industrial 75.139  0,91  19.494.391  35,07  75.475  0,93  22.968.931  40,36  (0,45) (15,13) 

                     Regulad

o 
74.535  0,90  3.194.872  5,75  75.085  0,93  3.757.203  6,60  (0,73) (14,97)  

                     Livre 604  0,01  16.299.519  29,32  390  0,00  19.211.728  33,76  54,87  (15,16) 

               Comercial 716.968  8,68  6.572.980  11,82  714.539  8,84  6.433.728  11,31  0,34  2,16  

                     Regulad

o 
716.602  8,68  5.711.647  10,27  714.433  8,84  6.026.533  10,59  0,30  (5,23)  

                     Livre 366  0,00  861.333  1,55  106  0,00  407.194  0,72  245,28  111,53  

               Rural 694.026  8,40  3.574.724  6,43  678.742  8,40  3.379.734  5,94  2,25  5,77  

               Outras Categorias 81.698  0,99  3.488.195  6,27  78.038  0,97  3.422.354  6,01  4,69  1,92  

         Consumo Próprio 750  0,01  37.140  0,07  756  0,01  37.661  0,07  (0,79) (1,38) 

      Vendas no Atacado 82  0,00  12.508.453  22,50  52  0,00  10.831.194  19,03  57,69  15,49  

         Contratos no Mercado 

Regulado 
45  0,00  2.425.227  4,36  46  0,00  4.252.099  7,47  (2,17) (42,96) 

         Contratos Livres e 

Bilaterais 
37  0,00  10.083.226  18,14  6  0,00  6.579.095  11,56  516,67  53,26  

O volume das vendas de energia do Grupo CEMIG para a classe Industrial, no ano de 2016, segundo os principais setores de 

atividade econômica é detalhado na tabela abaixo:  
  
Setores de Atividade 

  
Fornecimento - GWh  

  
%   
  

Metalurgia .............................................................................................................................  5.002 26 

Indústria Extrativa ................................................................................................................  2.612 13 

Produtos Minerais Não Metálicos .........................................................................................  2.252 12 

Produtos Alimentares ............................................................................................................  1.818 9 

Produtos Químicos ................................................................................................................  1.480 8 

Máquinas e Equipamentos ....................................................................................................  1.050 5 

Indústria Automotiva ............................................................................................................  1.049 5 

Têxtil .....................................................................................................................................  719 4 

Produtos Plásticos .................................................................................................................  668 3 

Demais Ramos ......................................................................................................................  2.842 15 

Total ï Consumidores industriais .........................................................................................  19.492 100 

Os dez maiores grupos empresariais da classe industrial atendidos pelo Grupo CEMIG, localizados em Minas Gerais e em 

outros estados do Brasil, em termos de energia faturada no ano de 2015, são apresentados na tabela a seguir:  
  
Grupo Empresarial 

  
Segmento  

  
ArcellorMittal ..............................................................................................................  Metalurgia 

Usiminas ......................................................................................................................  Metalurgia e Extrativa 

Dow Corning Metalurgia 

Anglo American...........................................................................................................  Metalurgia 

Saint Gobain ................................................................................................................  Produtos Químicos, Minerais Não 

Metálicos 
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Grupo Empresarial 
  

Segmento  
  

Vallourec  ....................................................................................................................  Metalurgia 

Fiat ...............................................................................................................................  Indústria Automotiva 

White Martins Gases Industriais ..................................................................................  Produtos Químicos 

International Paper do Brasil  ......................................................................................  Papel e celulose 

Holcim .........................................................................................................................  Produtos Minerais Não Metálicos 

Faturamento  

Nossos procedimentos de faturamento e pagamento para a distribuição de energia elétrica podem variar de acordo com a 

voltagem do suprimento.  Nossos clientes em larga escala, que têm conexões diretas com nossa rede de transmissão são 

cobrados dentro de cinco dias após a leitura de seus contadores e recebimento das faturas por e-mail.  O pagamento é exigido 

dentro de cinco dias da entrega da conta. 

Outros clientes que recebem energia elétrica de média tensão (aproximadamente 13.800 consumidores recebem energia 

elétrica em um nível de tensão igual ou superior a 2,3 kV) são cobrados dentro de dois dias úteis da leitura de seus 

medidores, com pagamento a ser feito pelo menos cinco dias úteis a partir da entrega da fatura.  Esse grupo de consumidores 

recebem as faturas impressas e também por e-mail.  Atualmente, 84% dos consumidores nesta faixa de tensão possuem 

leitura automática de medidores. 

Nossos clientes de baixa tensão são faturados dentro de cinco dias úteis da leitura de seus medidores, com pagamento a ser 

feito pelo menos cinco dias úteis a partir da entrega da fatura, ou 10 dias úteis após a entrega da conta no caso de instituições 

do setor público.  As contas são preparadas a partir da leitura do medidor ou com base no consumo estimado. 

Estamos em processo de implementação de faturamento imediato para consumidores de baixa tensão, com impressão de 

contas no ato da leitura dos medidores.  Estamos usando esse sistema de faturamento com aproximadamente 6,6 milhões de 

clientes em 2016, e esperamos que esse número aumente para 7,3 milhões de clientes até o final de 2017. 

Encerramos 2016 com aproximadamente 82 mil clientes residenciais de baixa tensão registrados para receber as faturas por e-

mail.  Em 2017, faremos campanhas para intensificar a adesão de clientes a essa modalidade de recebimento de fatura 

contribuindo para a comodidade do consumidor, redução de custos e ganho na sustentabilidade (diminuição de papel 

impresso). 

Sazonalidade  

As vendas de energia elétrica da CEMIG são afetadas pela sazonalidade.  Historicamente, ocorre um aumento de consumo 

pelos clientes industriais e comerciais no último trimestre do exercício social devido ao aumento de suas atividades.  A 

sazonalidade do consumo rural geralmente é associada a períodos de chuva.  Durante o período de seca entre os meses de 

maio e novembro o consumo de energia é maior devido à irrigação agrícola.  Os dados trimestrais de energia faturada pelo 

grupo CEMIG junto aos consumidores finais, regulados e livres, nos anos de 2014 a 2016, são apresentados a seguir, em 

MWh:  
  

Ano 
  

Primeiro 

Trimestre  
  

Segundo Trimestre  
  

Terceiro 

Trimestre  
  

Quarto Trimestre   
  

2016 ......................................................................................  10.580 10.778 10.845 10.942 

2015 ......................................................................................   11.661   11.326   11.315   11.703  

2014 ......................................................................................   12.027   12.341   12.498   12.775  

Concorrência  

Contratos com Consumidores Livres  

Em 31 de dezembro de 2016, a CEMIG GT tinha uma carteira de contratos com 960 consumidores industriais e comerciais 

livres.  Deste total, 485 clientes estavam localizados fora do estado de Minas Gerais com 32,4% da energia total vendida pela 

CEMIG no ano de 2016.  
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A estratégia adotada pela CEMIG no Mercado Livre é a negociação e celebração de contratos de longa duração, 

estabelecendo e promovendo, desta forma, um relacionamento duradouro com os clientes.  A CEMIG busca se diferenciar da 

concorrência no Mercado Livre por meio do nível de relacionamento com os clientes e da qualidade de seus serviços, com o 

que tem valor agregado na CEMIG GT.  Esta estratégia, juntamente com vendas que minimizam a exposição a preços de 

curto prazo e contratos com uma demanda m²nima no modelo ñtake or payò, traduz-se em riscos mais baixos e maior 

previsibilidade de nossos resultados.  

Matérias-Primas  

A água fluvial é a principal matéria-prima utilizada pela CEMIG para a produção de energia elétrica.  Desde 31 de dezembro 

de 2016, 86 das 109 usinas da CEMIG utilizam essa fonte e são responsáveis por 96% da energia produzida.  

O custo da água pode ser considerado nulo uma vez que este é um recurso natural proveniente das chuvas e rios.  

Em proporção menor, a empresa também produz energia por fonte eólica (também com custo nulo) e termelétrica a óleo 

combustível (o custo do óleo varia com o mercado internacional de petróleo).  

Questões Ambientais   

Visão Geral  

Nossa geração, transmissão e distribuição de energia, assim como a distribuição de gás natural, estão sujeitas à legislação 

federal e estadual referente à preservação do meio ambiente.  A Constituição Brasileira confere ao governo federal, governos 

estaduais e municipais poder para promulgar leis destinadas a proteger o meio ambiente e regulamentar essas leis.  Enquanto 

o governo federal tem competência para promulgar normas ambientais gerais, os governos estaduais têm poderes para 

promulgar regulamentações ambientais mais específicas e ainda mais severas e os municípios também têm competência para 

promulgar leis regulando interesses locais.  Um infrator da Lei nº 9.605/1998, a Lei de Crimes Ambientais, está sujeito a 

sanções administrativas e criminais, e terá a obrigação de reparar e/ou compensar os danos ambientais. O Decreto Federal nº 

6.514/2008 especifica as penalidades cabíveis para cada tipo de infração ambiental, estabelecendo sanções pecuniárias que 

variam entre o mínimo de R$ 50,00 e o máximo de R$ 50 milhões, além da suspensão das operações.  As sanções criminais 

aplicáveis a pessoas jurídicas podem incluir multas e restrição de direitos enquanto, para pessoas físicas, podem incluir 

prisão, que pode ser imposta a diretores e empregados de empresas que cometem crimes ambientais.  

 Estamos em conformidade com as leis e regulamentações ambientais aplicáveis, em todos os aspectos relevantes.  

Em conformidade com nossa Política Ambiental, estabelecemos vários programas para prevenir e minimizar danos, que 

visam a limitar nossos riscos relacionados a questões ambientais.  

Manejo de vegetação no sistema elétrico  

A Gestão Ambiental da CEMIG D contempla, dentre outras iniciativas, o desenvolvimento de metodologias e procedimentos 

de intervenção em árvores urbanas junto às redes de distribuição.  A necessidade de intervenção em árvores decorre da 

obrigatoriedade de se garantir a segurança operacional do sistema e do elevado número de interrupções no fornecimento de 

energia causado por árvores.  Em 2016, as árvores responderam por 39.153 interrupções no fornecimento de energia, tanto no 

meio urbano quanto em áreas rurais, constituindo a sexta maior causa de interrupções não programadas no sistema de 

distribuição da Companhia.  

Investimentos têm sido direcionados ao aprimoramento técnico da poda de árvores, para que o processo aconteça de forma a 

diminuir riscos, seja para o empregado, seja para o sistema ou para a Responsabilidade Civil.  As intervenções são realizadas 

através da poda direcional, que é a técnica considerada mais adequada para a convivência entre as árvores de grande porte e 

as redes de distribuição de energia.  

A CEMIG vem desenvolvendo, em parceria com agentes próprios e externos, aplicativos informatizados para aprimorar a 

gestão do processo de manejo de vegetação e reduzir os índices de interrupção no meio urbano.  A CEMIG também possui a 

iniciativa de aprimorar o manejo de vegetação em faixas de passagem (sua metodologia de Manejo Integrado de Vegetação), 

para reduzir custos, melhorar o desempenho do sistema e contribuir para a melhoria da qualidade ambiental.  

Licenças ambientais  

O licenciamento ambiental tem como objetivo assegurar a qualidade de vida da população por meio de um controle prévio e 

de um continuado acompanhamento das atividades humanas capazes de gerar impactos sobre o meio ambiente.  
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A licença ambiental é uma obrigação legal para construção, instalação, ampliação e operação de um empreendimento que 

cause impacto ambiental significativo ou polua ou tenha potencial para causar degradação ambiental ou de prejudicar o 

patrimônio arqueológico.  

A falha na obtenção e cumprimento de uma licença ambiental para construção, implantação, operação, ampliação ou aumento 

de empreendimento que cause impacto ambiental significativo, como as usinas operadas e em implantação pela CEMIG, está 

sujeita a sanções administrativas, tais como a suspensão das atividades e o pagamento de multa, variando conforme a 

autoridade competente, bem como a sanções criminais, que incluem pagamento de multa, prisão dos envolvidos com a 

atividade criminosa e restrição de direitos para pessoas jurídicas.  

Cada licença é válida por um período específico, e deve ser renovada após o seu vencimento. De acordo com a Lei 

Complementar nº 140, de 8 de dezembro de 2011, o pedido de renovação de licença ambiental deve ser arquivado por 120 

dias antes da data de vencimento, permanecendo válido até a emissão da uma nova. 

Licença de Operação Ambiental Corretiva  

A Resolução nº 1, de 23 de janeiro de 1986, emitida pelo Conselho Nacional do Meio Ambiente, ou CONAMA, exige que 

estudos de avaliação de impacto ambiental sejam realizados e o respectivo relatório de avaliação de impacto ambiental seja 

elaborado para todas as instalações de geração de energia elétrica de grande porte construídas no Brasil após 1º de fevereiro 

de 1986.  Para empreendimentos construídos anteriormente a este ano, esses estudos não são exigidos, mas estas instalações 

deverão obter licenças de operação ambiental corretivas, que podem ser obtidas mediante o protocolo de um formulário 

contendo determinadas informações sobre o empreendimento em questão.  A obtenção de licenças corretivas para projetos 

que entraram em operação anteriormente a fevereiro de 1986, de acordo com a Resolução nº 6, de 16 de setembro de 1987, 

exige a apresentação, à autoridade ambiental competente, de um relatório ambiental, contendo as características do projeto, 

os impactos ambientais de sua construção e operação, e também as medidas atenuantes e compensatórias adotadas ou que 

estão em vias de ser adotadas pela organização que realiza o projeto.  

A Lei Federal nº 9.605, promulgada em 12 de fevereiro de 1998, estabelece sanções para instalações que operem sem 

licenças ambientais.  Em 1998, o governo federal editou a Medida Provisória 1.710 (atualmente Medida Provisória 2.163-

41/2001), que possibilita às operadoras de projetos celebrarem acordos com os órgãos reguladores ambientais competentes 

para fins de cumprimento da Lei Federal nº 9.605/1998.  Por conseguinte, estamos negociando com o Instituto Brasileiro do 

Meio Ambiente e dos Recursos Naturais Renováveis, ou IBAMA, e com as Superintendências Regionais de Meio Ambiente 

do Estado de Minas Gerais, ou Suprams, a fim de obter a licença de operação ambiental corretiva para todas as nossas usinas 

e linhas de transmissão que tenham iniciado suas operações antes de fevereiro de 1986.  Concordamos com as Supram que a 

regularização de nossas instalações de geração localizadas em Minas Gerais ocorrerá de forma gradual.  Atualmente, não 

temos quaisquer previsões de custos e compromissos relativos a recomendações que possam vir a ser feitas pelo IBAMA e 

pelas Supram.  

As instalações da CEMIG GT que entraram em operação anteriormente à vigência da legislação brasileira e que ainda não 

obtiveram suas respectivas licenças corretivas, prepararam os estudos exigidos, protocolaram pedidos perante os órgãos 

ambientais competentes e os submeteram à análise. 

Atualmente, existem 37 processos de obtenção de Licenças Operacionais Corretivas formalizados.  Destes, 32 estão com as 

Supram e cinco estão com o IBAMA.  Todos os estudos pertinentes foram preparados e apresentados aos órgãos reguladores 

competentes.  Existem ainda, ao todo, 10 processos de obtenção de renovação de Licenças Operacionais formalizados em 

diversas Supram, e sete Licenças Operacionais em vigor, incluindo projetos da CEMIG GT e os SPCs de propriedade 

integral. 

Para gerenciar o cumprimento das condicionantes, utilizamos o Índice de Redução do Risco do Descumprimento das 

Condicionantes Ambientais, ou IRDC. 

Em 2016, foram obtidas 32 licenças e autorizações de regularização de projetos da CEMIG D, nas seguintes categorias: três 

Autorizações Ambientais de Funcionamento, ou AAF; duas Certidões Não Passíveis de Licenciamento; e 27 Documentos 

Autorizativos para Intervenção Ambiental, ou DAIA, dos quais três eram para obras destinadas a atender as partes que 

acessam o fornecimento de energia elétrica.  Todos os processos supracitados foram regularizados nas Supram distribuídas 

pelo Estado de Minas Gerais.  

No que tange as Licenças de Operações Corretivas, ou LOC, a CEMIG D chegou a um acordo junto às Supram para a 

regularização das linhas de transmissão instaladas anteriormente à Deliberação Normativa nº 74/2004, dividindo os 
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empreendimentos em 5 malhas regionais: Centro-Norte, Sudeste, Triângulo Mineiro (Triângulo), Oeste e 

Centro.  Atualmente, obtivemos cinco LOCs, das quais duas estão em fase de renovação: as LOCs para o Triângulo Mineiro 

e a rede Triângulo São Paulo (pedido formalizado em 16 de janeiro de 2015), a rede Leste (pedido formalizado em 12 de 

agosto de 2015) e rede Centro-Norte (pedido formalizado em 5 de janeiro de 2015). 

A distribuição de gás natural pela Gasmig, por meio de gasodutos em Minas Gerais, também está sujeita a controle 

ambiental.  Todas as licenças necessárias à operação regular das atividades da Gasmig foram obtidas.  

As licenças e autorizações ambientais emitidas pelos órgãos municipais, estaduais e federais normalmente impõem condições 

relacionadas aos impactos ambientais inerentes às nossas atividades, que devem ser cumpridas ao longo de sua vigência.  Por 

isso, a CEMIG está adotando medidas adequadas para seu integral cumprimento e respectiva comprovação perante o órgão 

ambiental, de forma a se evitar a aplicação de eventuais penalidades administrativas e criminais, tais como multas, suspensão 

de operações ou revogação da licença.  Nesse sentido, vale destacar a celebração do Convênio de Cooperação entre a CEMIG 

D e o Município de Jequitinhonha, para atendimento das condicionantes ambientais de empreendimentos construídos na 

região. 

Além disso, a distribuição de gás natural pela Gasmig, por meio de gasodutos em Minas Gerais, também está sujeita a 

controle ambiental.  Todas as licenças necessárias à operação regular destas atividades foram obtidas. 

Reservas Legais Ambientais  

De acordo com o Artigo 12 da Lei Federal nº 2.651, de 25 de maio de 2013 (Novo Código Florestal), uma Reserva Legal é 

uma área localizada em uma propriedade rural ou posse rural necessária para o uso sustentável dos recursos naturais, 

conservação ou reabilitação dos processos ecológicos, conservação da biodiversidade e para abrigo ou proteção da fauna e 

flora nativas.  De modo geral, todos os proprietários de imóveis rurais são obrigados a preservar uma área como reserva legal.  

