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Resumo 

 

 

 

 

Dutos são um meio de transporte de hidrocarbonetos seguro e confiável. No 

entanto, durante sua vida útil eles estão sujeitos a adquirir defeitos que podem 

afetar a sua integridade. Dentre estes defeitos, a redução da espessura de parede 

causada por corrosão é um dos principais mecanismos de dano que mais afetam a 

integridade de dutos terrestres e submarinos. Neste trabalho será apresentado um 

estudo de caso para o reparo por dupla calha num oleoduto terrestre, que sofreu 

processo de corrosão externa de intensidade severa. O principal objetivo é estudar 

melhor o processo de soldagem operacional, bem como, ressaltar a importância 

desta técnica nas atividades de manutenção e reparo de dutos. 

 

 

Palavras chaves: dutos, soldagem em operação, reparo por dupla calha. 

 

  



 

Abstract 

 

 

 

 

Pipelines are a means of safe and reliable transport hydrocarbons. However, over 

their lifetime they are subject to acquiring defects that could affect its integrity. 

Among these defects, the reduction of wall thickness caused by corrosion is a major 

damage mechanisms that most affect the integrity of on shore and subsea pipelines. 

In this work, it will be presented a case study for pressure-containing sleeves repair 

in on shore pipelines with intensity severe external corrosion. The main objective 

is to better study the process of welding in-service, as well as demonstrate the 

importance of this technique for maintenance and repair of pipelines. 

 

 

Keywords: pipelines, welding in-service, pressure-containing sleeves. 
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Introdução 

 

 

 

 

Segundo a ANP, em seu Regulamento Técnico Nº 2/2011, item 4.2.1, dutos 

terrestres podem ser definidos como uma instalação constituída por uma sequência 

de tubos ligados entre si, incluindo os seus componentes (lançadores, recebedores, 

válvulas, flanges, conexões, juntas, estojos, entre outros) e os seus complementos 

(suportes, sistema de proteção catódica, junta de isolamento elétrico, provadores 

de corrosão, instrumentação, entre outros). Esta instalação, por sua vez, se destina 

ao transporte ou transferência de fluidos entre as fronteiras de unidades 

operacionais geograficamente distintas. 

De fato, dutos são um meio de transporte de hidrocarbonetos seguro e 

confiável. No entanto, durante sua vida útil eles estão sujeitos a adquirir defeitos 

que podem afetar a sua integridade. Dentre estes defeitos, a redução de espessura 

de parede causada pela corrosão é um dos que mais afetam a integridade de dutos, 

tanto terrestres quanto submarinos. 

 No presente trabalho será considerado um caso real de reparo em um 

oleoduto terrestre que sofreu processo de corrosão externa de intensidade severa, 

devido a falha no seu revestimento anticorrosivo. Como será detalhado adiante, a 

técnica de manutenção empregada para reabilitação do duto foi por meio da 

instalação de dupla calhas segmentadas, visando a recomposição da resistência 

mecânica perdida nos tubos que apresentaram defeito – isto é, nos tubos que 

tiveram perda de material devido ao processo de corrosão eletrolítica. 

 A principal vantagem desta técnica se deve ao fato das calhas serem 

instaladas mediante soldagem com o duto em operação, eliminando-se assim, a 

necessidade de parada do mesmo para realização do reparo, ou seja, sem ou com 

um impacto operacional bastante reduzido. 

 Entretanto, a soldagem operacional, apesar de ser uma prática já conhecida e 

bastante empregada, requer alguns cuidados adicionais, quando comparada a 

soldagem convencional. Por exemplo, o risco do surgimento de trincas a frio com 
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o duto pressurizado ou o risco de perfuração da parede do duto devido ao emprego 

de um aporte térmico excessivo. 

Por isso, este trabalho será iniciado com um breve resumo sobre a técnica de 

soldagem em operação (ou soldagem em carga), como alternativa para a 

manutenção da integridade de dutos. Na sequência, será apresentado o estudo de 

caso do oleoduto que sofreu dano por corrosão. Conforme se poderá perceber, o 

estudo de caso será dividido em três tópicos: a análise da falha do revestimento 

anticorrosivo, o cálculo da pressão de trabalho admissível pelo ASME B31G para 

o trecho com defeito e, finalmente, a descrição do reparo realizado mediante a 

instalação de dupla calhas. 

Desta forma, espera-se ratificar a eficiência desta técnica de reparo através 

do seu emprego numa situação real, contribuindo para promoção da mesma como 

uma importante atividade na manutenção de dutos 
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Estudo da Arte: Integridade de Dutos 

 

 

 

 

 Segundo Freire (2009, p. 15.1), a falha estrutural de um duto ocorre no 

instante em que se tem início o vazamento de líquido ou gás, em função da presença 

de uma descontinuidade na parede de contenção do mesmo. Essa descontinuidade 

pode ser devido a um rasgo, fissura ou trinca. 

A integridade de um duto pode ser avaliada de forma quantitativa para suas 

condições de novo ou em serviço, sendo que, neste último caso, a avaliação ocorre 

após a constatação de algum dano no duto. Ainda segundo Freire (2009, p. 15.3), 

entende-se por dano como sendo uma transformação na microestrutura do material 

ou na geometria de um duto, gerada em decorrência de suas condições de trabalho. 

Já o defeito seria o dano limite ou crítico para as condições desejadas de operação 

da estrutura, ou seja, quando o estado de dano acumulado põe em risco a 

funcionalidade da estrutura. 

De acordo com Benjamin (2014, p. 1), dentre os diversos defeitos que podem 

afetar a integridade de um duto ao longo de sua vida útil, a redução de espessura 

de parede causada por processo corrosivo, é um dos mais decorrentes nas 

atividades de reabilitação de dutos – tanto terrestres quanto marítimos. 

Ainda segundo o mesmo autor, a avaliação da resistência de dutos, com 

defeitos causados por corrosão, tem importância cada vez mais crescente. E isto se 

deve porque: 

 

Por motivos econômico-financeiros e ecológicos, as operadoras destas linhas 
precisam evitar que os dutos corroídos sofram rupturas, que impliquem em 
vazamentos de produto, interrupções forçadas de operação e danos ao meio 
ambiente. A prevenção de acidentes, representa uma economia considerável de 
recursos pois envolve também a preservação da integridade de pessoas 
(funcionários da operadora e terceiros), a preservação da imagem da operadora e a 
prevenção de danos materiais (patrimônio da operadora e de terceiros). 
(BENJAMIN, 2014, p. 1). 
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Freire (2009, p. 15.17) acrescenta que, dutos com defeitos de corrosão, 

erosão ou perda metálica, podem ser analisados pelos procedimentos já 

normalizados ou bem testados. Sendo que, no caso de um dano proveniente de um 

processo corrosivo ou erosivo, tem-se a perda de material na parede do tubo externa 

ou internamente. A morfologia deste dano tanto poderá ser uniforme, localizado 

ou pitiforme. A caracterização do dano de corrosão é feita pela geometria do 

defeito. 

No presente trabalho, serão considerados dutos com defeito (operando com 

uma pressão interna superior a pressão externa), cujo mecanismo de dano se deu 

mediante processo de corrosão. 

 

 

2.1. 

Considerações Gerais 

 

De acordo com a PETROBRAS N-2786 – Rev. A, item 5.1.2, a avaliação de 

dutos corroídos deve ser realizada com base nos resultados obtidos pela inspeção 

do duto com o auxílio de ferramentas de medição de espessura, tais como: o 

ultrassom manual ou automático e diversos tipos de “pigs1 ” instrumentados 

ultrassônicos e magnéticos. 

 Por sua vez, a PETROBRAS N-2098 – Rev. F, item 4.3 e Tabela 1, define 

qual a frequência para inspeção com pigs em dutos e o tipo de pig instrumentado a 

ser utilizado, em função da anomalia que se espera encontrar. 

 Áreas corroídas, em geral, apresentam contornos e topografias irregulares, 

porém, no desenvolvimento de métodos empíricos e analíticos, para se a avaliar a 

integridade de estruturas que apresentem defeitos, faz-se o uso de “defeitos 

idealizados”. 

 Segundo a PETROBRAS N-2786 – Rev. A, item 5.1.6, para a idealização de 

defeitos, a região corroída deve ter sua geometria descrita por pelo menos três 

parâmetros: a profundidade máxima d, o comprimento L (dimensão longitudinal 

                                                           
1 PIG (ou pig), do inglês, Pipeline Inspection Gauge. Trata-se de um dispositivo que é inserido em 
um duto e que é capaz de se deslocar no interior deste de forma autônoma, sendo impulsionados 
pelo próprio fluido. A complexidade deste dispositivo varia de acordo com a função que irá exercer 
– podem ser utilizados para limpeza de dutos (pigs de espuma) ou para inspeção (pigs 
instrumentados). O presente trabalho, faz referência, apenas, aos pigs instrumentados. 
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do defeito) e a largura w (dimensão circunferencial do defeito). Na Figura 01, 

temos um exemplo com a geometria de um defeito de corrosão, onde podemos 

observar os parâmetros L (dimensão longitudinal do defeito) e d (profundidade 

máxima). 

 

 
Figura 01 – Geometria da região corroída e parâmetros dimensionais utilizados 
na análise do defeito. 
Fonte: Adaptado da norma ASME B31G – 2012, Figura 2.1-1. 

 

 Quando o defeito apresente o comprimento L maior ou igual à largura w, diz-

se que o mesmo é longitudinal. Entretanto, por causa das características do 

processo corrosivo, o comprimento L e a largura w são em geral maiores que a 

profundidade d. 

 Segundo Benjamin (2014, p. 20), métodos desenvolvidos para avaliação de 

defeitos longitudinais em dutos submetidos a carregamento de pressão foram 

desenvolvidos supondo que a influência da largura w do defeito pode ser 

desprezada. Esta hipótese deixará de ser coerente, apenas, para defeitos profundos 

nos quais a largura w é maior que o comprimento L. 

 O método ASME B31G ainda hoje é muito utilizado, em todo o mundo, para 

avaliação de dutos corroídos submetidos a carregamento de pressão. Este método 

é bastante simples de utilizar, pois requer apenas do comprimento do defeito L e 

da sua profundidade máxima d para representar a área longitudinal de material 

perdido. 

Comprimento do defeito na 
direção longitudinal, L 

Profundidade máxima 
da região corroída 
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 A norma ASME B31G – 2012, item 2.2, estabelece como metodologias 

admissíveis para avaliação de integridade, para o nível 1, os seguintes métodos: 

B31G original, B31G modificado e API 579 nível 1. 

 Mais a diante, será apresentado um estudo de caso para o reparo estrutural de 

um defeito real por corrosão externa na parede de um duto terrestre. Nesta ocasião, 

será realizado uma avaliação de integridade, pelos métodos B31G original e B31G 

modificado, para o cálculo da pressão de falha do duto. 

 

 

2.2. 

Reparo Estrutural de Dutos pelo Método de Dupla Cal ha (DC) 

 

A operação de soldagem sobre uma tubulação em operação, seja com o 

objetivo de instalar uma conexão para posterior atividade de trepanação (furo), seja 

para a instalação de luvas metálicas bipartidas (dupla calha), para reforçar áreas 

com corrosão, trincas ou danos mecânicos, é uma ocorrência comum na área 

industrial. É evidente que existem incentivos econômicos e ambientais 

significativos para se justificar uma soldagem numa tubulação ou em um duto em 

operação. Dentre as motivações de ordem econômica, por exemplo, podem ser 

citados a possibilidade de se manter a operação (e consequentemente o suprimento 

do produto escoado durante a soldagem), evitar um vazamento eminente do 

produto e, ainda, evitar a necessidade de se disponibilizar para o meio ambiente 

partes do produto (ainda presente na tubulação) ou de água oleosa (como resultado 

do procedimento de limpeza anterior ao corte do duto para execução do seu reparo). 