Porém, o Artigo 12, §7º, do Novo Código Florestal Brasileiro prevê que não será exigido Reserva Florestal Legal para áreas 

adquiridas ou expropriadas pelo titular de uma concessão, permissão ou autorização para exploração de potencial de energia 

hidráulica, em que projetos de geração de energia elétrica, ou subestações de energia ou linhas de transmissão ou distribuição 

estejam operando.  

Em Minas Gerais, a Lei nº 20.922 promulgada em 17 de outubro de 2014, fez provisões na Política Florestal e na Política de 

Proteção da Biodiversidade do Estado, adaptando a legislação ambiental às disposições do Código Florestal.  Neste sentido, a 

cobrança de Reserva Legal para os empreendimentos hidrelétricos foi revogada, possibilitando a retomada da análise dos 

processos de Licenciamento Ambiental Corretivo que haviam sido adiados por este motivo no ano anterior.  Na esfera 

federal, a equipe de licenciamento técnico do IBAMA, no processo de licenciamento corretivo das usinas CEMIG, expressou 

sua opinião, em correspondência enviada à Companhia em 29 de julho de 2008, tomando posição contrária à necessidade de 

constituição de Reservas Florestais Legais.  

A aprovação da nova Lei Florestal Brasileira e a exclusão dos empreendimentos hidrelétricos da necessidade de Averbação 

de Reserva Legal, resolveu esta questão permitindo a continuidade dos processos de licenciamento ambiental da empresa, 

com a obtenção das Licenças de Operação pendentes e a manutenção de sua conformidade legal.  

Áreas de Preservação Permanente  

Com a nova Lei de Política Florestal do Estado de Minas Gerais, foi decidido que a preparação e aprovação do Pacuera é uma 

condição para a concessão de Licenças Operacionais.  Este requisito está agora incorporado no processo de Licenciamento 

corretivo e renovação de Licenças Operacionais.  

Medidas Compensatórias 

De acordo com a Lei Federal n° 9.985, promulgada em 18 de julho de 2000, e Decreto n° 4.340, promulgado em 22 de 

setembro de 2002, as empresas cujas atividades acarretem grandes impactos ambientais ficam obrigadas a investir em áreas 

protegidas de maneira a compensar esses impactos.  As Unidades de Conservação incluem estações ecológicas, reservas 

biológicas, parques nacionais e áreas de interesse ecológico relevantes.  Cada empresa possui suas compensações ambientais 

estipuladas pelo órgão ambiental competente, dependendo do grau específico de poluição ou danos ao meio ambiente.  

O Decreto Federal nº 6.848 / 2009, promulgado em 14 de maio de 2009 e o Decreto nº 45.175 do Estado de Minas Gerais, 

promulgado em 17 de setembro de 2009, regulamentam a metodologia de decisão destas medidas de compensação, exigindo 
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que até 0,5% do montante total investido na implementação de um projeto que cause impacto ambiental significativo deve ser 

revertido para medidas compensatórias.  

O Decreto Estadual nº 45.175/2009 foi alterado pelo Decreto nº 45.629/2011, que estabeleceu o valor de referência dos 

projetos que causam impacto ambiental significativo, conforme a seguir:  

¶ Os projetos executados antes da publicação da Lei Federal nº 9.985, decretado em 2000 utilizarão o valor escritural 

líquido, excluindo reavaliações ou, na sua falta, o valor do investimento feito pelo representante de tal projeto, e  

¶ A compensação para projetos ambientais executados após a publicação da Lei Federal nº 9.985, promulgado em 

2000 irá usar a referência estabelecida no item IV do artigo 1º do Decreto nº 45175 promulgado em 2009, calculada 

no momento da execução do projeto e corrigida com base em uma taxa de reajuste pela inflação.  

Devido ao impacto da Lei das Concessões (Lei nº 12.783/2013) sobre os empreendimentos da CEMIG GT, a empresa fez 

uma consulta ao Instituto Estadual de Florestas, ou IEF, relativo ao Sistema de Transmissão, que por sua vez, passou a 

consulta à Advocacia-Geral da União, ou AGU, para o devido pagamento das compensações ambientais.  O IEF submeteu o 

inquérito à Advocacia-Geral da União (AGU).  Na data deste relatório anual, a Companhia não recebeu resposta a esta 

consulta.  

Adicionalmente às compensações ambientais acima, inclui-se como rotinas florestais para limpezas da faixa e de acessos 

onde haja supressão da vegetação.  

Outros requisitos ambientais podem se tornar aplicáveis devido aos impactos de vários projetos, tais como a elaboração e 

operacionalização de programas de monitoramento de fauna e flora da região do entorno do Sistema Elétrico, programas de 

educação ambiental, e Programas de recuperação de áreas degradadas, ou PRADs.  

Gestão de Peixes ï Programa Peixe Vivo 

A construção de usinas hidrelétricas pode colocar em risco os peixes que habitam os rios, devido a diversas alterações 

causadas ao ambiente aquático pelo uso de barragens.  Uma das principais atribuições de nossa área ambiental é garantir que 

não ocorram acidentes ambientais envolvendo a ictiofauna nativa em nossas usinas hidrelétricas.  Além disso, para mitigar o 

impacto provocado pela operação das usinas, a CEMIG desenvolveu uma metodologia para avaliação do risco de morte de 

peixes nas usinas.  Adicionalmente, desenvolvemos projetos de pesquisa em parceria com universidades e centros de 

pesquisas gerando conhecimento científico para embasar programas de conservação da ictiofauna mais efetivos para a 

empresa.  

Apesar desses esforços, um incidente ocorreu em 2007, na Usina Hidrelétrica de Três Marias, resultando na morte de 

aproximadamente 17 toneladas de peixe, conforme estimativas da Polícia Ambiental (8,2 toneladas pelas nossas estimativas).  

O volume de peixes mortos não foi medido.  Em consequência do ocorrido, o Instituto Estadual de Florestas nos aplicou duas 

multas, totalizando aproximadamente R$ 5,5 milhões, e em 8 de abril de 2010, a CEMIG e a Procuradoria do Estado de 

Minas Gerais assinaram um Termo de Ajuste de Conduta, ou TAC, por R$ 6,8 milhões em medidas compensatórias para 

melhorias ambientais na área afetada pela usina de Três Marias, na cidade de Três Marias, em Minas Gerais.  Ambos os 

compromissos financeiros já foram quitados e as melhorias ambientais na área afetada estão sendo implementadas, como 

automação das grades de proteção para peixes.  

Neste contexto, em junho de 2007 foi criado o Programa Peixe Vivo que surgiu da percepção por parte do corpo diretivo da 

CEMIG de que era necessária a adoção de medidas mais efetivas para a conservação da ictiofauna dos rios onde a empresa 

possui empreendimentos.  As principais atividades do programa se resumem ¨ sua miss«o, que s«o: ñMinimizar o impacto 

sobre a ictiofauna buscando soluções e tecnologias de manejo que integrem a geração de energia elétrica pela CEMIG com a 

conserva­«o das esp®cies de peixes nativas, promovendo o envolvimento da comunidadeò.  Desde a sua criação, o programa 

atua em duas frentes, uma buscando a preservação da ictiofauna no estado de Minas Gerais e a outra focando nas definições 

de estratégias de proteção para evitar e prevenir a morte de peixes, nas hidrelétricas da CEMIG.  A adoção de critérios 

científicos para tomada de decisão, o estabelecimento de parcerias com outras instituições e a modificação de práticas 

adotadas com as informações geradas são os princípios que norteiam o trabalho desenvolvido pela equipe do Peixe Vivo.  

Além disso, é de grande importância a divulgação das informações geradas para a sociedade, garantindo a transparência do 

programa e criando oportunidades para que a comunidade exponha seus anseios e sugestões.  
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Em média, no período de 2007 a 2016, a CEMIG gastou R$ 6,6 milhões por ano em atividades e projetos de pesquisa 

relacionados ao programa Peixe Vivo.  Investimos mais R$ 6 milhões em obstáculos físicos para evitar que peixes entrem no 

tubo de sucção e modernização da principal estação de incubação da Estação Ambiental de Volta Grande.  

Apesar de todos os avanços na área da ictiologia conquistados pelo Programa Peixe Vivo, ainda existem grandes desafios a 

serem estudados e compreendidos.  Em 2012, cerca de 1,8 toneladas de peixes morreram em uma ocorrência na usina 

hidrelétrica de Três Marias.  A causa da morte ainda é desconhecida e não havia sido prevista, pois as circunstâncias do 

acidente eram inéditas.  Contudo, com a adoção de medidas para controlar os riscos ambientais e a imediata comunicação aos 

Órgãos Ambientais, a empresa foi autuada em R$ 50 mil, dos quais foi reduzida em 45% conforme previsto em lei pelo fato 

de ter realizado a comunicação imediata do dano ou perigo à autoridade ambiental e também ter colaborado com os órgãos 

ambientais na solução dos problemas advindos desta conduta.  O valor da multa de 2012 foi 40 vezes menor (por quilo de 

peixe morto) quando comparado à multa aplicada pelo IEF no acidente de 2007.  O Programa Peixe Vivo estudou as 

circunstâncias do acidente para determinar melhores formas de controle e evitar ocorrências similares.  

Em 2016, o Programa Peixe Vivo participou da 46ª Sessão da Bienal do Conselho Internacional de Grandes Sistemas 

Elétricos, ou CIGRÉ, realizada no período de 21 a 26 de agosto em Paris, França, no Palais des Congrès.  A bióloga Raquel 

Loures participou das sessões relacionadas à área ambiental, apresentando informações obtidas em projetos apoiados pelo 

Programa.  

Dois livros organizados pelo programa Peixe Vivo foram lançados em 2016 para divulgar as informações sobre seus projetos.  

O primeiro livro com título ñPescadores do Saberò é fruto do projeto de extensão desenvolvido em parceria entre CEMIG e 

Universidade Federal de Lavras. Tal projeto nasceu com a missão de, além de abordar a problemática ambiental do planeta, 

resgatar os valores sociais, respeito pelo próximo e pelo meio ambiente. O livro contém os trabalhos desenvolvidos pelos 

alunos e depoimentos de pais e professores que corroboram o sucesso do projeto.  A obra pretende ser um canal importante 

para divulgação da metodologia adotada pelo projeto e seus impactos sobre alunos e professores.  O segundo livro lançado 

em 2016 foi a ñAvalia­«o de Risco de Morte de Peixe em Usinas Hidrel®tricasò.  Este é um trabalho importante para o setor 

elétrico.  Publica os resultados de um projeto de pesquisa realizado em parceria entre a Universidade Federal de Minas Gerais 

(UFMG) e o programa Peixe Vivo desde 2009 em usinas hidrelétricas do Grupo CEMIG, reunindo um conjunto de 

informações científicas sobre os riscos de morte de peixes em Usinas Hidrelétrica, representando passo fundamental rumo ao 

desenvolvimento de propostas para o seu desenvolvimento. 

O Programa desenvolve 9 projetos científicos em parceria com instituições de pesquisa, envolvendo mais de 100 estudantes e 

pesquisadores.  

Estas parcerias, que operam desde 2007, resultaram em mais de 364 publicações técnicas até o momento, além de ter sido 

referência nacional e internacionalmente pelas práticas de conservação da ictiofauna e diálogo com a comunidade, 

apresentando seu trabalho em diversos países e estados brasileiros.  Estes resultados acadêmicos, juntamente com o 

envolvimento da comunidade têm sido usados para criar programas de conservação mais eficientes e práticas que permitem a 

coexistência de usinas e peixes nos rios brasileiros.  

Durante a sua existência, o Peixe Vivo também recebeu o reconhecimento externo em premiações.  Entre 2009 e 2010, 

venceu o Pr°mio Brasil de Meio Ambiente na categoria ñMelhor trabalho de preserva­«o de fauna e floraò.  Em 2010, venceu 

o Pr°mio Aberje na categoria ñComunica­«o de programas voltados ¨ sustentabilidade empresarialò feito in®dito para a 

CEMIG.  Em 2011, o trabalho do Peixe Vivo, intitulado ñDesenvolvimento de metodologia para a avalia­«o de riscos de 

morte de peixes em usinas da CEMIGò apresentado no XXI Semin§rio Nacional de Produ­«o e Transmiss«o de Energia 

El®trica, ou SNPTEE, foi selecionado como o melhor trabalho apresentado no grupo ñImpactos Ambientaisò.  Em 2013, foi 

finalista do Green Project Awards Brasil 2013, na categoria ñProdutos ou Servi­osò.  Em 2014, ficou entre os 10 primeiros 

colocados do 12º Prêmio Benchmarking Brasil 2014 e, por desenvolver melhores práticas de proteção para peixes, foi 

vencedor da categoria Melhor Fauna na quinta edição do Prêmio Hugo Werneck.  Em 2015 o Programa Peixe Vivo foi 

duplamente premiado pela apresentação de dois informes técnicos durante o XXIII SNPTEE no Grupo de Impactos 

Ambientais. (i) o informe t®cnico ñComportamento de peixes a jusante de hidrel®trica: subsídios para a mitigação de 

impactos da gera­«oò apresentado por Raquel Loures (GIA2) ficou em 1Ü lugar como melhor trabalho apresentado, e (ii) o 

ñUso de uma ferramenta quantitativa para a gest«o ambiental de bacias hidrogr§ficas: aplicabilidade da técnica para o setor 

el®trico brasileiroò apresentado por Jo«o Lopes (GIA4) foi premiado com o 3Ü lugar no mesmo grupo.  

Ocupação Urbana de Áreas de Passagem e Margens de Represas  

Dutos de Gás ï Nossas redes de dutos de distribuição de gás natural são subterrâneas, atravessando áreas habitadas, e usando 

vias urbanas em conjunto com tubulações subterrâneas operadas por outras concessionárias de serviços públicos e órgãos 
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públicos.  Esse fato aumenta o risco representado por obras irregulares realizadas sem prévia comunicação e consulta a 

nossos registros referentes às redes de distribuição de gás natural, havendo possibilidade de acidentes que possam acarretar 

lesões a pessoas, danos materiais e danos ambientais, em caso de ignição ou vazamento potencialmente significativos.  No 

entanto, todas as nossas redes de gás são clara e amplamente demarcadas e sinalizadas.  A Gasmig possui diversos inspetores 

monitorando diariamente a sua rede, para evitar obras ilegais ou escavações em estradas urbanas, invasões, construções ou 

erosão, conforme aplicável, ou qualquer outro problema que possa causar risco ao gasoduto.  A Gasmig, por meio de seu 

programa ñEscave com Seguran­aò, vem formando parcerias com a comunidade, principalmente com autoridades p¼blicas e 

concessionárias de serviços públicos, para divulgar seus registros a companhias que realizem escavações em vias públicas a 

fim de assegurar que, antes de escavar próximo a uma rede de gás natural, elas telefonem ao plantão 24 horas da Gasmig e 

solicitem orientações e suporte para a execução segura de sua obra.  

Em 2016, a Gasmig teve emissões acidentais de um baixo volume de gás natural causado por escavações não autorizadas por 

terceiros que não haviam examinado previamente nossos mapas de rede de gás e trabalhos de manutenção em suas 

instalações de medição. 

Redes de Transmissão ï Temos servidão para nossa rede de transmissão e subtransmissão sobre um terreno com 

aproximadamente 26.966 quilômetros de comprimento.  Uma parte significativa de tal terreno é ocupada por construções não 

autorizadas, incluindo construções residenciais.  Esse tipo de ocupação gera riscos de choque elétrico e acidentes envolvendo 

moradores locais, e constitui um obstáculo à manutenção e operação de nosso sistema de energia elétrica.  Estamos buscando 

soluções para esse problema, e que envolvem a remoção destes ocupantes, ou melhorias que possibilitariam manter de forma 

segura e eficiente nosso sistema de energia elétrica.  O Comitê de Acompanhamento do Risco de Invasão em Faixas de 

Segurança de Linhas de Transmissão e Subtransmissão foi criado para minimizar esses riscos por meio do monitoramento e 

registro de invasões, realizando ações que previnam invasões nas passagens das linhas de transmissão e subtransmissão.  

Várias medidas foram adotadas para preservar a faixa de segurança das Linhas de Transmissão e Subtransmissão, entre elas 

citamos: a contratação de uma empresa para fiscalização sistemática e implementação de medidas de segurança e trabalhos 

para minimizar os riscos de acidentes; educação das comunidades sobre os riscos de acidentes envolvendo choque elétrico 

devido à invasão de pessoas e construções residenciais; criação de hortas comunitárias; e remoção de ocupação das faixas de 

segurança por meio de acordos com os moradores locais e outras autoridades e/ou através de ações judiciais.  

Áreas de Represas ï Implementamos medidas de segurança para proteger nossas instalações de geração de energia contra 

invasões, utilizando tanto postos de vigilância, quanto patrulhas móveis para o controle das margens de reservatórios.  

Também estão sendo planejados sistemas eletrônicos de segurança para monitorar as instalações da usina de geração.  

Invasores dentro das instalações são detidos e encaminhados para as delegacias, onde as queixas policiais são registradas.  Há 

placas nas margens das represas das nossas instalações de geração hidrelétrica indicando a propriedade.  Invasores de áreas 

são identificados pelas unidades móveis de patrulhamento por meio de inspeções periódicas nos entornos das represas.  

Frequentemente temos de tomar medidas judiciais para recuperar a posse das áreas invadidas.  Devido ao fato de se tratar de 

uma área muito extensa e do número de nossas represas, estamos continuamente sujeitos a novas invasões e ocupações de 

margens das reservas por construções não autorizadas.  Entretanto, estamos empregando nossos melhores esforços para 

prevenir essas invasões e quaisquer danos ambientais resultantes às Áreas de Preservação Permanente, ou APPs, em volta das 

represas.  Na fiscalização dos reservatórios foram dispendidos cerca de 185.130 quilômetros rodados e de 1.064 horas 

navegadas, além de cerca de 13.507 vistorias realizadas.  Ressalta-se que, para incrementar a fiscalização, foi acrescido mais 

um posto de fiscalização de margens de reservatórios.  