Segundo Paes (2000, p. 3), três situações devem ser consideradas durante a 

soldagem em operação do produto: (i) o risco de trincas induzidas pelo o 

hidrogênio absorvido durante o processo de soldagem, (ii) o risco do arco de solda 

penetrar através da espessura da tubulação e, por último, (iii) o risco de 

decomposição instável do produto pela temperatura e pressão alcançada na parte 

interna do duto ou tubulação. 

No presente tópico, será considerado apenas os dois primeiros riscos, uma 

vez que, avaliar o risco de decomposição instável de produtos (tais como eteno, 

acetileno, benzeno, entre outros), fugiria ao escopo deste trabalho. 
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2.2.1. 

Formação de Trincas a Frio Induzidas pelo Hidrogêni o2 

 

De acordo com Paes (2000, p. 3), com relação a trincas induzidas pelo 

hidrogênio (TIH), também conhecidas como trincas a frio, estas são as 

descontinuidades mais significativas no que diz respeito a integridade da tubulação. 

A ocorrência deste tipo de trinca depende de determinadas condições específicas e 

se dá, normalmente, na zona termicamente afetada (ZTA). 

As condições ou fatores necessários, segundo Modenesi et al (2006, p. 6.8), 

que devem ocorrer de forma simultânea para que se formem trincas TIH, são três, 

a saber: (i) presença de hidrogênio na região da solda, (ii) formação de 

microestrutura de elevada dureza, capaz de ser fortemente fragilizada pelo 

hidrogênio, e (iii) solicitação de tensões residuais e externas. Para minimizar a 

chance de fissuração, deve-se atuar nos três fatores mencionados acima, como por 

exemplo, através da seleção de um material menos sensível, da redução no nível 

de tensões, da seleção do processo de soldagem e do controle da velocidade de 

resfriamento. 

Por sua vez, Paes (2000, p. 2-3), destaca a relevância da temperatura, 

preferindo relacionar como quatro os fatores necessários para a formação da TIH 

– o que pareceu mais didático para o entendimento do mecanismo de dano. 

Segundo ele, para que se ocorra o surgimento de trincas induzidas por hidrogênio, 

é necessário que estejam presentes, simultaneamente, as seguintes condições: (i) 

presença de hidrogênio na solda oriundo da umidade existente no eletrodo, da 

umidade e temperatura da atmosfera em contato com o arco e/ou da presença de 

contaminantes na superfície a ser soldada (hidrocarbonetos, graxa, óleos, ferrugem, 

entre outros); (ii) microestrutura suscetível a gerar trincas induzidas pelo 

hidrogênio, principalmente, na ZTA em função do substrato apresentar elevado 

carbono equivalente (CE) em sua metalurgia; (iii) tensões trativas decorrentes de 

tensões residuais que surgem como resultados de restrições e deformações imposta 

pela contração da solda durante seu resfriamento; e (iv) temperatura, já que as 

                                                           
2 A expressão trincas induzidas por hidrogênio (TIH), também conhecida como trincas a frio, é 
uma tradução do inglês: hydrogen induced cracking (HIC). 
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trincas a frio, de uma forma geral, costumam ocorrer em temperaturas inferiores a 

150° C, sendo praticamente inexistente quando a temperatura do metal for superior 

a 250 º C. 

Durante o processo de soldagem, segundo Modenesi et al (2006, p. 6.8-6.9), 

hidrogênio proveniente de moléculas de material orgânico e umidade são 

dissociados no arco, sendo absorvidos pela poça de fusão, onde permanece em 

solução na solda após a solidificação. Esse hidrogênio difunde-se rapidamente no 

aço, incialmente na zona fundida (ZF) e, em seguida, na zona termicamente afetada 

(ZTA), regiões onde a metalurgia é austenizada – ou seja, onde o hidrogênio 

encontra maior solubilidade. Com o resfriamento da solda, como o substrato 

costuma ser mais temperável do que o metal de solda, tem-se uma forte fragilização 

da ZTA devido à presença de hidrogênio, surgem, portanto, tensões de tração 

residuais (além daquelas provenientes de carregamento externo), que podem 

provocar fissuras nesta região. Ainda de acordo com este autor, a fragilização pelo 

hidrogênio é particularmente intensa à temperatura ambiente – na Figura 02 pode-

se observar o processo de difusão do hidrogênio do metal de solda na ZTA. 

Möser e Schmidt (1984, p. 2), explicam a fragilização da ZTA em função da 

presença do hidrogênio. Segundo ele, hidrogênio atômico que não conseguiu 

deixar a solda durante o processo de solidificação, difunde-se até encontrar vazios, 

tais como inclusões, trincas a quente ou poros, onde irá ser “estocado”. Nestes 

vazios, os átomos de hidrogênio (H+) se recombinam, formando hidrogênio 

molecular (H2). Na forma molecular, o hidrogênio tem um aumento de volume e 

não é mais capaz de se difundir através do material. Como consequência, tem-se 

um aumento da pressão do gás aprisionado nestes vazios que, com o surgimento 

de esforços internos. Quando estes esforços são capazes de produzirem 

deformações plásticas, novas cavidades são criadas, outras “estocagens de 

hidrogênio atômico” no material surgem, novamente, átomos de hidrogênio se 

recombinam em hidrogênio molecular e o processo se repete. Como consequência, 

ocorrerá a separação de planos cristalinos, resultando no surgimento de trincas na 

estrutura – na Figura 03 tem-se uma fotomicrografia de uma superfície fraturada, 

onde se pode observar o início de uma trinca num vazio em função da estocagem 

de hidrogênio. 
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Para se ter uma ideia da magnitude da pressão possível nestes casos, Telles 

(2003, p. 243), menciona que o gás retido pode chegar à uma pressão de 105 

kgf/cm². 

 

 
Figura 02 – Difusão do hidrogênio do metal de solda para 
a zona termicamente afetada (ZTA) durante a soldagem 
quando o metal de solda é menos temperável que o 
substrato. 
Fonte: Adaptado de Paes, 2000, Anexo II, Fig. 1. 