O Mercado de Carbono  

Acreditamos que o Brasil tem potencial significativo para gerar créditos de carbono decorrentes de projetos de energia limpa 

que observam o Mecanismo de Desenvolvimento Limpo, ou MDL, ou os Mercados Voluntários.  Todo ano, buscamos 

quantificar nossas emissões e publicar nossas principais iniciativas na redução da emissão de gás carbônico, por exemplo, 

através do Projeto de Emissão de Carbono.  

O Grupo CEMIG participa de projetos de MDL em vários estágios de desenvolvimento, incluindo sete PCHs com capacidade 

de 116 MW e duas usinas hidrelétricas com capacidade de geração combinada de 3.708 MW, diversos parques de energia 

eólica, as quais totalizaram 668 MW e uma usina solar com capacidade de 3 MW.  

A CEMIG concluiu o processo de verificação e emissão de créditos de carbono para a PCH do Cachoeirão.  Estimamos que 

167 toneladas de emissões de CO2 foram evitadas através deste programa. 
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Gestão de equipamentos e resíduos contaminados com Bifenilas Policloradas, ou PCBs 

Na CEMIG os equipamentos de grande porte que continham PCBs e data de fabricação anterior a 1981 foram retirados do 

sistema elétrico e encaminhados para incineração em 2001.  

A legislação brasileira proíbe a comercialização de PCBs desde 1981, porém permite sua utilização em equipamentos que 

ainda estejam em operação.  A Convenção de Estocolmo, o qual o Brasil é signatário e que foi ratificada por meio do Decreto 

nº 5472/2005, prevê a retirada de operação de equipamentos contaminados com PCB até 2025 e sua destinação final até 

2028.  

Encontra-se em andamento, no âmbito do Conselho Nacional de Meio Ambiente, ou CONAMA, a elaboração de Resolução 

Normativa, ou RN, que ñdisp»e sobre o gerenciamento ambientalmente adequado de Bifenilas Policloradas e os seus 

resíduosò.  

Os detentores de equipamentos e materiais contaminados terão prazo escalonado, sendo o prazo máximo até o ano de 2025 

para retirá-los de operação/uso, devendo ainda descartá-los até 2028.  

A minuta da RN está sendo apreciada na Câmara Técnica de Assuntos Jurídicos, ou CTAJ, do CONAMA, após ter sido 

discutida no grupo de trabalho do CONAMA e na Câmara Técnica de Qualidade ambiental e Gestão de Resíduos, ou 

CTQAGR.  Houve seis reuniões do grupo de trabalho do CONAMA, sendo que não houve consenso final sobre alguns 

pontos entre os integrantes. 

Há um projeto de lei sobre o mesmo assunto atualmente no Congresso: nº 1.075/2011.  Uma audiência pública sobre o tema 

foi realizada em 22 de novembro de 2016. 

O fluxograma de controle atualmente praticado na empresa poderá sofrer eventuais adequações complementares necessárias 

para o pleno atendimento aos requisitos da Resolução.  Isso poderá resultar em altos custos operacionais. 

A CEMIG participou das discussões por meio da Associação Brasileira de Distribuidores de Energia e do Fórum de Meio 

Ambiente do Setor Elétrico. 

Tecnologias Operacionais ï CEMIG Holding 

Continuamos investindo em equipamentos de monitoramento e controle automatizados tendo em vista nossa estratégia de 

aumento de eficiência, modernização e automatização adicionais de nossas redes de geração, distribuição e transmissão.  

A CEMIG desenvolveu e completou o projeto de migração do seu principal data center para uma empresa especializada na 

prestação de serviços desta natureza, com o objetivo de otimizar suas atividades internas e aumentar a disponibilidade de 

infraestrutura e aplicações que suportam os seus negócios. 

Centro de Operação do Sistema  

O Centro de Operação do Sistema da CEMIG, ou COS, localizado em nossa sede em Belo Horizonte, é a parte central de 

nossas operações.  Ele coordena as operações de todo o nosso sistema elétrico e de energia, em tempo real, promovendo 

integração operacional da geração e transmissão da energia.  Ele ainda opera a interligação com outras companhias de 

geração, transmissão e distribuição.  A supervisão e o controle executados pelo COS agora se estendem por mais de 50 

subestações de alta e extra alta tensão, por mais de 20 usinas hidroelétricas de grande porte e 14 PCHs.  

Por meio de suas atividades, o COS garante permanentemente a segurança, continuidade e qualidade de nosso fornecimento 

de energia.  As atividades do COS são sustentadas por modernos recursos tecnológicos de telecomunicações, automação e 

informação, e executados por pessoal altamente qualificado.  O COS possui um Sistema de Gestão de Qualidade com o 

certificado ISO 9001:2008.  

Centro de Operações de Distribuição  

Nossa rede de distribuição é administrada por um Centro de Operações de Distribuição, ou COD, localizado em Belo 

Horizonte.  O COD monitora e coordena nossas operações de rede de distribuição em tempo real.  O COD é responsável pela 

supervisão e controle de 393 subestações de distribuição, 490.280 quilômetros de redes de distribuição de média tensão, 

16.796 quilômetros de linhas de distribuição e 8 milhões de consumidores e operando em 774 cidades de Minas Gerais.  
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Fornecemos uma média de 10.923 serviços de campo por dia em 2016.  O COD é certificado de acordo com o padrão de 

qualidade ISO 9001: 2000.  Existem vários sistemas em uso para automatização e suporte dos processos do COD, incluindo 

sistema de atendimento, administração de equipe em campo, supervisão e controle de subestação de distribuição, 

restabelecimento de energia elétrica, comutação de emergência, desligamento da rede e inspeção.  Tecnologias incluindo 

sistema de informações geográficas e comunicação de dados por satélite ajudam a reduzir o tempo de restabelecimento do 

serviço ao consumidor e a prestar melhor atendimento ao cliente.  Esses dispositivos, instalados ao longo de nossa rede de 

distribuição, identificam e interrompem falhas em correntes, automaticamente restauram o serviço depois de falhas 

momentâneas, melhorando o desempenho das operações e reduzindo o tempo de recuperação e os custos relacionados.  

Sistema de Informações Geocientíficas 

 

O Projeto Atlantis tem como objetivo modernizar e unificar o sistema de geoprocessamento das linhas e redes de distribuição 

da CEMIG e da Light, através da adoção do GE Energy Smallworld - Electric Office (EO). Estas aplicações de software 

fornecem gerenciamento de recursos geoespaciais, planejamento de utilidades, registros de equipamentos elétricos e projeto e 

análise de redes elétricas, e nos permitem cumprir as Resoluções Normativas da ANEEL.  O Projeto Atlantis customizará o 

produto GIS (Sistema de Informação Geográfica) aplicado à gestão de linhas, subestações e linhas de distribuição de energia 

elétrica, capaz de dar suporte aos processos de registro e design, além de respaldar os processos de cobrança, de atendimento 

comercial, de proteção das receitas, operação, manutenção, planejamento e suprimento de materiais, de propriedade dos 

serviços e gestão de ativos.  Durante o ano de 2016, o Projeto Atlantis avançou positivamente e tem sua entrada em operação 

programada para 2017. 

Rede Interna de Telecomunicações  

Acreditamos ter uma das maiores redes de telecomunicações dentre as empresas concessionárias de energia.  Esta rede, 

composta por links de micro-ondas de alta performance providos por mais de 344 estações de comunicação e um sistema 

óptico com aproximadamente 2.811 quilômetros de fibras óticas, provê um mix de soluções de telecomunicações desde 

telefonia e rede corporativa até o monitoramento, proteção e controle de subestações, usinas, linhas de transmissão e 

distribuição, despacho de equipes de campo para realização de serviços técnicos e comerciais em missão crítica, previsão de 

relâmpagos e tempestades e sistema hidro meteorológico para operar reservatórios.  

Nossa robusta rede de dados é composta, também, de instalações de comunicação que compartilham o site com mais de 300 

subestações, 39 usinas e 172 linhas de transmissão e distribuição.  Para suporte à supervisão e controle do sistema de 

distribuição em média tensão, está disponível um sistema de rádio comunicação instalado em aproximadamente 300 

terminais chaves e mais de 1.610 terminais móveis de comunicação veicular conectados por satélites e serviço GPRS e 4G.  

A rede corporativa de dados atende a mais de 240 escritórios e unidades dentro do Estado de Minas Gerais.  

O Centro de Gerência de Rede de Telecomunicações, ou CGR, localizado em Belo Horizonte, monitora e opera a 

infraestrutura de telecomunicações da CEMIG GT e da CEMIG D, em regime de operação contínua (24x7x365), a fim de 

garantir a continuidade e o perfeito funcionamento dos serviços de telecomunicações, com o objetivo de atender os requisitos 

de desempenho operacional e de qualidade de serviço, especificados em acordos operacionais e conforme contratos de 

concessão, regulamentações da ANEEL, ANATEL, ANA e procedimentos de rede do Operador Nacional do Sistema. 

Rede de Dados Corporativos  

Nossa rede de dados corporativos possui 295 unidades em 145 cidades em Minas Gerais.  A arquitetura física e lógica da rede 

emprega recursos de segurança tais como firewalls, Sistemas de Prevenção de Invasões (Intrusion Prevention Systems, ou 

IPSs), sistemas de Prevenção contra Perda de Dados (Data Loss Prevention, ou DLP) e sistemas antivírus e antispam, que são 

continuamente atualizados para proteger informações contra acesso não autorizado, em conformidade com a ISO 27002.  Um 

sistema de registro de eventos torna possível a investigação de ocorrências e também assegura uma base de registros 

históricos para atender as exigências legais.  

Programa de Governança de TI  

Nosso Programa de Governança de Tecnologia da Informação busca continuamente alinhar a TI com nossos negócios, 

agregando valor por meio da aplicação de tecnologia da informação, gerenciamento apropriado de recursos, gerenciamento 

de risco e cumprimento das exigências legais, regulatórias e da lei Sarbanes-Oxley.  
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Desde 2008, nosso Departamento de Administração de Projetos, ou DAP, de tecnologia da informação é responsável por 

assegurar que a administração de projetos de tecnologia da informação seja sistemática, usando metodologia, processos e 

ferramentas de software dedicados.  

Considerando o papel importante da Governança de Tecnologia da Informação em nossos negócios, uma unidade de 

administração dedicada foi criada em 2009 para concentrar, planejar e executar todas as ações que sejam específicas da 

governança de tecnologia da informação, inclusive desdobramento da estratégia corporativa, planejamento estratégico de TI, 

conformidade com as leis e regulamentos, administração de qualidade, orçamentária e financeira, de serviços e de projetos.  

Canais de Relacionamento com o Cliente  

Contamos com seis grandes canais de atendimento aos nossos clientes de Minas Gerais.  O contato de prestação de serviço de 

atendimento ao cliente, tanto em caráter de emergência ou para solicitações de serviços, pode ser feito através: (i) do nosso 

call center, sendo capaz de atender até 250.000 chamadas por dia, além de contar com um serviço eletrônico eficiente através 

da Resposta Interativa por Voz (IVR ou URA); (ii) das agências de atendimento pessoal, presentes nos 774 municípios da 

concessão; (iii) de nossa Agência Virtual, situada no website www.cemig.com.br, que oferece ao todo 16 tipos de serviços; 

(iv) de SMS; (v) das redes sociais Facebook (CEMIG.ATENDE) e Twitter (@CEMIG_ATENDE); (vi) do aplicativo de 

smartphone ñCEMIG Atendeò que oferece 16 tipos de servi­os e do aplicativo Telegram (via servi­o de bot: @CemigBot) 

que oferece 5 tipos de serviços.  

Sistema de Gestão Comercial  

Consolidamos um sistema eficiente de atendimento ao cliente, baseado em nossa plataforma SAP SAC/CRM e totalmente 

integrado em nosso ERP e BI que suporta nossos processos de tomada de decisões.  O SAC atende aproximadamente 8 

milhões de consumidores de alta, média e baixa voltagens.  O sistema é uma ferramenta competitiva, adicionando segurança, 

qualidade e produtividade aos processos de negócios da CEMIG e se adapta com grande eficiência e velocidade a mudanças e 

exigências legais, normativas e do mercado.  

Sistemas de Manutenção e Reparos  

Os 16.796 quilômetros de linhas de distribuição de alta tensão na rede da CEMIG D, operando de 34,5 kV a 161 kV, são 

suportados por, aproximadamente, 53.334 estruturas, construídas principalmente de metal.  

A rede da CEMIG GT possui 4.910 quilômetros de linhas de transmissão de alta tensão, suportadas por, aproximadamente, 

11.507 estruturas.  

A maioria das interrupções nos serviços de nossas linhas de distribuição e transmissão ocorre devido a raios, queimadas, 

vandalismo, vento e corrosão.  

Todos os sistemas das linhas de transmissão de alta tensão da CEMIG D são inspecionados uma vez por ano com um 

helic·ptero, sendo utilizado o equipamento ñGimbalò, isto ®, um sistema composto de c©maras convencionais e de 

infravermelho, que permite inspeções visuais e termográficas (infravermelho) simultâneas.  Inspeções por via terrestre 

também ocorrem em intervalos de um a três anos, dependendo das características da linha, como tempo em operação, número 

de quedas de energia, tipo de estrutura, e a importância da linha para o sistema elétrico como um todo.  

Todas as linhas de transmissão de extra alta tensão da CEMIG G e Transmissão são inspecionadas duas vezes por ano com 

um helicóptero.  São feitas inspeções terrestres a cada dois anos com o objetivo de inspecionar todas as estruturas das 

referidas linhas.  Anualmente é feita uma inspeção na área da faixa de servidão, com intuito de manter a área limpa de 

vegetação que possa causar queimadas.  

Utilizamos modernas estruturas modulares de alumínio para minimizar o impacto de emergências que envolvam quedas de 

estruturas.  Em sua maior parte, nosso trabalho de manutenção em redes de transmissão é realizado com emprego de métodos 

de ñlinha vivaò.  Temos uma equipe bem treinada, ve²culos especiais e ferramentas para suportar o trabalho em rede 

energizada e desenergizadas.  Em 2015, a CEMIG GT adquiriu 37 estruturas reservas para serem utilizadas em caso de 

emergência.  Temos uma equipe bem treinada, para o suporte em nossas linhas de transmissão quando necessário.  
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Nosso conjunto de equipamentos de reserva (transformadores, interruptores, prendedores, etc.) e subestações móveis são de 

grande importância para restabelecer prontamente a energia elétrica a nossos consumidores, em caso de emergências 

envolvendo falhas em subestações.  

Gestão de Segurança da Informação  

A Segurança da Informação, uma preocupação permanente para nossa Companhia, é garantida por meio de um sistema de 

gerenciamento baseado no padrão brasileiro (ABNT) NBR ISO/IEC 27001: 2013, e alinhado com as melhores práticas de 

mercado.  Nosso sistema de administração de segurança da informação inclui processos para administração e controle de 

política, risco, comunicação, classificação de informações e segurança da informação.  Além disso, nossas ações recorrentes 

para aprimoramento dos processos, comunicações, conscientização e treinamento fortalecem as práticas de segurança da 

informação.  

Ferramentas Gerenciais  

Desenvolvemos vários painéis de demonstrações de resultados, acompanhamento físico e financeiro de projetos de 

investimento, gerenciamento de alta voltagem e monitoramento de serviços e suas prioridades. 

Modernizamos nossos canais de atendimento e desenvolvemos soluções para gestão de colaboradores e gerenciamento de 

segurança no trabalho. 

Nosso departamento de TI está desenvolvendo soluções para automatizar os processos de logística interna, minimizando os 

custos para atendimento aos requisitos da ANEEL e aumentar a transparência.  

Foi desenvolvida uma solução com o objetivo de otimizar os custos e o tempo de planejamento e programação da 

manutenção dos diversos recursos associados.  Isso foi feito utilizando-se de funcionalidade padrão de Agendamento de 

Recursos Múltiplos ("MRS") da SAP.  

Realizada integração de softwares que cuidam da manutenção de equipamentos de proteção do sistema elétrica visando 

aumentar a padronização, automatização e a execução da manutenção.  Com objetivo de melhorar e tornar mais claro o 

controle físico e financeiro dos projetos das empresas de geração e transmissão, foi desenvolvida uma solução no módulo de 

gest«o de projetos, para an§lise do valor agregado (ñEVAò).  

Ativos Imobilizados e Ativos Intangíveis 

Nossos principais ativos consistem nas usinas de geração de energia elétrica e nas instalações de transmissão e distribuição 

descritas neste Item 4.  O valor contábil líquido total dos nossos ativos imobilizados e ativos intangíveis, incluindo nosso 

investimento em certos consórcios que operam projetos de geração de energia elétrica, incluindo projetos em construção, era 

de R$ 14.595 milhões em 31 de dezembro de 2016.  

As instalações de geração representaram 24% desse valor contábil líquido, ativos intangíveis representaram 74% deste valor 

contábil líquido (instalações de distribuição em ativos intangíveis representaram 83% e outros intangíveis, inclusive sistemas 

de distribuição de gás representam 17%), e outros ativos imobilizados diversos, inclusive sistemas de transmissão e 

telecomunicações, representaram 1,81%). 

A média de depreciação anual aplicada a essas instalações eram de: 3,30% para instalações de geração hidrelétrica, 10,04% 

para instalações de administração, 4,61% para instalações de telecomunicações e 3,85% para instalações termelétricas. 

Com exceção da nossa rede de distribuição, nenhum de nossos ativos produziu mais de 10% de nossas receitas totais em 

2016.  Nossas instalações são, em geral, adequadas às nossas atuais necessidades, sendo convenientes às finalidades a que se 

destinam.  Nós temos direito de passagem para as nossas linhas de distribuição, as quais são nossos ativos e não serão 

revertidos para o proprietário quando do final da nossa concessão.  
 

Setor Elétrico Brasileiro  

Geral 

Tradicionalmente, no setor elétrico brasileiro, as atividades de geração, transmissão e distribuição eram conduzidas por um 

pequeno número de companhias de propriedade do Governo Federal ou de Governos Estaduais.  No passado, diversas 



 93 

companhias controladas pelo poder público foram privatizadas, em um esforço para aumentar a eficiência e a concorrência no 

setor.  A administração de Fernando Henrique Cardoso (1995-2002) tinha intenção de converter parte do setor de energia 

elétrica sob controle estatal em setor privado, mas a administração de Luiz Inácio Lula da Silva (2003-2010) concluiu este 

processo e implementou um ñNovo Modelo do Setor El®tricoò para o setor elétrico brasileiro, conforme estabelece a Lei nº 

10.848, promulgada em 15 de março de 2004, também conhecida como Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico. 

Já a administração de Dilma Roussef (2011-2016) implementou mudanças significativas através da Medida Provisória nº 

579/2012, que se transformou na Lei 12.783/2013, e estabeleceu novas regras para a renovação ou relicitação das concessões 

das usinas hidrelétricas de geração de energia. 

Posteriormente, na administração de Michel Temer (2016-atual), outras modificações foram trazidas ao setor pela Medida 

Provisória nº 735/2016, convertida na Lei nº 13.360/16, incluindo a alteração das regras de licitação das concessões de 

geração, transmissão e distribuição de energia elétrica. 

O Novo Modelo do Setor Elétrico 

O principal objetivo do Novo Modelo do Setor Elétrico era garantir o fornecimento e a razoabilidade de tarifas.  Com o 

objetivo de garantir a segurança do fornecimento, a Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico exige que (a) as distribuidoras 

contratem a totalidade de sua carga e fiquem responsáveis pela realização de projeções realistas da necessidade de demanda; 

e (b) a construção de novas usinas hidrelétricas e termelétricas seja determinada da maneira que melhor equacione a garantia 

de fornecimento e a razoabilidade de tarifas.  Para atingir taxas razoáveis, a Lei do Novo Modelo do Setor Industrial exige 

que todas as compras de energia elétrica por distribuidores sejam feitas por leilão, com base nos critérios de menor preço, 

onde a contratação seja realizada através do Mercado Regulado.  Os leilões são categorizados em dois tipos: (i) leilões de 

fornecimento de novas usinas, visando a expansão do sistema; e (ii) leilões de energia gerada por usinas existentes, visando 

atender a demanda existente. 

 

O Novo Modelo do Setor Elétrico criou dois ambientes para compra e venda de energia elétrica: (i) o ACR, ou Mercado 

Regulado, para a compra por distribuidoras por meio de leilões públicos de toda a energia necessária para suprir seus 

consumidores; e (ii) o ACL, que abrange a compra de energia por entidades não reguladas (tais como Consumidores Livres e 

entidades que comercializam energia).  As distribuidoras poderão operar apenas no Mercado Regulado, enquanto as 

geradoras poderão operar em ambos os ambientes, mantendo suas características de competitividade. 

Os requisitos para a expansão do setor são avaliados pelo Governo Federal através do Ministério de Minas e Energia, ou 

MME.  Duas entidades foram criadas para fornecer a estrutura para o setor: (i) a Empresa de Pesquisa Energética, ou EPE, 

uma empresa controlada pelo Estado responsável pelo planejamento de expansão de geração e transmissão; e (ii) a Câmara de 

Comercialização de Energia Elétrica, ou CCEE, uma entidade privada responsável pela contabilização e liquidação das 

transações de curto prazo de energia elétrica.  O CCEE também é responsável, através de delegação pela ANEEL, por 

organizar e conduzir os leilões de energia pública através do Mercado Regulado, nos qual todos os distribuidores compram 

energia. 

O Novo Modelo do Setor eliminou o ñself-dealingò, obrigando os distribuidores a comprar energia pelo pre­o mais baixo 

disponível em vez de comprá-la de partes relacionadas.  O Novo Modelo do Setor isentou contratos firmados antes da 

promulgação da lei, a fim de propiciar estabilidade regulatória às transações realizadas antes de sua aprovação. 

Diversas categorias de fornecimento de energia estão liberadas de exigências do leilão público através do Mercado Regulado: 

(1) alguns projetos de geração de baixa capacidade localizados perto de pontos de consumo (como certas usinas de cogeração 

e PCHs); (2) plantas qualificadas no âmbito do programa PROINFA; (3) energia de Itaipu e, a partir de 1º de janeiro de 2013, 

de Angra I e II; (4) contratos de compra de energia celebrados antes da Lei Modelo da Nova Indústria; e (5) concessões 

prorrogadas pela Lei nº 12.783.  As alíquotas de comercialização da energia gerada pela Itaipu são denominadas em dólares 

norte-americanos e estabelecidas pela ANEEL, de acordo com um tratado firmado entre o Brasil e o Paraguai, e também há 

volumes de aquisição obrigatórios.  Em consequência disto, as tarifas de Itaipu aumentam ou diminuem de acordo com a 

variação da taxa de câmbio do dólar norte-americano/real.  As alterações do preço da energia gerada por Itaipu são, contudo, 

neutralizadas pelo Governo Federal, que compra todos os créditos de energia da Eletrobrás. 

Desafios à Constitucionalidade da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico 

A Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico atualmente está sendo desafiada em bases constitucionais perante o Supremo 

Tribunal Federal, ou STF.  O Governo Federal agiu para rejeitar as ações argumentando que os desafios constitucionais 

estavam abertos para discussão, pois está associado a uma medida provisória que já foi convertida em lei.  Até a presente 
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data, o Supremo Tribunal Federal não chegou a uma decisão final sobre os méritos desse processo e não sabemos quando 

essa decisão será obtida.  Assim, a Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico está atualmente em vigor.  Independentemente da 

decisão final do Supremo Tribunal, algumas partes da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico associada a restrições sobre 

distribuidoras que executam atividades não relacionadas à distribuição de energia, inclusive as vendas de energia por 

distribuidoras a consumidores livres e a eliminação de contratos entre partes relacionadas deverão continuar em pleno vigor e 

efeito. 

Coexistência de Dois Ambientes de Comercialização de Energia Elétrica 

Nos termos da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico, as operações de compra e venda de energia elétrica são conduzidas em 

dois diferentes segmentos de mercado: (1) o Mercado Regulado, ou ACR, que contempla a compra por companhias de 

distribuição por meio de leilões públicos de toda a energia elétrica necessária para atender seus clientes; e (2) o Mercado 

Livre, ou ACL, que contempla a compra de energia elétrica por entidades não reguladas, como consumidores livres, 

entidades que comercializam energia elétrica e importadores de energia. 

O Mercado Regulado (Ambiente de Contratação Regulado, ou ACR) 

No ACR, as distribuidoras adquirem energia elétrica para seus consumidores regulados por meio de leilões regulados pela 

ANEEL e conduzidos pela CCEE. 

As compras de energia se dão por meio de dois tipos de contratos bilaterais: (i) Contrato de Quantidade de Energia e (ii) 

Contratos de Disponibilidade de Energia.  Nos termos dos Contratos de Quantidade de Energia, a geradora compromete-se a 

fornecer certa quantidade de energia e assume o risco de que o fornecimento de energia possa ser prejudicado por condições 

hidrológicas e baixos níveis dos reservatórios, além de outras condições, que poderiam interromper o fornecimento de 

energia, caso em que a geradora ficará obrigada a comprar a energia de outras fontes, a fim de cumprir seus compromissos de 

fornecimento.  Nos termos de Contratos de Disponibilidade de Energia, a geradora compromete-se a disponibilizar certo 

volume de capacidade ao Mercado Regulado.  Neste caso, a receita da geradora é garantida nas condições contratuais e o 

risco hidrológico é repassado às distribuidoras.  Entretanto, quaisquer potenciais custos adicionais incorridos pelas 

distribuidoras são repassados aos consumidores.  Em conjunto, esses acordos compreendem em contratos de compra de 

energia, Contratos de Comercialização de Energia no Ambiente Regulado, ou os CCEARs, no Mercado Regulado. 

 

A regulamentação do Novo Modelo do Setor Elétrico estabelece que as distribuidoras que contratarem menos que 100% de 

sua demanda total apurada na CCEE, estarão sujeitas a multas.  Existem mecanismos para reduzir essa possibilidade de 

sanções, tal como a participação no Mecanismo de Compensação de Sobras e Déficits, ou MCSD, onde permite a gestão de 

superávits e déficits entre empresas de distribuição ou compra de energia nos leilões que ocorrem ao longo do ano.  Qualquer 

déficit em relação aos 100% do consumo total pode ser adquirido ao preço do mercado de curto prazo.  Se uma distribuidora 

contratar mais do que 105% da sua demanda total, estará sujeita a um risco relacionado ao preço, caso venha a vender esta 

energia no mercado de curto prazo no futuro.  Para minimizar este risco de preço, as distribuidoras podem reduzir seus 

contratos de compra nos leil»es de ñenergia existenteò em at® 4% ao ano, atrav®s de negociações bilaterais por meio do 

Regulamento 711, atrav®s de "Contratos de Nova Energiaò do MCSD, e de consumidores que optaram por se tornar livres, 

sendo supridos diretamente por geradores. 

Com a renovação das concessões das usinas hidroelétricas, foi criado o Contrato de Contas de Garantia Física, ou CCGF.  

Esses contratos consideram 95% da energia das usinas cujas concessões foram renovadas a fim de mitigar o risco hidrológico 

desta geração.  A sua contratação foi feita de forma compulsória e cada distribuidora recebeu o seu montante de acordo com 

o rateio feito pela ANEEL. 

O Mercado Livre (Ambiente de Contratação Livre, ou ACL) 

No Mercado Livre, a comercialização de energia é negociada livremente entre os geradores de energia. O Mercado Livre 

também inclui os contratos bilaterais existentes entre as geradoras e as distribuidoras até o vencimento de seus termos atuais.  

Ao expirar, novos contratos deverão ser celebrados nos termos das diretrizes da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico. 

Os potenciais consumidores livres são aqueles com demanda superior a 3 MW, atendidos a uma tensão mínima de 69 kV ou a 

qualquer tensão, caso o suprimento tenha se iniciado depois de julho de 1995.  A partir de 2019, os consumidores cujo 

abastecimento se iniciou antes de 1995 também podem migrar para o Mercado Livre, de acordo com a Lei 13.360/2016.  

Além disso, consumidores com demanda contratada igual ou superior a 500 kW poderão ser atendidos por outras 

distribuidoras, além da companhia distribuidora local, se optarem em comprar energia gerada por fontes alternativas, tais 

como PCHs, fonte eólica ou biomassa. 
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Uma vez que um consumidor tenha optado pelo Mercado Livre, só poderá voltar ao mercado regulado após o período de 

cinco anos da comunicação desta intenção ao distribuidor de sua região.  O distribuidor pode reduzir este prazo a seu critério.  

Este prazo visa a assegurar que, se necessário, o distribuidor possa comprar energia adicional a fim de suprir o reingresso dos 

consumidores livres no Mercado Regulado.  Além disso, as distribuidoras poderão também reduzir o seu montante de energia 

adquirida, de acordo com o volume de energia que elas não mais distribuirão aos consumidores livres.  As geradoras estatais 

podem vender energia a consumidores livres, mas de maneira contrária ao que ocorre com geradoras privadas, estão 

compelidas a realizar a venda por meio de leilão. 

Restrição às Atividades das Distribuidoras 

Não é permitido aos Distribuidores no Sistema Interligado Nacional, ou SIN: (1) desenvolver atividades relacionadas à 

geração ou transmissão de energia; (2) vender energia a consumidores livres, exceto para aqueles localizados em sua área de 

concessão e sob as mesmas condições e tarifas praticadas com seus consumidores regulados no Mercado Regulado; (3) deter, 

direta ou indiretamente, qualquer participação em qualquer outra companhia, exceto participação em companhias criadas para 

captação, investimento e gerenciamento dos recursos necessários à distribuidora ou suas controladoras, ou parceria; ou (4) 

desenvolver atividades que não estejam relacionadas às suas respectivas concessões, ressalvadas aquelas previstas em lei ou 

no contrato de concessão pertinente. 

Contratos firmados antes da Promulgação da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico 

A Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico prevê que os contratos firmados por distribuidoras e aprovados pela ANEEL antes 

da promulgação da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico não serão aditados para refletir qualquer prorrogação de seus 

prazos ou modificação dos preços ou volumes de energia já contratados. 

Redução da Energia Contratada 

O Decreto nº 5.163/04, que regula a comercialização de energia elétrica nos termos da Lei do Novo Modelo do Setor 

Elétrico, permite que as companhias de distribuição reduzam seus CCEARs: (1) para compensar a saída de potenciais 

consumidores livres do Mercado Regulado, de acordo com declaração específica entregue ao MME, (2) em até 4,0% ao ano 

do volume inicial contratado, em razão de desvios nas estimativas de projeções de mercado, a cada critério das companhias 

de distribuição, iniciando-se dois anos após a declaração inicial da demanda de energia e (3) na hipótese de aumento no 

volume de energia adquirido nos termos dos contratos firmados antes de 16 de março de 2004 (data da publicação da Lei nº 

10.848/2004).  Tal redução somente pode ser efetivada com relação às CCEARs de usinas existentes. 

As circunstâncias nas quais ocorrerá redução da energia contratada serão devidamente especificadas nos CCEARs, ficando 

sua efetivação a critério exclusivo da distribuidora, em conformidade com as disposições descritas acima e com a 

regulamentação da ANEEL. 

 

Nos termos da regulamentação da ANEEL, a redução da energia contratada nos CCEARs de energia existente deverá ser 

precedida do chamado Mecanismo de Compensação de Sobras e Déficits, ou MCSD, por meio do qual as distribuidoras que 

contrataram energia em excesso poderão ceder uma parte de seus CCEARs às distribuidoras que contrataram um volume 

menor de energia do que aquele necessário para atender a demanda de seus consumidores. 

Em 2016, foi criado o MCSD de Energia Nova, que permite a transferência de novos contratos de energia entre distribuidores 

para compensar os excedentes e déficits.  Se há mais excedente que déficit, o mecanismo também permite que os geradores 

ofereçam a redução dos contratos aos distribuidores para compensar esse excedente.  A redução é afetada em ordem 

decrescente de preço e não há compensação financeira para a redução. 

Além do MCSD de Energia Nova, foi publicada também a Resolução Normativa nº 711/2016, que permite a negociação 

bilateral de contratos entre geradores e distribuidores, permitindo a redução parcial ou total da energia contratada sob 

CCEARs.  Este mecanismo prevê uma compensação financeira se o contrato reduzido tiver um preço acima do preço médio 

do portfólio do distribuidor (PMIX).  Tal compensação é limitada a um período de 36 meses.  Se o CCEAR tiver um preço 

abaixo do PMIX, a perda deve ser reembolsada ao consumidor. 

Limites de Repasse 

O Novo Modelo do Setor Elétrico também limita o repasse de custos de energia elétrica aos consumidores finais. O Valor 

Anual de Refer°ncia corresponde ¨ m®dia ponderada dos pre­os de energia nos leil»es ñA-5ò e ñA-3ò, calculada com rela­«o 

a todas as companhias de distribuição e cria um incentivo para que as companhias de distribuição contratem suas demandas 
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de energia previstas nos leil»es ñA-5ò, nos quais se espera que os pre­os sejam mais baixos do que nos leil»es ñA-3ò. O 

Valor Anual de Referência é aplicado nos primeiros três anos dos contratos de compra e venda de energia de novos projetos 

de geração.  Após o quarto ano, os custos de aquisição de energia destes projetos poderão ser totalmente repassados. O 

Decreto nº 5.163/2004 estabelece as seguintes limitações à capacidade das companhias de distribuição de repassarem custos a 

consumidores: 

Á Não haverá repasse de custos com compras de energia em volume superior a 105% da demanda regulatória. 

Á Repasse limitado de custos para compras de energia efetuadas em um leil«o ñA-3ò, caso o volume da energia adquirido 

seja superior a 2,0% da demanda verificada em leil»es ñA-5ò. 

Á Repasse limitado de custos de aquisição de energia de novos projetos de geração de energia elétrica, caso o volume 

recontratado por meio de CCEARs de empreendimentos de gera­«o existentes seja inferior ao ñLimite de Contrata­«oò 

definido pelo Decreto nº 5.163. 

Á As compras de energia el®trica de empreendimentos existentes no leil«o ñA-1ò est«o limitadas a 0,5% da demanda da 

distribuidora e compras frustradas em leil»es ñA-1ò anteriores e exposi­«o involunt§ria ¨ demanda de consumidores 

cativos, mais a ñsubstitui­«oò, definida como o valor da energia necess§ria para restituir a energia dos contratos de 

compra de energia que expiraram no ano corrente (ñA-1ò), de acordo com a Resolu­«o nÜ 450/2011 da ANEEL.  Caso 

a energia adquirida no leil«o ñA-1ò exceda o limite, o repasse de custos da parcela excedente a consumidores finais 

ficará limitado a 70,0% do valor médio de tais custos de aquisição de energia elétrica originada de empreendimentos de 

geração existentes.  O MME estabelecerá o preço de aquisição máximo da energia elétrica gerada por projetos 

existentes. 

Á As compras de energia nos leilões de ajuste de mercado são limitadas a 5,0% da demanda total da distribuidora (o 

limite anterior, alterado pelo Decreto nº 8.379/2014, era de 1,0%, exceto para os anos de 2008 e 2009), e o repasse de 

custos é limitado ao Valor Anual de Referência. 

Á Caso as distribuidoras não cumpram a obrigação de contratar integralmente sua demanda, o repasse dos custos da 

energia adquirida no mercado de curto prazo será equivalente ao PLD ou ao Valor Anual de Referência, o que for 

menor. 

Racionamento nos Termos da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico 

A Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico estabelece que, nos casos em que o Governo Federal decretar redução compulsória 

do consumo de energia em certa região, todos os contratos de quantidade de energia do mercado regulado registrados na 

CCEE em que a compradora estiver localizada terão seus volumes ajustados na mesma proporção da redução do consumo. 

Tarifas 

As tarifas de energia elétrica no Brasil são determinadas pela ANEEL que tem competência para reajustar e revisar tarifas em 

conformidade com as disposições previstas nos contratos de concessão pertinentes.  Cada contrato de concessão de 

companhia de distribuição prevê um reajuste anual das tarifas.  De modo geral, os ócustos da Parcela Aô s«o integralmente 

repassados aos consumidores. Os ócustos da Parcela Aô s«o a parcela da f·rmula de c§lculo da tarifa que prev° a recupera­«o 

de certos custos que não estão sob o controle da companhia de distribuição. Os ócustos da Parcela Bô, que s«o custos que 

estão sob o controle dos distribuidores, são ajustados pela inflação de acordo com o índice IPCA.  O reajuste anual médio da 

taxa inclui componentes como variação interanual dos custos da Parcela A ("CVA") e outros ajustes financeiros, que 

compensam as variações nos custos da empresa para cima ou para baixo que não puderam ser previamente consideradas na 

taxa cobrada no período anterior. 