 

 

 
Figura 03 – Fotomicrografia de uma superfície fraturada 
onde se observar em um vazio o surgimento de uma trinca 
devido à estocagem de hidrogênio no seu interior. 
Fonte: Möser e Schmidt, 1984, página 4, Fig. 4. 
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Já na fotomicrografia representada na Figura 04, observa-se a presença de 

uma trinca induzida pelo hidrogênio na zona termicamente afetada de uma junta 

soldada, à margem do cordão de solda. 

 

 
Figura 04 – Fotomicrografia de junta de ângulo onde se pode identificar a 
presença de trincas induzidas por hidrogênio na ZTA, na margem do cordão (B). 
Fonte: TWI – The Welding Institute. Disponível em: <http://www.twi-
global.com/technical-knowledge/published-papers/welding-of-hydrogen-
charged-steel-for-modification-or-repair/>. Acesso em: 17/06/2016. 

 

 Como a TIH se forma apenas quando as condições já mencionadas se 

encontram presentes simultaneamente, a remoção ou prevenção de qualquer uma 

delas pode ser utilizada como uma forma de controle das trincas a frio. Obviamente, 

no caso de se remover mais de uma das condições mencionadas acima, a mitigação 

do risco para ocorrência de TIH, durante uma soldagem em operação, passará a 

contar com uma margem de segurança adicional. 

 

 

2.2.1.1. 

Controle do Hidrogênio 

 

 Conforme já mencionado e de acordo com Paes (2000, p. 5-6), uma forma de 

se evitar a formação de trincas a frio ocorre quando se restringe, significativamente, 

a quantidade de hidrogênio introduzido na solda. Isto é obtido através de um 
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controle rígido no preparo dos consumíveis de baixo hidrogênio e com uma 

limpeza cuidadosa da superfície que será soldada. Outra alternativa, seria “permitir” 

que o mesmo escape por difusão, prolongando-se o ciclo térmico de soldagem, ou 

seja, reduzindo-se a taxa de resfriamento (por exemplo, mediante o uso de 

preaquecimento antes da solda), de forma que a concentração de hidrogênio terá se 

reduzido a níveis aceitáveis no momento em que a temperatura da junta alcançar 

valores inferiores à 150° C. 

 Ainda segundo Paes, eletrodos de baixo hidrogênio devem ser armazenados 

em estufas portáteis sob temperatura apropriada e usados a partir de recipientes 

recém-abertos e isolados da atmosfera. Eletrodos de baixo hidrogênio em pequenas 

embalagens a vácuo, ou seja, que não necessitam de serem secos, caso utilizados 

logo após a abertura da embalagem, já se encontram disponíveis no mercado. Se 

necessário, o teor de umidade dos eletrodos de baixo hidrogênio, após exposição a 

atmosfera, pode ser reduzido fazendo-se a secagem dos mesmos de acordo com as 

recomendações do fabricante, usualmente em temperaturas entre 260 e 450 °C e 

armazenando-os a temperaturas acima de 95°C. 

Já a remoção da umidade de eletrodos tipo celulósicos é ineficiente, pois este 

tipo de eletrodo requer uma atmosfera redutora no arco (como a gerada pelo 

hidrogênio), de modo a produzir grande penetração, pela qual ele se caracteriza. 

Uma vez que, o risco de ocorrência de TIH é muito maior quando se utiliza 

eletrodos celulósicos, ao invés de eletrodos de baixo hidrogênio, o emprego de 

eletrodos celulósicos não é recomendado para a soldagem de tubulações em 

operação 

 

 

2.2.1.2. 

Controle da Microestrutura 

 

 O risco de TIH na ZTA, segundo Paes (2000, p. 7), também pode ser reduzido 

através do controle da microestrutura, pois o aumento da dureza contribui com a 

formação de trincas a frio e a dureza, por sua vez, depende da composição química, 

da taxa de resfriamento e do tratamento térmico. O valor da dureza, normalmente, 

aceito como limite máximo para se evitar a TIH em soldas de aço carbono ou de 

baixa liga é de 350 Vickers. 
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 Modenesi et al (2006, p. 6.9) ressalta que no caso de microestrutura de 

elevada dureza, a martensita costuma ser a fase mais sensível à fissuração por 

hidrogênio. O uso de fórmulas de carbono-equivalente, que representam o efeito 

dos diversos elementos de liga na temperabilidade em termos de seu teor 

equivalente de carbono, servem para avaliar a sensibilidade do metal base à trinca 

a frio. Um critério simples, baseado nesta fórmula, considera que, se CE < 0,4, o 

aço é insensível à fissuração. Já quando o CE > 0,6, o material é fortemente sensível, 

exigindo técnicas especiais de soldagem, por exemplo, o uso de processos de baixo 

nível de hidrogênio e de pré-aquecimento. 

 Existem diversas fórmulas para o determinar carbono equivalente de um aço. 

Uma fórmula simplificada, desenvolvida pelo IIW (International Institute of 

Welding), que se tornou uma medida comumente aceita para soldabilidade dos aços 

e que está relacionada no ASME IX – 2010, item QW-403.26, encontra-se na 

Equação 01, a seguir: 

 

����� = � +	�	
 +	��
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��        (01) 

 

 De acordo com a PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 5.2, a Equação 01 se 

aplica para aços com carbono maior que 0,12%. Para aços com teor de carbono 

menor ou igual a 0,12%, deve-se utilizar a seguinte equação: 

 

����� = � +	 ����+	�	�� + ��
�� + ��


� + ��
�� + ��

�� + �
��+ 5�    (02) 

 

 Ainda segundo a PETROBRAS N-2163 – Rev. F, a composição química 

deve ser obtida para o local onde a soldagem será executada (tubulação, duto, 

conexão, equipamento) e pode ser realizada por meio de análise química via úmida 

ou instrumento de espectrometria de emissão ótica – no caso de não se dispor de 

certificado de material ou quando houverem dúvidas quanto à informação 

disponível. 

Paes (2000, p.7-8), acrescenta que para análise química via úmida, material 

é removido diretamente da parede do tubo (mediante o emprego de fresa portátil), 

para posterior análise em laboratório. Já no caso de espectrometria, a análise 

química do tubo é realizada em campo, utilizando-se equipamento portátil de 
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espectrometria ótica. Não se deve esquecer, ainda que, também é necessário 

conhecer a composição química das luvas (dupla calha), que serão instaladas num 

reparo que demande soldagem em operação. 