As concessionárias de distribuição também têm direito a revisões periódicas.  Nossos contratos de concessão estabelecem um 

período de cinco anos entre as revisões periódicas.  Estas revisões visam principalmente: (i) assegurar receitas necessárias 

para cobrir de maneira eficiente os custos operacionais determinados pelo regulador e a remuneração adequada dos 

investimentos classificados como essenciais aos serviços, dentro do escopo da concessão de cada companhia, e (ii) 

determinar o Fator X, que é calculado tomando por base os ganhos médios de produtividade decorrentes de aumentos de 

escala e os custos trabalhistas.  O Fator X é um resultado de três componentes: um fator de produtividade que representa os 

ganhos de produtividade (Xpd); o fator de qualidade (XQ), que pune ou recompensa a distribuidora conforme a qualidade do 

serviço prestado e o Fator Xt, que tem como objetivo reduzir ou aumentar os custos regulatórios operacionais durante o 

período de cinco anos entre as revisões tarifárias, para alcançar o nível definido para o ano que antecede o ciclo de revisões. 
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Em 2011, a ANEEL celebrou a Audiência Pública nº 040/2010, que tratou da metodologia da terceira revisão periódica.  Para 

calcular a taxa de retorno, a ANEEL utiliza a metodologia de Custo M®dio Ponderado do Capital (ñWACCò), o que resultou 

em uma taxa de 7,50% após os impostos em comparação à taxa de 11,25% aplicada no último ciclo. Essa taxa de retorno é 

aplicável aos investimentos realizados pela CEMIG D até o próximo ciclo tarifário, que será realizado em 2018.  Depois 

disso, a nova taxa de retorno calculada pelo regulador é de 8,09% após impostos. 

A ANEEL também alterou a metodologia utilizada para calcular o Fator X da metodologia de fluxo de caixa descontado para 

o método de Produtividade Total dos Fatores, ou PTF, que consiste em definir os possíveis ganhos de produtividade para 

cada companhia com base nos ganhos médios de produtividade.  Também foram incluídos os outros dois componentes, 

conforme mencionado acima: XQ e Xt. Os componentes do fator X, determinado na revisão de 2013 para o período 

2013/2018, foram: Xt = 0,68% e Xpd = 1,15%.  Em cada revisão é calculado um XQ que será somado aos valores anteriores. 

A ANEEL também emitiu regulamentações que regem o acesso às instalações de distribuição, transmissão e estabelecendo 

TUSD e TUST.  As tarifas a serem pagas pelas companhias de distribuição, geradoras e Consumidores Livres para o uso do 

sistema elétrico interligado são revisadas anualmente.  A revisão da TUST leva em consideração as receitas que são 

permitidas às concessionárias de transmissão de acordo com seus contratos de concessão.  Para informações mais detalhadas 

sobre a estrutura tarifária no Brasil, veja a seção ï ñTarifas de Uso dos Sistemas de Distribui­«o e Transmiss«oò. 

Em 2015, a ANEEL separou parte dos custos de energia variável de distribuidores, previamente acordados em serem 

aplicados em 2016, e criou uma taxa adicional que seria repassada aos consumidores através de suas contas de energia 

elétrica.  Esse sistema ficou conhecido como ñbandeiras tarif§riasò. As bandeiras tarifárias sinalizam para o consumidor o 

custo real de geração no momento em que ele está consumindo a energia.  O sistema é simples: as cores das bandeiras (verde, 

amarelo ou vermelho) indicam se, com base nas condições de geração de energia elétrica, o custo da energia para os 

consumidores vai aumentar ou diminuir.  Quando a bandeira está verde, as condições hidrológicas para geração de energia 

são favoráveis e não há qualquer acréscimo nas contas dos consumidores.  Se as condições são um pouco menos favoráveis, a 

bandeira passa a ser amarela e há uma cobrança adicional, proporcional ao consumo, que atualmente tem a taxa de R$ 2,50 

por 100 kWh (ou suas frações).  Já em condições ainda mais desfavoráveis, a bandeira fica vermelha e o adicional cobrado 

passa a ser proporcional ao consumo que atualmente tem a taxa de R$ 4,50 por 100 kWh (ou suas frações).  Durante todo o 

ano de 2015 a bandeira tarifária permaneceu no vermelho.  Em 2016, os encargos adicionais correspondentes a cada bandeira 

foram ajustados da seguinte forma: a bandeira amarela fixada em R$ 1,50 por 100 kWh; a bandeira vermelha 1 fixada em R$ 

3,00 e a bandeira vermelha 2 fixada em R$ 4,50.  Durante 2016 houve bandeiras vermelhas em janeiro e fevereiro, amarelo 

em março e novembro e verde nos outros meses. 

A ANEEL, ao fazer o reajuste tarifário das distribuidoras de energia, estima os custos considerando um cenário favorável de 

geração de energia.  No entanto, em 2015, tais ajustes foram adiados para o próximo ano, até a data do reajuste tarifário 

seguinte. 

Aquisição de Terrenos 

As concessões outorgadas à CEMIG pelo Governo Federal não incluem a outorga da propriedade do terreno onde as usinas 

estão localizadas.  As concessionárias de energia elétrica no Brasil, em geral, têm de negociar com cada um dos proprietários 

de terra para obter o terreno necessário.  No entanto, caso a concessionária não consiga obter o terreno necessário na forma 

amigável, tal terreno poderá ser desapropriado para uso da concessionária mediante legislação específica.  Nos casos de 

desapropriação governamental, as concessionárias poderão ser compelidas a participar de negociações relacionadas ao valor 

da indenização dos proprietários e ao reassentamento das comunidades em outras áreas.  Fazemos todos os esforços para 

negociar com as comunidades antes de tomarmos medidas legais. 

O Sistema Elétrico Brasileiro ï Visão Operacional 

A produção e transmissão de energia elétrica brasileira é um sistema hidroelétrico e térmico em larga escala composto 

predominantemente de usinas hidrelétricas, com muitos proprietários separados.  A Rede Interligada Brasileira é formada por 

companhias das regiões sul, sudeste, centro-oeste, nordeste e parte da região norte do Brasil.  Aproximadamente 2% da 

capacidade de geração de energia do Brasil estão alocados fora da Rede Brasileira, em pequenos sistemas isolados 

localizados, em sua maioria, na região Amazônica.  Os abundantes recursos hidrológicos do Brasil são administrados por 

meio de reservatórios.  Estima-se que o Brasil apresente potencial de geração de energia hidrelétrica próxima de 247.464,98 

MW, dos quais apenas 38% foram aproveitados ou estão sendo construídos de acordo com estudos da Eletrobrás 

consolidados em dezembro de 2015. 
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Em dezembro de 2016, o Brasil possuía capacidade instalada no sistema elétrico interligado de 159,70 GW, sendo 

aproximadamente 61,4% hidrelétrica, de acordo com a Matriz de Energia Elétrica disponível no Banco de Informações de 

Geração, ou BIG, divulgado pela ANEEL.  Essa capacidade instalada inclui metade da capacidade instalada de Itaipu ï um 

total de 14.000MW detida em partes iguais pelo Brasil e pelo Paraguai.  No Brasil, há aproximadamente 128.747 quilômetros 

de linhas de transmissão com tensões iguais ou superiores a 230 kV. 

Aproximadamente 34% da capacidade de geração instalada e 47% das linhas de transmissão de alta tensão do Brasil são 

operadas pela Eletrobrás, empresa controlada pelo Governo Federal.  A Eletrobrás tem sido historicamente responsável pela 

implementação de programas de política energética e preservação e gerenciamento ambiental.  As redes de transmissão de 

alta tensão restantes são controladas por companhias de energia estatais ou locais.  A atividade de distribuição é conduzida 

por aproximadamente 60 concessionárias estaduais ou municipais que foram, em sua maioria, privatizadas pelo Governo 

Federal ou por governos estaduais. 

Contexto Histórico  

A Constituição Brasileira prevê que o desenvolvimento, a exploração e comercialização de energia poderão ser realizados 

diretamente pelo Governo Federal ou indiretamente por meio da outorga de concessões, permissões ou autorizações.  Desde 

1995, o Governo Federal tomou diversas medidas para reestruturar o setor elétrico.  De modo geral, essas medidas visavam 

ao aumento do papel do investimento privado e a eliminação das restrições a investimentos estrangeiros, para desta forma, 

ampliar a concorrência no setor energético. 

Em particular, o Governo Federal adotou as seguintes medidas: 

Å A Constituição Brasileira foi alterada por uma emenda em 1995 para autorizar investimentos estrangeiros no setor de 

geração de energia.  Antes desta emenda, todas as concessões de geração eram detidas por pessoas físicas brasileiras ou 

pessoas jurídicas controladas por pessoas físicas brasileiras ou pelo Governo Federal ou governos estaduais. 

O Governo Federal promulgou a Lei nº 8.987 de 13 de fevereiro de 1995, a Lei de Concessões, e a Lei nº 9.074 de 7 de julho 

de 1995, a Lei de Concessão de Energia Elétrica, que juntas: 

Å  exigiram que todas as concessões para prestação de serviços relacionados à energia sejam outorgadas por meio de 

processos de licitação pública; 

Å  gradualmente permitiram que certos consumidores de energia elétrica com demanda significativa (em geral superior a 3 

MW), designados consumidores livres, adquirissem energia diretamente de fornecedores detentores de concessão, 

permissão ou autorização; 

Å previram a criação de companhias de geração, ou Produtores Independentes de Energia Elétrica, que, por meio de 

concessão, permissão ou autorização, podem gerar e vender, toda ou em parte, a sua energia a consumidores livres, 

concessionárias de distribuição e agentes que comercializam energia, dentre outros; 

Å  concederam aos consumidores livres e aos fornecedores de energia elétrica pleno acesso às redes de distribuição e 

transmissão; 

Å  eliminaram a necessidade de outorga de concessão para a construção e operação de projetos de energia com capacidade 

de 1 MW a 30 MW, ou PCHs, que foi alterada em 28 de maio de 2009 pela Lei nº 11.943 e pela Lei nº 13.360/2016, 

elevando o limite de 30 MW para 50MW, independentemente de ser caracterizado como uma PCH ou não. 

Å  O atual regulador, a ANEEL, e o Conselho Nacional de Política Energética, ou CNPE, foram criados em 1997. 

 

Em 1998, o Governo Federal promulgou a Lei nº 9.648, ou Lei do Setor Elétrico, para reformar a estrutura básica do setor de 

energia, conforme segue: 

Å  O estabelecimento de um órgão autorregulado, responsável pela operação do mercado de energia de curto prazo, ou 

Mercado Atacadista de Energia, o qual substituiu o sistema anterior de preços de geração regulados e contratos de 

fornecimento. 

Å A criação do ONS, uma entidade privada sem fins lucrativos, responsável pelo gerenciamento operacional das 

atividades de geração e transmissão do sistema interligado nacional. 

Å A instituição de licitações públicas para concessões relativas à construção e operação de usinas e de instalações de 

transmissão, além dos requisitos de participação em licitações exigidos pela Lei de Concessões e pela Lei de Concessão 

de Energia Elétrica. 
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Em 15 de março de 2004, o Governo Federal promulgou a Lei nº 10.848, ou a Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico, em um 

esforço para reestruturar o setor elétrico, tendo como principal objetivo o de propiciar aos consumidores segurança no 

abastecimento de energia, combinada com a razoabilidade tarifária.  Em 30 de julho de 2004, o Governo Federal publicou o 

Decreto nº 5.163, que disciplina a comercialização de energia, nos termos da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico, bem 

como a outorga de autorizações e concessões para projetos de geração de energia.  Incluem-se normas relativas a 

procedimentos de leilão, a forma dos contratos de compra e venda de energia e os métodos de repasse dos custos aos 

consumidores finais. 

Em 12 de setembro de 2013, o Governo Federal promulgou a Medida Provisória nº 579, convertida na Lei nº 12.783, 

referente à prorrogação das concessões outorgadas antes da Lei nº 9.074, de 07 de julho de 1995, com o objetivo de reduzir 

encargos setoriais e obter tarifas a preços razoáveis.  Essa legislação alterou as regras aplicáveis a certas concessões e 

implementou novas regras no processo de licitação para certas concessionárias e ajustes nas tarifas. 

Em 18 de agosto de 2015 o Governo Federal editou a Medida Provisória nº 688, convertida na Lei 13.203, de 08 de dezembro 

de 2015, que criou o mecanismo da renegociação voluntária de riscos hidrológicos, haja vista que eles afetam as empresas de 

geração hidrelétrica.  Na mesma lei, o governo alterou as regras do processo de licitação para certos tipos de concessões. 

Em 22 de junho de 2016, o Governo Federal editou a Medida Provisória nº 735, convertida na Lei nº 13.360, de 17 de 

novembro de 2016, que, dentre outras medidas, alterou o Capítulo III da Lei n º 12.783, referente à licitação das concessões 

de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica. 

Racionamento e Aumentos Extraordinários de Tarifas  

Racionamento de energia; medidas governamentais para compensar concessionárias de energia elétrica. 

No final de 2000 e início de 2001, os baixos níveis pluviométricos, o crescimento significativo da demanda por energia 

elétrica, e a significativa dependência do Brasil da energia elétrica gerada a partir de fontes hidrelétricas resultou em uma 

queda anormal nos níveis de vários dos reservatórios utilizados pelas maiores usinas de geração hidrelétrica do Brasil.  Em 

maio de 2001, o Governo Federal anunciou um conjunto de medidas que exigiam redução no consumo de energia elétrica em 

resposta a essas condi­»es (ñPlano Nacional de Conserva­«o de Energia El®tricaò).  Nos termos deste plano, as companhias 

de distribuição e de geração de energia elétrica (como a CEMIG) foram recompensadas pelas perdas de receita decorrentes 

do racionamento imposto pelo governo federal ï seja devido ao menor volume de vendas, ou a redução nos preços de venda 

de energia elétrica, ou pela compra de energia elétrica pela CCEE.  Esta compensação foi dada na forma do direito de cobrar 

aumentos extraordinários das tarifas de energia elétrica aos consumidores por um período futuro, que foi em média 74 meses 

e terminou em março de 2008. 

No entanto, o Novo Modelo do Setor Elétrico (que tem como um de seus principais propósitos garantir o abastecimento de 

energia elétrica) criou leilões para o mercado regulado, em que é possível comprar energia elétrica proveniente de novas 

instalações para garantir o suprimento de energia.  Desde que o Novo Modelo do Setor foi criado, aproximadamente 47.000 

MW de capacidade foram colocados nestes leilões, para início de fornecimento entre 2008 e 2017. 

Desse montante, um total de 5.97 MW foi contratado em ñLeil»es Reservaò ï ou seja, esta capacidade de energia não está 

comprometida com qualquer contrato, ou a qualquer fornecimento mínimo. 

Na estação chuvosa do final de 2012 e início de 2013, a incidência de chuva foi inferior ao esperado na região Sudeste do 

Brasil, e nesta situação as usinas termelétricas foram ativadas para gerar oferta complementar para atender às necessidades de 

consumo de energia elétrica do sistema.  Neste período, a principal estratégia do ONS foi de preservar a capacidade de 

armazenamento nos reservatórios das usinas hidrelétricas e garantir o abastecimento das necessidades de energia do sistema 

ao longo de todo o ano de 2013.  Com isso, as despesas com geração termelétrica ficaram em um patamar elevado, e o Preço 

de Liquidação de Diferenças, ou PLD, também se manteve elevado, com o menor valor médio mensal de R$ 121,29/MWh 

em julho de 2013. 

 

Novamente, na estação chuvosa do final do ano de 2013 e início de 2014, as chuvas no Sudeste foram menores do que a 

média esperada, quebrando o recorde histórico.  Isso levou o sistema a um estado de alerta durante todo o ano de 2014, 

concentrando os esforços da operação em como manter a capacidade do sistema para suprir as necessidades de consumo.  O 

ONS continuou a despachar todas as usinas termelétricas e flexibilizou as restrições hidrelétricas para manter os níveis de 

armazenamento e atender a demanda.  Ao longo do ano, o PLD atingiu o teto regulamentado, elevando-se para R$ 822/MWh 

durante vários meses.  Neste ano, a média ficou em R$ 688/MWh.  No final de 2014, os níveis de armazenamento mais uma 

vez atingiram o seu nível mais baixo, colocando forte pressão sobre o ONS para que pudesse garantir o funcionamento total 

do sistema. 
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A fim de manter o fornecimento exigido durante 2015, o ONS continuou a utilizar a capacidade total das usinas termelétricas, 

já que não houve melhora da hidrologia durante a estação chuvosa.  A fim de evitar um possível racionamento, o Governo 

Federal reviu as tarifas aplicáveis, removendo subsídios e passando o custo de geração termelétrica diretamente aos 

consumidores, resultando em um aumento de 50% no custo da energia.  O efeito do aumento dos preços da energia, 

juntamente com o fraco desempenho da economia levou a uma queda de 1,3% no consumo de energia em relação a 2014.  

Com o consumo de energia baixo, a utilização térmica adicional e a melhoria da hidrologia na segunda metade de 2015, o 

sistema elétrico brasileiro atendeu à demanda e não houve necessidade de racionamento.  Mais uma vez, encerramos o ano 

com baixos níveis de água, que estão armazenados em reservatórios. 

No mercado de curto prazo (spot), o PLD fechou com uma média anual de R$ 287,20/MWh em 31 de dezembro de 2015.  O 

limite de preço para 2015 foi de R$ 388,48/MWh. 

Com a queda no consumo de energia e com o aumento das chuvas próximo da média histórica na estação chuvosa, a pressão 

sobre o funcionamento do sistema foi atenuada em 2016, o que possibilitou o desligamento gradual das usinas térmicas que 

estavam operando devido à segurança energética.  No entanto, as regiões norte e nordeste continuaram com a escassez e 

registraram chuvas historicamente baixas.  Como resultado, algumas usinas térmicas nessa região permaneceram em 

operação.  Em 2016, o PLD médio foi R$ 93,98/MWh com teto de R$ 422,56 / MWh. 

Conflitos de interesse entre a CEMIG e outros usuários de água. 

A operação de reservatórios de geração de energia elétrica pela CEMIG exige que ela avalie os múltiplos usos da água por 

parte de outros usuários da bacia hidrográfica em questão, o que requer que se considere a viabilidade de diversos fatores, 

incluindo os ambientais, a irriga­«o, os cursos dô§gua e pontes.  Em períodos de seca severa, como a do início de 2013, a 

CEMIG esteve ativamente envolvida no monitoramento e na elaboração de projeções dos níveis de reservatórios e na 

manutenção de um diálogo com as autoridades do poder público, com a sociedade civil e os usuários.  Embora a CEMIG 

envolva outros usuários essenciais e leve em conta os interesses da sociedade no que se refere ao seu uso da água, os 

interesses que competem entre si no tocante à utilização da água poderiam, dentro de certos limites mínimos estabelecidos 

pela legislação, afetar o uso da água em nossas operações, que por sua vez, poderia afetar o nosso resultado operacional ou as 

nossas condições financeiras.  Potenciais conflitos entre a CEMIG e outros usuários são monitorados através da participação 

ativa da Companhia em Comitês de Bacias Hidrográficas, bem como nos Conselhos Técnicos relacionados, e também nos 

Grupos de Trabalho nos quais usuários de água, a sociedade civil organizada e as autoridades do poder público são 

representadas. A CEMIG participa de 5 Comitês de Bacias Hidrográficas sob controle federal e de 20 Comitês de Bacias 

Hidrográficas sob controle estatal local.  A Companhia também monitora as notícias publicadas em vários veículos da mídia, 

recebe comentários e reclamações durante os períodos de enchentes e de secas, e atua, além disto, no sentido de resolver 

eventuais conflitos com as comunidades que vivem nas bacias hidrográficas onde ela possui usinas hidrelétricas. 

Para os novos projetos, a CEMIG elabora um estudo de impacto socioambiental e realiza audiências públicas com todas as 

partes interessadas, nas quais são analisadas sugestões para a avaliação de eventuais conflitos em potencial.  Quando o 

projeto atinge a fase operacional, é preparado um Plano Ambiental de Conservação e Uso do Entorno de Reservatório 

Artificial, com a participação dos grupos de interesse.  Esse plano é pensado de forma a conduzir as atividades de 

conservação, recuperação, uso e proteção ambiental do reservatório e da área do seu entorno de maneira equilibrada, em 

conformidade com a legislação aplicável, às necessidades do projeto e as demandas da sociedade. 

A CEMIG realiza, al®m disto, um programa denominado ñProximidadeò, que coordena as atividades que visam a melhora do 

relacionamento com as comunidades afetadas.  Através desse programa, a Companhia organiza reuniões públicas a respeito 

de assuntos, tais como a operação e os procedimentos de segurança das suas usinas hidrelétricas; condições climáticas; e 

aspectos ambientais.  A Companhia também proporciona oportunidades de visitas guiadas abertas ao público.  Através do 

programa ñProximidadeò, a CEMIG tamb®m recebe coment§rios e reclama­»es da popula­«o afetada e estabelece parcerias 

com lideranças da comunidade local, entidades públicas, a mídia local e outros atores responsáveis pela segurança e por 

enchentes, incluindo associações de Defesa Civil, Brigadas de Incêndio e a Polícia Militar. 

E por fim, a CEMIG emprega um sistema de gerenciamento de risco para analisar os cenários e estimar o grau de exposição 

financeira a riscos, considerando a probabilidade de cada evento e o seu impacto.  Nos cenários relacionados com potenciais 

conflitos com outros usuários, a CEMIG avalia, também, os efeitos decorrentes de secas prolongadas, que pode conduzir um 

aumento na competição por água entre o setor elétrico e outros usuários, bem como os riscos decorrentes de consequências de 

inundações resultantes do excesso de chuva. 

 

Concessões 
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Conduzimos a maioria das nossas atividades de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica por meio de 

contratos de concessão, celebrados com o Governo Federal.  A Constituição Brasileira exige que todas as concessões de 

serviços públicos sejam objeto de licitação.  Em 1995, em um esforço para implementar esses dispositivos constitucionais, o 

Governo Federal instituiu certas leis e regulamentos, denominados coletivamente como Lei de Concessões, os quais regem os 

procedimentos de licitação do setor elétrico. 

Em 22 de setembro de 2004, ainda sob a vigência das regras estabelecidas pela Lei nº 9.074, promulgada em 07 de 

julho de 1995, solicitamos à ANEEL a prorrogação por 20 anos das concessões das usinas hidrelétricas de Emborcação e 

Nova Ponte.  Em 14 de janeiro de 2007, o Governo Federal aprovou a prorrogação das concessões dessas usinas elétricas por 

um período de 20 anos a partir de 24 de julho de 2005 até 24 de julho de 2025.  O contrato de concessão relacionado foi 

aditado em 22 de outubro de 2008, para refletir a prorrogação outorgada à CEMIG. 

Em 11 de setembro de 2012, foi editada a Medida Provisória nº 579 de 2012, convertida na Lei nº 12.783 de 11 de 

janeiro de 2013, que dispõe sobre a prorrogação das concessões outorgadas antes da Lei nº 9.074, de 07 de julho de 1995.  De 

acordo com a referida norma, tais concessões poderão ser prorrogadas uma única vez, pelo prazo de até 30 anos. 

Em 4 de dezembro de 2012, a CEMIG assinou a segunda emenda do contrato de transmissão nº 006/1997, que 

prorrogou as concessões sob tal contrato por 30 anos, de acordo com a MP nº 579, a partir de 1º de janeiro de 2013.  Isso 

resultou em um ajuste do RAP dessas concessões, o que reduzirá as receitas que receberemos decorrentes dessas concessões.  

O Governo brasileiro nos compensou pela redução da RAP de parte dessas concessões, mas os ativos em operação antes do 

ano de 2000 ainda não foram compensados.  De acordo com a Lei nº 12.783, somos obrigados a ser compensados pela 

redução da RAP dos ativos em operação antes de 2000, num período de 30 anos, sendo os valores ajustados pelo IPCA.  Tal 

compensação foi tratada pela Portaria MME nº 120/2016, que determinou que o reconhecimento dos valores devidos 

ocorreria a partir do processo de reajuste tarifário de 2017. 

Também em 04 de dezembro de 2012, a CEMIG optou por não aderir à prorrogação das concessões de geração que 

expirariam no período entre 2013 e 2017, que são: Três Marias, Salto Grande, Itutinga, Volta Grande, Camargos, Peti, Piau, 

Gafanhoto, Tronqueiras, Joasal, Martins, Cajuru, Paciência, Marmelos, Dona Rita, Sumidouro, Poquim e Anil.  Com relação 

às usinas que teriam a primeira prorrogação das respectivas concessões após edição da MP nº 579, a saber, Jaguara, São 

Simão e Miranda, a Companhia entende que o Contrato de Concessão de Geração nº 007/1997 permite a prorrogação da 

concessão destas usinas por mais 20 anos, até 2033, 2035 e 2036 respectivamente, sem aplicação de qualquer restrição. 

Com fulcro nesse entendimento, a CEMIG GT impetrou Mandado de Segurança contra ato do Ministro de Minas e 

Energia com o objetivo de assegurar o direito dessa companhia relativo à prorrogação do prazo de concessão da Usina 

Hidrelétrica de Jaguara, ou UHE Jaguara, nos termos da Cláusula 4ª do Contrato de Concessão nº 007/1997.  A Companhia 

obteve provimento liminar, ainda em vigor, que lhe dá o direito de continuar a operar comercialmente da UHE Jaguara até 3 

de setembro de 2013, até que este Mandado de Segurança seja definitivamente julgado.  Houve julgamento do mérito desta 

ação em que foram indeferidos os pedidos feitos pela CEMIG GT.  Antes que o resultado deste julgamento fosse publicado, o 

que impediria a interposição do recurso adequado, a CEMIG GT propôs Ação Cautelar junto ao Supremo Tribunal Federal, 

ou STF em que pleiteou provimento liminar que lhe permitisse continuar operando e gerenciando a usina.  A Medida 

Cautelar foi concedida em 21 de dezembro de 2015.  Com a publicação do resultado do mandado de segurança, a CEMIG GT 

interpôs o Recurso Ordinário dirigido ao Supremo Tribunal Federal em 1º de março de 2016.  Em 21 de março de 2017, a 

medida cautelar proferida no caso da medida provisória acima citada foi revogada pelo Ministro Relator. 

Pelos mesmos fundamentos e na iminência do vencimento do prazo originalmente previsto para que findasse a 

concessão da UHE de Jaguara, a CEMIG GT também solicitou mandado de segurança no Superior Tribunal de Justiça, ou 

STJ, com relação à UHE de São Simão, contra o Ministério de Minas e Energia, a fim de assegurar o direito de ampliar sua 

concessão.  O provimento liminar originalmente obtido pela Companhia em 19 de dezembro de 2014 para continuar no 

controle da exploração da UHE São Simão até o julgamento do Mandado de Segurança foi revisto e cassado pelo Ministro 

Relator em 30 de junho de 2015.  Neste regime jurídico, a CEMIG GT tem o controle da usina desde setembro de 2015, a 

energia gerada pela UHE São Simão foi alocada ao Mercado Regulado e paga pelo regime de "quotas", pelo qual a CEMIG 

GT tem direito a receber um montante igual aos custos de operação e manutenção da usina e está sujeito a ajustes 

relacionados ao seu desempenho, ao invés de poder vender a energia no Mercado Livre.  Mesmo assim, no âmbito do STJ, o 

Ministro Relator, tendo em vista o deferimento de liminar pelo Supremo Tribunal Federal para suspensão do feito nos autos 

da UHE Jaguara, intimou a CEMIG GT para se manifestar quanto à suspensão do feito quanto à UHE São Simão.  A CEMIG 

GT, por sua vez, manifestou interesse na suspensão, contudo pugnou pela concessão da liminar para que seja empregado o 

mesmo desfecho conferido à UHE Jaguara, no sentido de manter a CEMIG GT na titularidade da concessão da UHE São 

Simão nas mesmas condições da UHE Jaguara, ou seja, observando-se as bases originais do Contrato de Concessão nº 

007/1997, anteriores à Lei nº 12.783/2013.  A liminar foi concedida pelo Ministro Relator e permite a CEMIG GT manter a 
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titularidade da concessão da UHE São Simão, nas bases iniciais do Contrato de Concessão nº 007/1997, até a conclusão do 

julgamento.  Em 28 de março de 2017, esta medida cautelar foi revogada. 

A CEMIG GT impetrou novo Mandado de Segurança, com pedido de medida liminar, contra ato ilegal e violador de 

direito líquido e certo da impetrante, praticado pelo Exmo. Sr. Ministro de Estado de Minas e Energia, no intuito de obter a 

prorrogação do prazo de concessão da UHE Miranda com base na Cláusula 4ª do Contrato de Concessão nº 007/1997.  A 

CEMIG GT obteve provimento liminar, ainda em vigor, para continuar à frente da exploração comercial da UHE Miranda até 

que este Mandado de Segurança fosse definitivamente julgado.  O Ministro Relator revogou esta liminar em 29 de março de 

2017, em resposta a uma moção para a revisão da sentença proferida pelo Governo Federal contra o Agravo Interno.  

Atualmente não há julgamento do mérito desta ação. 

Em 21 de fevereiro de 2017, a CEMIG GT fez nova solicitação ao Ministério de Minas e Energia, ou MME por 

meio da qual reiterou o pedido administrativo de prorrogação por 20 anos da concessão das UHE de Jaguara, São Simão e 

Miranda, nos termos da Cláusula 4ª do Contrato de Concessão nº 007/1997.  Nessa nova solicitação, que reforça o interesse 

da Companhia nas usinas, a CEMIG GT realizou também um pedido subsidiário, para o caso de rejeição, no sentido de que a 

concessão destas UHE seja transferida/outorgada a uma de suas subsidiárias, para os fins do que determina o §1º-C do art. 8º 

vigente da Lei nº 12.783/2013 (incluído pela Lei nº 13.360, de 17/11/2016) que possibilita à União outorgar contrato de 

concessão de geração de energia elétrica pelo prazo de 30 anos associado à transferência do controle da pessoa jurídica 

prestadora deste serviço, sob controle direto ou indireto do Estado, do Distrito Federal ou do Município.  A apresentação do 

pedido da subsidiária não resulta em qualquer renúncia da CEMIG GT ao seu direito à extensão garantida das concessões, 

conforme especificado na Cláusula 4 do Contrato de Concessão 007/1997, que é objeto das ações judiciais que atualmente 

estão em andamento contra o Governo Federal. 

Nos anos de 2014 e 2015, o Brasil sofreu uma grave seca que culminou em novas alterações ao marco regulatório, 

estabelecido pela Medida Provisória nº 688/2015, que foi convertida na Lei nº 13.203/2015.  Esta lei, entre outras medidas, 

alterou significativamente a Lei nº 12.783/2013, criando um mecanismo de repactuação voluntária do risco hidrológico, uma 

vez que afeta as empresas hidrelétricas e altera as regras de determinadas licitações na concessão de geração hidrelétrica.  

Posteriormente, em 2016, outras modificações foram introduzidas ao setor pela Medida Provisória nº 735/2016, convertida na 

Lei nº 13.360/2016, que, dentre outras medidas, alterou o Capítulo III da Lei nº 12.783/2013, referente à licitação das 

concessões de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica. 

Diante da publicação do Edital para o Leilão de Geração nº 12/2015 em 7 de outubro de 2015, já contemplando o 

novo contexto regulatório para renovação de concessões de usinas existentes, estipulado na Lei 13.203/2015, o Conselho de 

Administração da Companhia autorizou sua participação e a CEMIG GT logrou êxito no leilão, realizado na BM&F Bovespa 

em 25 de novembro de 2015.  A CEMIG arrematou o Lote óDô, composto por 18 usinas hidrel®tricas: Tr°s Marias, Salto 

Grande, Itutinga, Camargos, Cajuru, Gafanhoto, Martins, Marmelos Joasal, Paciência, Piau, Coronel Domiciano, 

Tronqueiras, Peti, Dona Rita, Sinceridade, Neblina e Ervália.  A capacidade total instalada nessas usinas é de 699,5 MW, e 

sua produção básica garantida é de 420,2 MW na média. 

Esses contratos de concessão têm prazo de 30 anos, iniciando em janeiro de 2016 e, vencendo em janeiro de 2046 e 

durante o primeiro semestre de 2016, foram cedidos pela CEMIG GT às sete subsidiárias integrais criadas para operação 

comercial (CEMIG Geração Camargos, CEMIG Geração Itutinga, CEMIG Geração Três Marias, CEMIG Geração Volta 

Grande, CEMIG Geração Leste, CEMIG Geração Oeste e CEMIG Geração Sul). 

Contratos de Distribuição: Com relação à prorrogação da concessão de distribuição de energia elétrica, a CEMIG 

D, conforme disposto no Decreto nº 7.805/2012 e Decreto nº 8.461/2015, indicou o aceite pela prorrogação dos seus 

contratos de concessão, vindo a assinar, em dezembro de 2015, o Quinto Termo Aditivo aos Contratos de Concessão.  Esta 

emenda garante a prorrogação das concessões citadas acima por mais 30 anos, a partir de 1º de janeiro de 2016 até 2 de 

janeiro de 2046.  A nova emenda também exige que a CEMIG atenda a regras mais rigorosas em relação à qualidade do 

serviço, à sustentabilidade econômica e financeira da CEMIG, que devem ser atendidas durante os 30 anos da concessão. 

Essa conformidade será avaliada anualmente pela ANEEL e, em caso de descumprimento, a concessionária poderá 

ser obrigada a efetuar o aporte de capital por parte de seus acionistas controladores.  Nos primeiros cinco anos, o 

descumprimento de uma meta por dois anos seguidos ou de quaisquer dessas metas no quinto ano resultará na caducidade da 

concessão. 
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Principais Autoridades Regulatórias 

Conselho Nacional de Política Energética, ou CNPE 

Em agosto de 1997, o Conselho Nacional de Política Energética, ou CNPE, foi criado para assessorar o presidente no que 

tange ao desenvolvimento e criação de uma política energética nacional.  O CNPE é presidido pelo MME e a maioria dos 

seus membros são funcionários do Governo Federal.  O CNPE foi criado para otimizar o uso dos recursos energéticos 

brasileiros e garantir o suprimento de energia ao país. 

Ministério de Minas e Energia, ou MME 

O MME é o principal órgão regulador do Governo Federal, no que concerne ao setor energético.  Após a aprovação da Lei do 

Novo Modelo do Setor Elétrico, o Governo Federal, agindo principalmente por intermédio do MME, assumiu certos deveres 

que estavam anteriormente sob a responsabilidade da ANEEL, incluindo a elaboração de diretrizes que regem a outorga de 

concessões e a expedição de diretrizes que regem as licitações para concessões atinentes a serviços públicos e bens públicos. 

Agência Nacional de Energia Elétrica, ou ANEEL 

O setor elétrico brasileiro é regulado pela ANEEL, uma agência reguladora federal independente.  Após a promulgação da 

Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico, a principal função da ANEEL é regular e fiscalizar o setor elétrico, de acordo com a 

política determinada pelo MME, e responder a questões que sejam delegadas a ela pelo Governo Federal. 

Operador Nacional do Sistema, ou ONS 

O ONS foi criado em 1998 como entidade privada sem fins lucrativos, composta por consumidores livres e pelas companhias 

de energia que atuam no setor de geração, transmissão e distribuição de energia elétrica, além de outros agentes privados, tais 

como importadores e exportadores de energia elétrica.  A Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico concedeu ao Governo 

Federal poder para nomear três diretores do ONS, inclusive o Diretor Geral.  O principal papel do ONS é coordenar e 

controlar as operações de geração e transmissão no sistema interligado nacional, observadas a regulamentação e supervisão 

da ANEEL. 

Câmara de Comercialização de Energia Elétrica, ou CCEE 

Um dos principais papéis da CCEE é comandar os leilões públicos no ambiente regulado, incluindo o leilão de energia nova e 

energia existente.  Além disso, a CCEE é responsável, entre outras coisas: (1) pelo registro de todos os contratos de compra 

de energia no Mercado Regulado (CCEAR), e contratos do Mercado Livre, e (2) pela contabilização e liquidação de 

operações de curto prazo.  

Nos termos da Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico, o preço da energia comercializada no mercado de curto prazo, 

conhecido como o Preço de Liquidação de Diferenças, ou PLD, leva em conta fatores similares àqueles com base nos quais o 

Mercado Atacadista de Energia costumava determinar tais preços, antes do advento da Lei do Novo Modelo do Setor 

Elétrico.  Dentre estes fatores, a variação do PLD está ligada principalmente ao saldo entre a oferta e a demanda de energia 

no mercado, assim como ao impacto que qualquer variação desse balanço poderá ter sobre o uso otimizado dos recursos 

energéticos pelo ONS. 