 Por sua vez, a taxa de resfriamento influencia a dureza do material. E de 

acordo com Paes (2000, p. 8), a dureza da ZTA em aços de tubos soldados com 

fluxo interno será tanto maior quanto maior for a taxa de resfriamento imposta na 

faixa de temperatura onde ocorre a transformação de martensita e bainita inferior. 

Como a taxa de resfriamento das soldas executadas em tubulações em operação é 

função dos parâmetros de soldagem e das condições operacionais da tubulação, 

ocorre que o aporte térmico pode ser aumentado pelo aumento da corrente de 

soldagem ou pela redução da velocidade de soldagem – o que em geral determina 

uma redução na velocidade de resfriamento. 

Ainda segundo o autor, o preaquecimento é usado em soldagens 

convencionais para redução da velocidade de resfriamento, apesar de ter uma 

eficiência inferior em relação ao aumento do aporte térmico no que concerne a 

formação de fases menos frágeis. Por outro lado, este mesmo preaquecimento para 

tubulações em operação, utilizando técnicas convencionais de aquecimento, é 

pouco aplicável devido a capacidade do fluxo interno em remover calor da parede 

interna, principalmente em tubulações de baixa espessura, e na presença de grandes 

vazões de produto. 

 É importante lembrar que, durante a qualificação de procedimentos de 

soldagem, serão definidos quais os parâmetros de soldagem (tais como: energia, 

velocidade e consumível de soldagem) devem ser empregados para a soldagem em 

operação. Isto porque, conforme já mencionado, estes parâmetros, juntamente com 

os parâmetros operacionais (tais como: fluido, vazão, pressão e espessura da 

parede), afetarão a taxa de resfriamento na região da solda, consequentemente, a 

dureza final e o risco de trinca a frio. 

Entretanto, embora a qualificação de procedimento ateste que a taxa de 

resfriamento empregada não causará trinca a frio, programas de modelação 

numérica, como o Thermal Analysis Model for Hot-Tap Welding da Pipeline 

Research Council International – PRCI, permitem uma estimativa da dureza final 

da solda. Esta informação é útil para uma avaliação preliminar do risco de TIH, 

antes de se realizar a soldagem em operação. 
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2.2.1.3. 

Controle das Tensões Atuantes na Solda 

 

 Com relação as tensões de trações necessárias para a formação de TIH, sabe-

se que estas podem ser, tanto de natureza externa (ou seja, oriundas de cargas 

externas), quanto de natureza interna (ou seja, a partir de tensões residuais). No 

caso das tensões externas, estas costumam ser mais previsíveis. Diferentemente 

das tensões internas ou residuais. 

 Conforme Paes (2000, p. 13), as tensões residuais resultam da restrição 

imposta a estrutura soldada e da contração térmica durante o resfriamento da solda. 

Estas tensões, por sua vez, acabam se somando aos efeitos de tração imposto pela 

pressão interna do fluido. A restrição da solda é de difícil controle, embora algum 

controle pode ser feito no projeto da conexão a ser soldada. Por exemplo, um bom 

ajuste da luva reduzindo ao máximo o “gap” existente entre o par luva-tubo e entre 

luvas (longitudinal e circunferencial no caso de trechos curvos), como também 

evitar um desalinhamento entre as duas selas da luva, são procedimentos que 

minimizarão a restrição introduzida pela solda. O resultado final será uma redução 

das tensões residuais. 

 

 

2.2.2. 

Penetração do Arco Elétrico Através da Parede do Tu bo 

 

 O uso de aportes térmicos mais elevados contribui para prolongar o ciclo 

térmico de soldagem, reduzindo a velocidade de resfriamento e, portanto, 

diminuindo o risco de trinca a frio na soldagem operacional. Entretanto, elevados 

aportes térmicos podem gerar defeitos tipo mordedura ou ainda elevar o risco de 

perfuração da parede de tubos de pequena espessura, além de poder gerar um 

aumento do tamanho de grão, principalmente, na região de grãos grosseiros da 

ZTA. 

 Com relação ao risco de perfuração do tubo, de acordo com Paes (2000, p. 

21-22), este fenômeno poderá ocorrer caso a área não fundida, que se encontra 

adjacente a poça de fusão, não tenha resistência suficiente para conter a tensão 
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proveniente da pressão interna da tubulação. Este fenômeno é governado 

basicamente por três fatores: espessura local (juntamente com o tipo de material da 

parede da tubulação), penetração da solda e condições operacionais da tubulação. 

O risco de perfuração diminui à medida em que se reduz a penetração da solda e 

se aumenta a espessura da parede da tubulação. 

Ainda segundo o autor, a perfuração da tubulação terá como consequência 

direta o vazamento do produto. Além do perigo físico do vazamento em si, o 

produto pode ainda ser tóxico ou inflamável. A perfuração de uma tubulação 

durante a soldagem normalmente não leva a rupturas catastróficas, porém uma 

parada total do sistema de escoamento se torna necessário. 

Na Figura 05 tem-se a imagem de um duto perfurado para uma simulação de 

soldagem em operação. Por sua vez, as Figuras 06 e 07 ilustram a influência do 

efeito do aporte térmico na superfície interna da parede de um tubo. 

 

 
Figura 05 – Deposição de metal de solda em superfície externa de tubo com 
baixa espessura, simulando o risco de perfuração de tubulações e dutos mediante 
aporte térmico elevados. 
Fonte: Fotos do EWI – Edison Welding Institute. Endereço: <www.ewi.org>. 

 

 O próprio Paes (2000, p. 21), faz menção a estudos (como por exemplo, do 

Instituto Battelle), que relacionaram a perfuração da parede com sua temperatura 

na face interna do tubo. Estes estudos estabelecem que que o risco de perfuração é 

eminente quando a temperatura na superfície interna da tubulação soldada (a partir 

de testes com soldas de conexão ou dupla-calha) alcança valores superiores a 
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1260ºC (2300ºF). Assim, foram arbitrados valores menores como margem de 

segurança: o valor de 980ºC para eletrodos de baixo hidrogênio e 760ºC para 

eletrodos celulósicos. 

 

a) 

 

0,41 kJ/mm 

b) 

 

0,73 kJ/mm 

c) 

 

1,19 kJ/mm 

 
Figura 06 (Parte 1) – Fotomicrografia com seções transversais de solda em tubo 
ilustrando o efeito do aumento de aporte térmico sobre a superfície interna da 
parede de um tubo – espessura da parede: 3 mm; vazão: 0,6 mm scfd/sq.in; fluido: 
gás metano. 
Na micrografia em (a) não se percebe alterações na parede interna do tubo. Já nas 
micrografias em (b) e (c), observa-se o surgimento de “bulging” (abaulamento) 
na região não fundida adjacente a solda, em função do aporte térmico utilizado. 
Fonte: Fotos do EWI – Edison Welding Institute. Endereço: <www.ewi.org>. 
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b) 

 

0,73 kJ/mm 

d) 

 

0,73 kJ/mm 

e) 

 

0,73 kJ/mm 

 
Figura 06 (Parte 2) – Fotomicrografia com seções transversais de solda em tubo 
ilustrando o efeito do aumento de aporte térmico sobre a superfície interna da 
parede de um tubo – espessura da parede: 3 mm; vazão: 0,6 mm scfd/sq.in; fluido: 
gás metano. 
Novamente, na micrografia em (b) observa-se o surgimento de “bulging” 
(abaulamento) na região não fundida adjacente a solda, em função do aporte 
térmico utilizado. Já as fotomicrografias ilustradas em (d) e (e), mostram o 
surgimento de trinca na região do bulging. 
Fonte: Fotos do EWI – Edison Welding Institute. Endereço: <www.ewi.org>. 

 

Paes adverte, ainda que, existem uma concepção errada, porém bastante 

difundida nas práticas operacionais. Esta concepção é a de que é sempre necessário 
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haver algum tipo de fluxo no interior da tubulação ou do duto, de forma a se evitar 

a perfuração da parede durante a soldagem em carga. Apesar de a manutenção de 

algum fluxo ter como efeito uma redução da temperatura interna, pode ser 

demonstrado que a temperatura interna é normalmente inferior a 980ºC, sob 

condições normais de soldagem – ou seja, com espessuras superiores a 6,35 mm, 

pela ação do resfriamento por condução de calor através da parede da tubulação e 

pala ação do próprio fluido interno. 

Observando-se, por exemplo, a norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 

6.2.1, Tabela 1, percebe-se uma relação entre espessura mínima do tubo e a 

presença ou não de fluxo no interior do mesmo. No caso de dutos ou tubulações 

com espessura de parede igual ou superior à 12,70 mm, o resfriamento causado 

pela existência de algum fluxo interno, é desnecessário para reduzir o risco de 

perfuração da parede do tubo, pois o aporte térmico na superfície externa do tubo 

não é capaz de elevar a temperatura interna aos 980ºC, já mencionado, mesmo na 

ausência de fluxo. Por outro lado, para uma parede com espessura entre 6,35 e 

12,70 mm, a existência de qualquer fluxo poderá eliminar este risco numa 

soldagem em operação. 

 Em termos práticos, o risco de perfuração está diretamente associado ao 

emprego de correntes elevadas durante a soldagem, ou ao uso de baixa velocidade 

de soldagem, ou em situações onde o tubo a ser soldado apresenta pequena 

espessura (abaixo de 4 mm), ou ainda, devido a presença de uma elevada pressão 

no interior da tubulação ou do duto – embora neste último caso, a probabilidade de 

se atingir uma pressão crítica para perfuração seja pouco provável. 

 Na Figura 07, a seguir, tem-se uma ilustração esquemática resumindo os dois 

principais problemas envolvidos numa soldagem em operação – risco de trinca a 

frio na ZTA induzida por hidrogênio e risco de perfuração devido à redução local 

da resistência do tubo. Conforme já apresentado, a redução ou mitigação destes 

riscos passa pelo controle do aporte térmico durante a soldagem (quando baixo de 

mais, pode promover a trinca a frio, já quando em excesso, pode levar a perfuração 

da parede), e o controle da taxa de resfriamento (pois taxas elevadas favorecem a 

presença de martensita e bainita inferior – estruturas suscetíveis a trinca à frio). 
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Trinca a Frio 
 

 
 

 

Perfuração do Tubo 
 

 
 

 

Figura 07 – Ilustração resumindo os dois principais problemas com a soldagem em operação: 
risco de trinca a frio na ZTA induzida por hidrogênio e risco de perfuração devido à redução 
local da resistência do tubo. A mitigação destes riscos passa pelo controle do aporte térmico 
e pelo controle das taxas de resfriamentos da solda. 
Fonte: Adaptado de slide do curso Soldagem Operacional, ministrado pela Universidade 
Petrobras, em parceria com o Creduto (Transpetro), dezembro de 2015. 

 

 

2.2.3. 

Experiência Internacional com Soldagem em Operação 

 

A análise de acidentes ocorridos com dutos na América do Norte3 , 

relacionados a soldagem em operação e que a presença de trincas a frio induzidas 

pelo hidrogênio fora fator comum, levou a criação de um comitê pela National 

Energy Board (Canadá), para avaliar assuntos pertinentes a qualificação de 

procedimentos e soldadores, bem como, ao emprego de END’s. 

                                                           
3 Na verdade, os acidentes responsáveis pela criação deste comitê foram: (a) Trinca a frio durante 
reparo em uma tubulação em Camrose (Canadá), no ano de 1985; e (b) Trinca a frio após a 
instalação de dupla calha numa tubulação de gasolina da Sun Oil em Pensylvania (EUA), em 1986. 
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Segundo a NATIONAL ENERGY BOARD (1990, p. 9), o comitê concordou 

que procedimentos devem ser qualificados e selecionados baseados na composição 

química do material, representado pelo CE, do aço da tubulação e não no grau da 

tubulação. 