A CCEE é constituída de agentes de geração, distribuição e comercialização de energia e por consumidores livres, e seu 

conselho de administração é composto por quatro membros indicados por tais agentes e por um membro, o presidente, 

indicado pelo MME. 

Empresa de Pesquisa Energética, ou EPE 

Em 16 de agosto de 2004, o Governo Federal promulgou o decreto que criou a Empresa de Pesquisa Energética, ou EPE.  

Uma companhia estatal responsável pela condução de pesquisas estratégicas sobre o setor energético, incluindo, dentre 

outros, a energia elétrica, petróleo, gás, carvão e fontes de energia renováveis.  A EPE é responsável: (i) pelo estudo de 

projeções da matriz energética brasileira; (ii) pela preparação e publicação do balanço energético nacional; (iii) pela 

identificação e quantificação das fontes de energia; e (iv) pela obtenção das licenças ambientais necessárias para as novas 

concessionárias de geração.  As pesquisas realizadas pela EPE serão utilizadas para subsidiar o MME na formulação de 
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políticas para o setor energético nacional.  A EPE é também responsável pela aprovação da qualificação técnica de novos 

projetos de energia a serem incluídos nos leilões. 

 

Comitê de Monitoramento do Sistema Elétrico, ou CMSE 

O Decreto nº 5.175, sancionado em 9 de agosto de 2004, criou o Comitê de Monitoramento do Sistema Elétrico, ou CMSE, 

que atua sob a orientação do MME.  O CMSE é responsável por monitorar e avaliar permanentemente a continuidade e 

segurança das condições de suprimento de energia elétrica e pela indicação das medidas necessárias para solucionar os 

problemas identificados. 

Comissão Permanente Para Análise de Metodologias e Programas Computacionais do Setor Elétrico, ou CPAMP 

A Portaria nº 47, sancionada em 19 de fevereiro de 2008, criou o Comitê Permanente para Análise de 

Metodologias e Programas Computacionais do Setor Elétrico, ou CPAMP, com o objetivo de garantir a coerência 

e integração das metodologias e programas computacionais utilizados pelo MME, EPE, ONS e CCEE. 

Limitações à Propriedade 

Em 10 de novembro de 2009, a ANEEL emitiu a Resolução nº 378, que determinou que a ANEEL, ao identificar um ato que 

possa causar competição desleal ou resultar em controle relevante do mercado, deverá notificar a Secretaria de Direito 

Econômico, ou SDE, do Ministério da Justiça, de acordo com o artigo 54 da Lei nº 8.884, sancionado em 11 de junho de 

1994.  Após a notificação, a SDE deverá notificar o CADE.  Em 30 de novembro de 2011, a Lei nº 8.884 foi revogada e 

substituída pela Lei nº 12.529, que encerrou a SDE e a substituiu pela Superintendência Geral.  Essa divisão, se necessário, 

exigirá que a ANEEL analise esses eventos, sobre os quais o CADE decidirá se sanções devem ser aplicadas.  Conforme 

disposto nos artigos 37 e 45 da Lei nº 12.529 deverá ser aplicada uma punição pela prática de tais atos, que podem variar de 

multas pecuniárias à cisão da companhia. 

Incentivos às Fontes Alternativas de Energia 

Em 2000, um Decreto Federal criou o Programa Prioritário de Termeletricidade, ou PPT, com vistas a diversificar a matriz 

energética brasileira e diminuir sua forte dependência de usinas hidrelétricas. 

Em 2002, foi instituído o PROINFA pelo Governo Federal para criar certos incentivos ao desenvolvimento de fontes 

alternativas de energia, tais como projetos de energia eólica, PCHs e projetos de biomassa. 

A Lei nº 9.427/96, alterada pela Lei nº 10.762/03, estabeleceu, ainda, que as usinas hidrelétricas com uma capacidade 

instalada igual ou inferior a 1 MW, usinas de geração classificadas como PCHs, e as que utilizam fontes solares, eólicas, de 

biomassa ou de cogeração, com uma capacidade injetada na rede não superior a 30 MW, utilizada para produção 

independente ou autoprodução, terão direito a desconto de até 50% nas tarifas de uso do sistema de transmissão e 

distribuição, cobradas sobre a produção e consumo da energia vendida.  Este dispositivo legal foi regulamentado pela 

ANEEL por meio de suas Resoluções nº 077/2004, 247/2006 e 271/2007. 

O governo promoveu dois leilões para geração de energia alternativa e quatro leilões regulados de reserva, nos quais os 

projetos são de energia eólica, PCH ou de biomassa. 

Encargos Regulatórios  

Reserva Geral de Reversão, ou RGR e Fundo de Uso de Bem Público, ou UBP 

Em certas circunstâncias, as companhias de energia são indenizadas por bens utilizados na concessão se essa for revogada ou 

não for renovada.  Em 1971, o Congresso Nacional criou a Reserva Global de Reversão, ou RGR, destinada a prover recursos 

para esta indenização.  Em fevereiro de 1999, a ANEEL revisou a imposição de uma taxa exigindo que todas as 

distribuidoras, transmissoras e certas geradoras que operam sob regime de serviço público efetuem contribuições mensais à 

RGR a uma taxa anual correspondente a 2,5% dos ativos imobilizados da companhia em operação, mas nunca superior a 

3,0% das receitas operacionais totais em qualquer ano.  Recentemente, a RGR foi utilizada, principalmente, para financiar 

projetos de geração e distribuição. 

O Governo Federal impôs taxa aos PIE que fazem uso de recursos hidrológicos, ressalvadas as PCH e as geradoras sob 

regime de serviços públicos, similar à taxa cobrada de companhias do setor público no que tange à RGR.  Os PIE são 

obrigados a efetuar contribuições ao Fundo de Uso de Bem Público, ou UBP, de acordo com as normas de cada licitação 
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pública para a outorga de concessões.  A Eletrobrás recebeu os pagamentos do UBP até 31 de dezembro de 2002.  Desde 

então os pagamentos ao Fundo UBP são efetuados diretamente ao Governo Federal. 

Desde janeiro de 2013, a Reserva Global de Reversão não é cobrada: (i) de distribuidoras; (ii) de serviços de transmissão e 

geração cujas concessões tenham sido prorrogadas nos termos da Lei nº 12.783/2013; e (iii) de serviços de transmissão cujo 

processo de licitação tenha sido iniciado a partir de 12 de setembro de 2012. 

 

Conta de Consumo de Combustível, ou CCC 

A Conta de Consumo de Combustível, ou CCC, 1973 foi criada em 1973 a fim de gerar reservas financeiras para cobrir os 

altos custos associados com o uso de usinas termelétricas, especialmente na Região Norte do Brasil, por conta dos custos 

operacionais mais altos das usinas termelétricas em relação às usinas hidrelétricas.  Todas as empresas de energia elétrica são 

obrigadas a contribuir anualmente para a CCC.  As contribuições anuais são calculadas com base em estimativas do custo do 

combustível necessário pelas usinas termelétricas no ano seguinte.  A CCC foi então usada para reembolsar os geradores que 

operam as usinas termelétricas por uma parte substancial dos seus custos de combustível.  O CCC foi administrado pela 

Eletrobrás e, de acordo com a Lei nº 13.360/2016, será administrado pela CCEE. 

Taxa pelo Uso de Recursos Hídricos 

Com exceção das Pequenas Centrais Hidrelétricas, todas as usinas hidrelétricas no Brasil devem pagar taxas aos estados e 

municípios brasileiros em função do uso de recursos hídricos.  Esses valores são calculados com base no volume de energia 

gerado por cada usina e são pagos aos estados e municípios em que a usina ou o reservatório da usina estiver localizado. 

Conta de Desenvolvimento Energético, ou CDE 

Em 2002, o Governo Federal criou a CDE para estar em vigor por 25 anos, subsidiada por: (i) pagamentos anuais efetuados 

pelas concessionárias pelo uso de bens públicos; (ii) penalidades e multas impostas pela ANEEL; e (iii) desde 2003, taxas 

anuais a serem pagas por agentes que fornecem energia a consumidores finais, por meio de encargo a ser acrescido às tarifas 

pelo uso do sistema de transmissão e distribuição.  Os montantes são ajustados anualmente.  A CDE foi criada para apoiar: 

(1) o desenvolvimento da produção em todo o país; (2) a produção de energia por meio de fontes alternativas; e (3) a 

universalização dos serviços de energia em todo o Brasil.  Com a promulgação da Lei nº 12.783/2013 seus recursos também 

foram utilizados para assegurar a diminuição das tarifas de energia elétrica.  A CDE é administrada pela Eletrobrás e, de 

acordo com a Lei nº 13.360/2016, será administrado pela CCEE a partir de maio de 2017. 

A Lei do Novo Modelo do Setor Elétrico estabelece que a omissão em efetuar contribuição à RGR, ao PROINFA, à CDE, à 

CCC ou a omissão em efetuar pagamentos devidos em virtude da compra de energia no ambiente regulado impedirá a parte 

inadimplente de receber reajuste tarifário (ressalvada a revisão extraordinária) ou de receber recursos decorrentes da RGR ou 

da CDE. 

Taxa de Fiscalização de Serviços de Energia Elétrica, ou TFSEE 

A Taxa de Fiscalização de Serviços de Energia Elétrica, é uma taxa anual cobrada pela ANEEL para cobrir as suas despesas 

administrativas e operacionais.  A taxa é calculada conforme Procedimento de Regulação Tarifária, ou PRORET ï 

(Submódulo 5.5 ï Taxa de Fiscalização dos Serviços de Energia Elétrica, ou TFSEE) com base no tipo de serviço prestado 

(incluindo produção independente), sendo proporcional ao tamanho da concessão, permissão ou autorização.  A TFSEE está 

limitada a 0,4% do benefício econômico anual, considerando a capacidade instalada, auferido pela concessionária, 

permissionária ou autorizada, devendo ser paga diretamente à ANEEL em 12 parcelas mensais. 

Conta do Ambiente de Contratação Regulada, ou Conta ACR 

Em dezembro de 2012 expiraram cerca de 8.600 MW em contratos de energia das distribuidoras.  Esses contratos tinham 

sido assinados nos primeiros leilões de energia existentes, realizados em 2005, e deveriam ser recontratados em um novo 

leilão de energia, no entanto, o Governo Federal não realizou o leilão em 2012 porque ele esperava que, com a renovação de 

contratos de concessão, essa energia seria fornecida pelo Contrato de Cotas de Energia Assegurada.  Contudo, a quantidade 

de energia renovada foi menor do que o esperado e as distribuidoras ficaram subcontratadas em 2.000 MW em 2014; e 2.500 

MW em 2015.  Até 2016, a diminuição do consumo de energia elétrica resultou em um equilíbrio entre os contratos de 

compra de energia e a demanda das empresas de distribuição.  A Conta ACR foi criada em 2014 para cobrir a exposição que 

as empresas de distribuição venham a ter como resultado de valores subcontratados.  Até 2015, o menor consumo de energia 
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eliminou o déficit subcontratado e resultou em um nível de contratação mais regular.  Assim, em 2015 na Conta ACR não 

houve necessidade de cobrir a exposição das empresas de distribuição durante 2015. 

Essa situação foi agravada ainda mais pelo atraso da entrada em operação de usinas e pela baixa contratação nos leilões 

realizados em 2013 e 2014.  Assim, a subcontratação atingiu 3500 MW em 2014.  Neste cenário a única opção para os 

distribuidores, em uma situação de subcontratação, foi a compra de energia subcontratada no mercado de curto prazo (spot). 

 

A situação hidrológica do sistema nos anos 2013 e 2014, como explicado acima, levou o custo da energia no mercado de 

curto prazo (spot) para seu nível mais alto, fazendo com que a exposição financeira das distribuidoras chegasse a bilhões de 

reais.  Como o custo da exposição dos distribuidores só é repassado aos consumidores no ano seguinte, esse descompasso 

causou um problema no fluxo de caixa das empresas.  Em 2015, o novo limite de preço foi menor do que em 2014, e o 

mecanismo de ñbandeiras tarif§riasò ajudaram as empresas de distribui­«o a equilibrar a sua exposi­«o de forma que nenhum 

novo empréstimo fosse necessário. 

Assim, o governo criou a Conta ACR por meio do Decreto nº 8.221/14 promulgado em 1º de janeiro de 2014, regulamentado 

pela Resolução ANEEL nº 612/2014, que institui a criação de uma conta a ser administrada pela Câmara de Comercialização 

de Energia Elétrica, ou CCEE. O projeto destina-se a cobrir a totalidade ou parte dos custos resultantes da exposição 

involuntária no mercado de curto prazo (spot) e do despacho das usinas térmicas ligadas aos contratos de disponibilidade do 

ambiente regulado.  Para cobrir esses custos, a CCEE obteve um financiamento com um grupo de instituições financeiras 

privadas e públicas.  Tais recursos deverão ser repassados para as distribuidoras, conforme determinado no Decreto nº 

8.221/14 e na Resolução ANEEL nº 612/14.  Em 2014 e 2015, o total dos empréstimos levantado por esta conta e repassados 

às distribuidoras foi de R$ 21 bilhões. 

A Resolução ANEEL nº 1863/2015 definiu as tarifas a serem aplicadas aos consumidores de energia pela Resolução nº 

2004/2015 que atualizou posteriormente essas tarifas.  Esses empréstimos foram cobrados mediante o pagamento através da 

CDE e foram inseridos nas tarifas de energia elétrica após o Ajuste Tarifário Anual de cada empresa distribuidora 

proporcionalmente aos seus mercados regulados.  Inicialmente, a CEMIG D tinha 59 meses para pagar o empréstimo, e em 

dezembro de 2015, esse período foi atualizado para 47 meses. 

Mecanismo de Realocação de Energia, ou MRE 

O Mecanismo de Realocação de Energia, ou MRE, procura atenuar os riscos envolvidos na geração de energia hidrelétrica, 

exigindo que todos os geradores hidrelétricos compartilhem os riscos hidrológicos dentro da rede brasileira.  De acordo com 

a legislação brasileira, a receita decorrente da venda de energia por geradores não depende do volume de energia de fato 

gerado por eles, mas da Energia Garantida ou Energia Assegurada de cada usina. A Energia Garantida ou Assegurada é 

determinada em cada contrato de concessão. 

Qualquer desequilíbrio entre a energia efetivamente gerada e a Energia Assegurada é coberto pelo MRE.  Em outras palavras, 

o MRE realoca a energia, transferindo o excedente daqueles cuja geração superou sua Energia Assegurada para aqueles que 

geraram menos do que sua Energia Assegurada.  O volume de energia elétrica efetivamente gerado pela usina, sendo maior 

ou menor do que a Energia Assegurada é avaliada de acordo com a ñTaxa de Otimiza­«o de Energiaò, que cobre os custos de 

operação e manutenção da usina.  Esta receita ou despesa adicional será contabilizada mensalmente por cada gerador. 

Embora o MRE seja eficiente para a mitigação dos riscos individuais de usinas hidroelétricas localizadas na bacia de um rio 

com condições hidrológicas adversas, o MRE não reduz os riscos nos casos em que os níveis muito baixos afetam o Sistema 

Interligado Nacional, ou SIN, como um todo ou em diversas regiões.  Em situações extremas, mesmo com o MRE, a geração 

de todo o sistema não atingirá o nível de Energia Garantida e os geradores poderão ser expostos ao mercado de curto prazo 

(spot).  Nesse caso, a escassez dos recursos hidrelétricos será compensada pelo maior uso da energia térmica e os PLD serão 

maiores. 

 

Em 2014, tivemos um ano com condições hidrológicas bem adversas, o que resultou na redução da geração hidráulica e no 

despacho total das térmicas do sistema, conforme visto anteriormente.  Essa situação levou as usinas do MRE a gerar abaixo 

da sua garantia física, o que causa uma exposição dos geradores no mercado de curto prazo.  A proporção da exposição é 

calculada pela razão entre a energia gerada por todas as usinas do MRE e a totalidade da garantia física.  Essa relação é 

chamada de Fator de Ajuste da Garantia Física (Generation Scaling Factor, ou GSF).  Em 2014, o GSF foi de 0,91, o que 

indica que as empresas de geração tiveram sua garantia física reduzida em 9% naquele ano.  Em 2015, a exposição 

permaneceu apesar das condições hidrológicas estarem um pouco melhor, mas com o despacho térmico contínuo e o 

consumo mais baixo de energia o GSF fechou o ano em 0,84. 
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Durante 2015, ao longo dos elevados PLD, os baixos valores do GSF deixaram produtores de geração hidrelétrica com alta 

exposição financeira.  Assim, a partir de março de 2015, os geradores começaram a obter liminares para evitar tal exposição.  

Essas liminares alegaram que a metodologia de cálculo do GSF estava errada e que causou a exposição indevida aos 

produtores.  De março a setembro, houve um aumento exponencial do número de liminares expedidas que levou a uma 

paralisia do mercado.  A fim de resolver esta situação, o Governo Federal Brasileiro propôs (por meio da Medida Provisória 

nº 688) a renegociação do risco hidrológico, permitindo geradores com contratos ACR transferir a exposição aos 

consumidores em troca de pagamento do prêmio de risco a ser depositados na denominada conta de faixa tarifária (as 

sobretaxas da faixa tarifária são depositadas e transferidas para as concessionárias de distribuição), assim seriam indenizadas 

pelos prejuízos sofridos em 2015, por meio, entre outras medidas, de uma extensão de seu poder (concessões ou autorizações, 

conforme o caso) por até 15 anos.  Em outras palavras, as usinas hidrelétricas recuperariam os custos incorridos com déficits 

de GSF retroativamente até janeiro de 2015, e tal recuperação deve formar um "ativo regulatório" a ser amortizado ao longo 

do prazo da concessão/autorização.  Se o período de concessão/autorização remanescente for insuficiente (ou seja: não há 

tempo suficiente para amortizar o ativo regulatório), as companhias geradoras teriam uma prorrogação da 

concessão/permissão (limitada a 15 anos).  Para poder utilizar o referido mecanismo, as Companhias terão de renunciar a 

todas as reivindicações protocoladas e todas as liminares obtidas, bem como a quaisquer outros direitos que venham a ter em 

relação a qualquer ação legal.  Esse mecanismo possibilita a repactuação para usinas com contrato firmado no ambiente 

regulado e no ambiente livre.  No entanto, cada ambiente de contratação possui sua própria sistemática de repactuação.  Em 

ambas as sistemáticas, este mecanismo funciona como uma proteção (ou um hedge) em que as Geradoras arcam com os 

elevados custos de reserva de energia, e recebem o valor estipulado pelo PLD para a sua geração. 