Já a API STANDARD 1104, 2013, Annex B, B.2.3, considera o carbono 

equivalente como varável essencial para soldagem em operação, ou seja, dado um 

procedimento de soldagem qualificado, o mesmo não deve ser utilizado caso o CE 

do material a ser reparado possua valor de CE superior aquele referente ao 

procedimento qualificado. 

Como já colocado anteriormente e de acordo com Paes (2000, p. 15-17), é 

importante ratificar que para se evitar a formação de trincas a frio, pelo menos uma 

das quatro condições tem de ser evitadas ou severamente minimizadas (hidrogênio, 

microestrutura suscetível, tensões e temperatura). Uma quantidade significativa de 

tensões residuais atuando na solda estão sempre presentes, não podendo ser 

evitadas. 

Ainda de acordo com o autor, tanto na América do Norte quanto na Europa, 

é comum se utilizar como primeiro passo para se evitar trincas a frio o emprego de 

eletrodos de baixo hidrogênio ou processos de baixo hidrogênio. Como segurança 

adicional para evitar a formação de TIH, procedimentos de soldagem são 

desenvolvidos para se minimizar a formação de microestruturas suscetíveis. Para 

tal, são comumente usadas as seguintes especificações ou uma combinação delas: 

 

• Aporte térmico mínimo; 

• Preaquecimento mínimo; 

• Procedimento de passe de revenimento. 

 

Finalmente, na América do Norte, os procedimentos que requerem controle do 

aporte térmico são mais comuns, enquanto que na Europa procedimentos com 

preaquecimento mínimo e/ou sequência de passes de revenimento são 

predominantes, devido a espessuras de parede mais elevadas pela menor pressão 

máxima de operação permitida. Embora a soldagem de tubulações em operação 

seja empregada tanto para instalação de luvas quanto para instalação de conexões, 

a mais predominante de todas (pelo número de soldas executadas) na América do 
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Norte, por exemplo, é a de instalação de luvas de reparo (dupla calhas) para reforço 

de áreas com corrosão externa e principalmente interna. Normalmente esses 

reparos se seguem após inspeções realizadas com pig eletromagnético, resultando 

num número apreciável de luvas a serem instaladas. 
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3 

Estudo de Caso: Reparo Estrutural de Oleoduto por D C 

 

 

 

 

Agora, será considerado um caso real de reparo estrutural em um duto 

terrestre de transferência de petróleo, de propriedade da Petróleo Brasileiro S.A., 

localizado no estado do Espírito Santo, onde fora identificado dano por corrosão 

externa com severa intensidade. Conforme será observado mais adiante, a técnica 

de reparo estrutural utilizada neste caso, foi a instalação de dupla calha com solda 

circunferencial – pressure-containing sleeves, para o restabelecimento da 

resistência mecânica do mesmo no trecho corroído foi identificado o dano. 

O duto em questão interliga uma concessão de campos terrestres à um 

terminal aquaviário no norte do estado capixaba. Por ele é transferido óleo 

especificado aquecido, devido a elevada viscosidade do petróleo produzido na 

região. Para a construção deste oleoduto foram utilizados tubos Ø14 pol x 7,9 mm 

de espessura, em aço API 5L Grau X-60, sem costura, sendo sua extensão total de 

14,8 km – ver cópia do certificado de inspeção dos tubos na Figura 08. O 

revestimento anticorrosivo é polipropileno extrudado em três camadas4 (3LPP). 

 

 
Figura 08 – Detalhe do Certificado de Inspeção do Fabricante de Tubos. Pode-se observar as 
seguintes informações: [1] Dimensões: 344,60 mm x 7,90 mm; [2] Grau do aço: X-60; [3] Norma 
metalúrgica: API SPEC 5L e [4] Produto: tubos de aço sem costura. 
Fonte: Vallourec & Mannesmann Tubes, outubro de 2003. 

                                                           
4 3LPP – Three Layer Polypropylene: Sistema de proteção externa anticorrosiva em tripla camada, 
bastante empregado em tubos metálicos para construção de dutos, consiste em uma camada epóxi 
de alta performance (fusion bonded epoxy), na qual uma camada adesiva copolímero é extrudada, 
seguida por uma camada de polipropileno extrudada até a espessura desejada ser alcançada. Neste 
caso, o polímero utilizado foi o polipropileno (PP). 



23 

 

Tem-se ainda os seguintes dados de projeto e de operação para o oleoduto 

em questão – pressão, vazão e temperatura: 

 
Pressão de Projeto: 90 kgf/cm² 
Pressão de Operação: 9 ~ 42 kgf/cm² 
Vazão de Operação: 33 ~ 100 m³/h 
Temperatura de Operação: 90° C (máximo) 

 
Conforme o plano de inspeção de dutos da Companhia, este oleoduto passa 

por inspeção com pig instrumentado a cada 5 (cinco) anos. Em setembro de 2015 

este duto foi inspecionado com PIG MFL5 . Na Figura 09 tem-se o registro 

fotográfico do momento em que a ferramenta é recebida no scraper (Recebedor de 

PIG) do terminal. 

Na ocasião, a empresa responsável comunicou à Petrobras que houve 

indicação de diversos pontos de corrosão externa num trecho do duto a jusante do 

scraper de lançamento. Ainda segundo a executante pela inspeção, o pig 

instrumentado indicou perdas de espessura de até 85% (oitenta e cinco por cento). 

Na Figura 10 tem-se uma cópia da Ficha de Localização para o tubo que apresentou 

maior perda de espessura, retirado do Relatório de Detalhes da inspeção DIG Sheet 

ou ISAR (Individually Sentenced Anomaly Report – Weld and Anomaly Location 

Sheet) da Contratada. 

Após abertura de vala para atividade de correlação do trecho onde a inspeção 

sinalizou a existência de corrosão, pode-se confirmar a presença do dano indicado 

pelo PIG MFL – perda de espessura devido a corrosão externa do oleoduto. A 

análise sugere ainda que a origem do dano (corrosão externa nos tubos), está 

relacionada a falha no revestimento anticorrosivo de polipropileno em tripla 

camada, devido a sua deterioração, em função da temperatura de operação do duto 

(90° C, no máximo). 