No Mercado Livre, sua mecanização não possuía os mesmos níveis de aceitação que estavam presentes no mercado 

regulamentado, uma vez que o valor do prêmio de risco era elevado e para cobrir a sua exposição ao GSF, seria necessário às 

empresas de geração adquirir contratos reserva de energia.  Por essas razões, e considerando que existem outras alternativas 

disponíveis no Mercado Livre para mitigar os riscos hidrológicos, a negociação voluntária, em geral, foi considerada 

ineficiente pelas companhias de geração. 

Consequentemente, a aceitação do mecanismo pelo mercado regulado foi de aproximadamente 90%.  Entretanto, não houve 

aceitação pelo Mercado Livre. 

Em 2016, o GSF médio ficou em 0,87, impactado pela baixa demanda, excesso de geração e baixo estoque nas regiões Norte 

e Nordeste. 

Tarifas de Uso dos Sistemas de Distribuição e Transmissão 

A ANEEL supervisiona as regulamentações tarifárias que regem o acesso aos sistemas de distribuição e transmissão e 

estabelece as tarifas: (i) TUSD; e (ii) TUST.  Além disso, as companhias de distribuição do sistema interligado Sul, Sudeste e 

Centro-oeste pagam encargos específicos pela transmissão da energia elétrica gerada em Itaipu.  Todas essas tarifas são 

estabelecidas pela ANEEL.  Segue abaixo explicação mais detalhada de cada tarifa: 

Tarifa de Uso do Sistema de Distribuição, ou TUSD 

A TUSD é paga por companhias de geração, outras distribuidoras e consumidores pelo uso do sistema de distribuição a que 

estão conectados.  É ajustada anualmente de acordo com a inflação, a variação dos custos de transmissão de energia elétrica e 

dos custos com encargos regulatórios.  Esta alteração é repassada anualmente para os clientes da rede por meio dos Reajustes 

Tarifários Anuais ou Revisões. 

 

Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão, ou TUST 

A TUST é paga pelas companhias de geração, distribuição e consumidores livres pelo uso da rede básica de transmissão a 

que estão ligados.  É reajustada anualmente de acordo com o índice de inflação e a receita anual das companhias de 

transmissão.  De acordo com os critérios estabelecidos pela ANEEL, aos proprietários de diferentes trechos da rede de 

transmissão foi requerida a transferência da coordenação de suas instalações ao ONS em troca do recebimento de pagamentos 

regulados dos usuários da rede de transmissão.  As geradoras, consumidores livres e concessionárias de distribuição pagam 

ainda receita por conexões exclusivas para algumas transmissoras.  Não são definidas tarifas para estas conexões, e sim uma 

receita para um período de 12 meses pagas mensalmente por meio da emissão de faturas. 



 108 

Tarifas de distribuição 

As tarifas de distribuição estão sujeitas à revisão da ANEEL, que tem poderes para reajustar e revisar as tarifas em resposta a 

alterações dos custos de aquisição de energia, de pagamento de encargos ou pagamentos relacionados à transmissão de 

energia elétrica, dentre outros relacionados às condições de mercado.  A ANEEL divide os custos de todas as empresas de 

distribuição em: (1) custos que est«o fora do controle do distribuidor, ou custos da óParcela Aô; e (2) custos que est«o sob o 

controle do distribuidor, ou custos da óParcela Bô.  O reajuste tarifário é baseado em uma fórmula que leva em conta a divisão 

de custos entre as duas categorias. 

Os custos da Parcela A incluem, dentre outros, os seguintes: 

Å Encargos Regulatórios (CDE, TFSEE e PROINFA); 

Å  Os custos com compra de energia para revenda (CCEAR, Energia de Itaipu e contratos bilaterais); e 

Å  Taxas de Transmissão (Rede Básica, Rede Básica de Fronteira, transporte da energia elétrica da Itaipu, uso das 

instalações de conexão com transmissoras, uso das instalações de outras distribuidoras e ONS). 

Os custos da Parcela B são aqueles que estão sob nosso controle e incluem: 

Å Retorno sobre investimento (ROI); 

Å Tributos; 

Å Inadimplência regulatória; 

Å Custos de depreciação; e 

Å Custos operacionais do sistema de distribuição. 

De modo geral, os custos da Parcela A são integralmente repassados aos consumidores.  Os custos da Parcela B, no entanto, 

são ajustados pela inflação de acordo com o índice de inflação IPCA ajustado pelo Fator X.  As empresas de distribuição de 

energia elétrica, de acordo com seus contratos de concessão, também têm direito a revisões periódicas.  Estas revisões visam 

principalmente: (1) assegurar receitas necessárias para cobrir de maneira eficiente os custos operacionais da Parcela B e a 

remuneração adequada dos investimentos considerados essenciais aos serviços dentro do escopo de cada concessão da 

companhia; e (2) determinar o fator X. 

O fator X é utilizado para reajustar a proporção da alteração do IPCA, utilizado nos reajustes anuais e para compartilhar os 

ganhos de produtividade da companhia com os consumidores finais. 

Além disso, as concessionárias de distribuição têm direito à revisão extraordinária de tarifas, determinada caso a caso, para 

assegurar seu balanço financeiro e compensá-las por custos imprevistos, incluindo impostos, que alterem de maneira 

significativa sua estrutura de custos. 

Item 4A. Comentários Não-Resolvidos da Equipe  

Não aplicável.  
 

Item 5.  Análise e Perspectivas Operacionais e Financeiras  

As informações fornecidas neste Item 5 em relação às Demonstrações Financeiras consolidadas dos exercícios findos em 31 

de dezembro de 2015 e 2014 foram atualizadas, quando aplicável, para dar efeito às reclassificações descritas na Nota 2.8 

de nossas demonstrações financeiras consolidadas. 

Você deve ler as informações contidas nesta seção junto com nossas Demonstrações Financeiras consolidadas dos exercícios 

findos em 31 de dezembro de 2016 e 2015 e para os exercícios findos em 31 de dezembro de 2016, 2015 e 2014, contidas 

neste relatório anual.  A explanação a seguir baseia-se em nossas demonstrações financeiras, elaboradas em conformidade 

com o IFRS e apresentadas em reais.  
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Bases de Mensuração  

As Demonstrações Financeiras consolidadas foram preparadas com base no custo histórico com exceção dos seguintes itens 

materiais reconhecidos nos balanços patrimoniais:  

Å  Os instrumentos financeiros não derivativos mensurados pelo valor justo por meio do resultado;  

Å  Os ativos financeiros mantidos para negociação mensurados pelo valor justo;  

Å  Os ativos financeiros da concessão mensurados pelo Valor Novo de Reposição, ou VNR, equivalente ao valor justo.  

Å  Passivos financeiros relacionados a opções de venda, mensurados pelo valor justo através do modelo Black-Scholes-

Merton. 

Políticas Contábeis Críticas 

A seguinte descrição refere-se a áreas que requerem maior julgamento ou envolvem maior grau de complexidade na 

aplicação das políticas contábeis que atualmente afetam nossa condição financeira e resultados operacionais.  As estimativas 

contábeis que fazemos nesse contexto requerem que façamos suposições sobre assuntos que são altamente incertos.  

A descrição inclui apenas as estimativas que consideramos mais importantes, baseado no grau de incerteza ou a probabilidade 

de impacto material caso fosse usada outra estimativa.  Há diversas outras áreas em que foram usadas estimativas sobre 

assuntos incertos, mas o efeito resultante razoável da alteração da estimativa ou uso de estimativa diferente não é material 

para nossa apresentação financeira.  Para informações detalhadas sobre nossas Políticas e Estimativas Contábeis Críticas, veja 

a Nota 2 das nossas demonstra­»es financeiras auditadas e consolidadas de 31 de dezembro de 2016 (as ñDemonstra­»es 

Financeirasò).  

 

Instrumentos Financeiros 

 

Passivos financeiros referentes a opções de venda ï As opções de venda de cotas do FIP Melbourne e FIP Malbec 

(ñPUT SAAGò) e as opções de venda de ações da RME e LEPSA (ñPUT Paratiò) foram mensuradas pelo valor justo 

mediante a utilização do modelo de Black-Scholes-Merton, ou BSM.  Ambas as opções eram calculadas utilizando-

se o método de fluxo de caixa descontado, no caso da PUT SAAG até o terceiro trimestre e da PUT Parati até o 

primeiro trimestre de 2016. O método utilizado foi alterado, no quarto e segundo trimestres, respectivamente, para o 

modelo BSM. A Companhia efetuou o cálculo do valor justo dessas opções tendo como referência o preço das 

respectivas opões de venda obtidas pelo modelo BSM avaliadas na data de fechamento das demonstrações 

financeiras do exercício fiscal de 2016.  

 

Instrumentos Financeiros disponíveis para venda: A partir de 31 de dezembro de 2012, encontram-se nesta 

categoria os ativos financeiros das concessões de transmissão e distribuição que foram abarcados pela Lei nº 12.783, 

de 11 de janeiro de 2013.  São mensurados pelo Valor Novo de Reposição, ou VNR, equivalentes ao valor justo na 

data as Demonstrações Financeiras.  A Companhia reconhece um ativo financeiro resultante de um contrato de 

concessão quando tem um direito contratual incondicional de receber caixa ou outro ativo financeiro do poder 

concedente, ou sob a direção do poder concedente pelos serviços de construção ou melhoria prestados. 

 

 

Empréstimos e Recebíveis 

 

Empréstimos e recebíveis ï A categoria inclui: Equivalentes de caixa; Consumidores e revendedores; 

Concessionários ï Transporte de Energia; Ativos Financeiros da Concessão não abrangidos pela Lei nº 12.783; A 

Conta CVA (para compensação de alterações nos custos da Parcela A) e de Outros Componentes Financeiros, 

depósitos vinculados a litígios; e Revendedores ï Transações com Energia Livre. 

 

 

Consumidores e Revendedores, Concessionários - Transporte de Energia e Revendedores ï Transações com 

Energia Livre  

 

As contas a receber de Consumidores, Revendedores e Concessionários ï Transporte de Energia ï são registradas 

inicialmente pelo valor, faturado ou não faturado, e mensuradas pelo custo amortizado. Inclui os respectivos 

impostos diretos de responsabilidade tributária da Companhia, menos os impostos retidos na fonte, os quais são 

considerados créditos tributários.  
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A Provisão para Crédito de Liquidação Duvidosa, para os consumidores de baixa e média tensão, é registrada com 

base em estimativas da Administração, em valor suficiente para cobrir prováveis perdas. Os principais critérios 

definidos pela Companhia são: (i) consumidores com valores significantes, uma análise é feita do saldo a receber 

levando em conta o histórico da dívida, as negociações em andamento e as garantias reais. (ii)  para outros 

consumidores, são provisionadas: Dívidas de consumidores residenciais com mais de 90 dias de atraso; Dívidas de 

consumidores comerciais com mais de 180 dias de atraso; e dívidas de mais de 360 dias de atraso por outros 

consumidores.  Tais critérios não diferem daqueles estabelecidos pela ANEEL. 

 

Para os grandes consumidores é feita uma análise individual dos devedores e das iniciativas em andamento para 

recebimento dos créditos. 

 

 

Ativos Vinculados à Concessão 

 

Atividade de distribuição de energia elétrica: A parcela dos ativos da concessão que será integralmente amortizada 

durante a concessão é registrada como um ativo intangível e amortizada integralmente durante o período de vigência 

do contrato de concessão. 

 

A amortização reflete o padrão de consumo dos direitos adquiridos. É calculada sobre o saldo dos ativos vinculados 

à concessão pelo método linear, tendo como base a aplicação das taxas determinadas pela ANEEL para a atividade 

de distribuição de energia elétrica. 

 

A Companhia calcula a parcela do valor dos ativos que não estará integralmente amortizada até o final da concessão, 

registrando esse valor como um ativo financeiro por ser um direito incondicional de receber caixa ou outro ativo 

financeiro diretamente do poder concedente.  

 

A Companhia mensurou a parcela dos ativos que será integralmente amortizada até o final da concessão 

considerando a prorrogação por mais 30 anos do seu Contrato de Concessão, conforme descrito em maiores detalhes 

na Nota Explicativa nº 4, das Demonstrações Financeiras. 

 

Os novos ativos são registrados inicialmente no ativo intangível, mensurados pelo custo de aquisição, incluindo os 

custos de empréstimos capitalizados. Quando os ativos iniciam a operação, são divididos entre ativo financeiro e 

ativo intangível, conforme critério mencionado nos parágrafos anteriores: A parcela dos ativos que está registrada 

nos ativos financeiros é avaliada com base no novo custo de reposição, tendo como referência os valores 

homologados pela ANEEL para a Base de Ativos para Remuneração nos processos de revisão tarifária. 

 

Quando um ativo é substituído, o valor contábil líquido do ativo é baixado como despesa na demonstração do 

resultado. 

 

Atividade de transmissão: Para as novas concessões de transmissão, outorgadas após o ano 2000, os custos 

relacionados para construção da infraestrutura são registrados no resultado quando da sua apuração e registra-se uma 

Receita de Construção baseado no estágio de conclusão da obra realizada, incluindo os impostos incidentes sobre a 

receita e eventual margem de lucro.  

 

Uma vez que os contratos de transmissão determinam que os concessionários possuam um direito incondicional de 

receber caixa ou outro ativo financeiro diretamente, ou em nome, do poder concedente, para as novas concessões de 

transmissão, a companhia registra um ativo financeiro, durante o período da construção das linhas, a receita de 

transmissão a ser recebida durante todo o período da concessão, a valor justo. 

 

Dos valores faturados de Receita Anual Permitida, ou RAP, a parcela referente ao valor justo da operação e 

manutenção dos ativos é registrada em contrapartida ao resultado do exercício, e a parcela referente à receita de 

construção, registrada originalmente quando da formação dos ativos é utilizada para a baixa do ativo financeiro. 

 

Despesas adicionais incorridas para fins de expansão de capital e melhorias nos ativos de transmissão geram fluxo 

de caixa adicional e, portanto, este novo fluxo de caixa é capitalizado no saldo do ativo financeiro. 

 

Em função da aceitação dos termos de renovação das concessões de transmissão antigas, conforme descrito em mais 

detalhes na Nota Explicativa nº 4 das Demonstrações Financeiras, a maior parte dos ativos de transmissão das 
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concessões antigas serão objeto de indenização pelo Poder Concedente, já tendo sido baixada em 31 de dezembro de 

2012 e lançado um item em contas a receber correspondente à indenização estimada a ser recebida. 

 

Atividade de distribuição de gás: A parcela dos ativos da concessão que será integralmente amortizada durante a 

concessão é registrada como um Ativo Intangível e amortizada integralmente durante o período de vigência do 

contrato de concessão. 

 

A amortização é calculada sobre o saldo dos ativos vinculados à concessão pelo método linear, mediante aplicação 

das taxas de amortização que refletem a vida útil estimada dos bens.  

 

A Companhia mensura a parcela do valor dos ativos que não estará integralmente amortizada até o final da 

concessão, registrando esse valor como um ativo financeiro por ser um direito incondicional de receber caixa ou 

outro ativo financeiro diretamente do poder concedente.  

 

Os novos ativos são registrados inicialmente no ativo intangível, mensurados pelo custo de aquisição, incluindo os 

custos de empréstimos capitalizados. Quando da sua entrada em operação são divididos entre ativo financeiro e ativo 

intangível, conforme critério mencionado nos parágrafos anteriores. Quando um ativo é substituído, o valor contábil 

líquido do ativo é baixado como despesa na demonstração do resultado. 

 

Ativo  Intangível 

 

Os Ativos Intangíveis compreendem os ativos referentes aos contratos de concessão de serviços e softwares. São 

mensurados pelo custo total de aquisição, menos as despesas de amortização. 

 

Os juros e demais encargos financeiros incorridos de financiamentos vinculados às obras em andamento são 

apropriados ao ativo intangível em curso e consórcios durante o período de construção.  

 

Para os empréstimos contraídos para a construção de um Ativo Imobilizado, a Companhia aloca todos os custos 

financeiros relacionados com os empréstimos diretamente aos respectivos ativos financiados. Para os demais 

empréstimos contraídos para a construção de um Ativo Imobilizado, é estabelecida uma taxa média ponderada para a 

capitalização dos custos desses empréstimos. 

 

Para os Ativos Intangíveis vinculados à concessão, são adotados os procedimentos mencionados no item ñativos 

vinculados à concess«oò acima. 

Ativo  Imobilizado  

 

Depreciação e Amortização: São calculadas sobre o saldo das imobilizações em serviço e investimentos em 

consórcio pelo método linear, mediante aplicação das taxas determinadas pela ANEEL para os ativos relacionados 

às atividades de energia elétrica, que reflete a vida útil estimada dos bens. 

 

As principais taxas de depreciação dos ativos do Imobilizado estão demonstradas na Nota Explicativa nº 16 das 

Demonstrações Financeiras. 

 

Os ativos não depreciados até o final da concessão serão revertidos para o Poder Concedente com a indenização 

dessa parcela não depreciada, classificada como Ativo Financeiro da Concessão.  

 

Os juros e demais encargos financeiros incorridos de financiamentos vinculados a obras em andamento são 

transferidos para o Ativo Imobilizado em curso e consórcios durante o período de construção.  

 

Para os recursos captados de um Ativo Imobilizado específico para determinadas obras, a Companhia aloca todos os 

encargos captados diretamente para os ativos financiados. Para os demais empréstimos e financiamentos que não 

estão vinculados diretamente a um Ativo Imobilizado, é estabelecida uma taxa média ponderada para a capitalização 

dos custos desses empréstimos. 

 

O valor residual é o saldo remanescente do ativo ao final da concessão, pois, conforme estabelecido em contrato 

assinado entre a Companhia e o Governo Federal, ao final da concessão os ativos serão revertidos para a União que, 

por sua vez, indenizará a Companhia pelos ativos ainda não totalmente depreciados. Nos casos em que não há 


























































































































































































































































































































































































































































































































































































