 

                                                           
5 PIG MFL são pigs instrumentados magnéticos que utilizam magnetismo como princípio físico de 
funcionamento. Um campo magnético é aplicado sobre a superfície de interesse, sensores colocados 
na parte central deste campo monitoram de forma contínua o fluxo magnético e detectam a fuga do 
magnetismo proveniente de descontinuidades volumétricas, especialmente devido à corrosão. Estes 
pigs normalmente se deslocam no interior dos dutos de forma autônoma e são capazes de armazenar 
os registros da operação em curso para análise e avaliação posteriores. 
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Figura 09 – Momento em que o PIG MFL é retirado do scraper recebedor após operação de 
passagem de PIG Instrumentado para inspeção da integridade do Oleoduto Ø14 pol. 
Fonte: Petróleo Brasileiro S.A., 2015. 

 

 

3.1. 

Análise da Falha no Revestimento 3LPP 

 

Segundo a ABNT NBR 15221-2:2015, item 1, este tipo de revestimento é 

indicado para proteção anticorrosiva externa de tubulações de aço enterradas ou 

submersas em água doce ou salgada, operando em temperaturas compreendidas 

entre -20 e 110 °C. No entanto, existe histórico de falhas deste revestimento em 

dutos da Petrobras, mesmo operando dentro da faixa admissível de temperatura. 

Esse tipo de falha costuma estar associada a problemas durante o processo de 

extrusão e aplicação do revestimento e/ou ao emprego material de qualidade 

inferior no revestimento. 

Também foi identificado falha semelhante no revestimento anticorrosivo das 

juntas de campo. Todavia, o nível de corrosão encontrado nos tubos na região das 

juntas de campo, geralmente, se mostrou mais severo do que onde ocorreram falhas 

no revestimento anticorrosivo em 3LPP. Isto porque nas juntas de campo a empresa 
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responsável pela construção e montagem do duto utilizou manta em filme externo 

de polietileno reticulado não extrudado (manta termocontrátil em PE). 

 

 
Figura 10 – Relatório (DIG Sheet) da Empresa Contratada responsável da inspeção por PIG 
Instrumentado do oleoduto em questão. Observa-se uma indicação de perda de espessura externa 
de 85% (ver valor para “depth”, no campo “Anomaly Information” do relatório). 
Fonte: ROSEN – Empowered by Technology, 2015. 
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Segundo a PETROBRAS N-2328 – Rev. C, item 5.1.1.3, o filme externo de 

polietileno reticulado não estruturado com tecido de fibra de vidro, pode ser 

utilizado em dutos que operam, no máximo, à 80º C – o que é incompatível com a 

temperatura máxima de projeto do duto. 

 Na Figura 11 tem-se a árvore de falha para análise da falha do revestimento 

anticorrosivo, responsável pelo dano no oleoduto: 

 

 

Figura 11 – Diagrama da Árvore de Falha para perda de espessura no Oleoduto Ø14” – API 5L 
Gr X-60. Observa-se duas causas prováveis para a falha no revestimento anticorrosivo do duto. 
A baixa qualidade do revestimento de polipropileno em tripla camada utilizado na fabricação 
dos tubos e o emprego de material inadequado na construção do duto. 
Fonte: Elaborado pelo autor, 2016. 

 

 A análise do dano identificado no oleoduto (corrosão externa dos 

tubos), sugere que o mesmo está associado a falha do revestimento anticorrosivo, 

tanto na tripla camada quanto na junta de campo. Por sua vez, como será visto, a 

falha do revestimento se deu por degradação térmica do material e tem, portanto, 

relação direta com a temperatura de operação do oleoduto. 
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Conforme pode se observar nas Figuras 12, 13, 14 e 15, foram encontradas 

diversas trincas e/ou empolamentos ao longo do revestimento de polipropileno em 

tripla camada. Em alguns pontos do trecho escavado, pode-se identificar um 

descolamento total do revestimento anticorrosivo (Figura 16). 

Observando-se a camada de polipropileno do revestimento, percebeu-se que 

o mesmo apresentava um aspecto frágil (quebradiço), sugerindo que o PP tenha 

sofrido algum processo de envelhecimento característico da sua exposição à 

temperatura de operação do oleoduto. Isto pode ocorrer para o polipropileno 

quando, durante o processo de aplicação do revestimento, os requisitos da ABNT 

NBR 15221-2:2015, Tabelas A.1, A.2, A.3, A.4 e A.5, não são plenamente 

atendidos. Por exemplo, o uso de aditivos no polipropileno em quantidade 

inferiores ao especificado, levam o mesmo a falhar para temperaturas inferiores ao 

seu limite de aplicação (110º C). O principal efeito deletério deste envelhecimento 

seria uma redução apreciável da flexibilidade do polipropileno, a sua fragilização 

e o surgimento de trincas na sua superfície. 

Mais tarde se se constatou ainda que, o tipo de FBE empregado, específico 

de um determinado fornecedor no mercado, utilizava uma formulação química que 

já havia sido descontinuada, devido a uma série de problemas apresentado em 

outras aplicações. 

Quanto ao processo de corrosão externa em dutos enterrados com um sistema 

de proteção catódica operando, sabe-se que isto é algo raro de ocorrer. Para o duto 

em questão, há um forte indicativo que as trincas do revestimento (Figura 12), 

permitiram a entrada de água, que se acumulou entre a parede metálica e o 

revestimento. O caráter isolante do polipropileno, por sua vez, impediu que a 

corrente de proteção catódica evitasse a corrosão destes pontos. Ao que parece, a 

geometria das trincas no momento do seu surgimento apresentava dimensões 

suficientes para permitir a entrada de água, mas não para permitir a entrada de 

corrente do sistema de proteção catódica. Efeito semelhante ocorre quando se 

promove a blindagem de um duto para se evitar a captação de correntes elétricas 

indesejáveis pelos tubos (DUTRA e NUNES, 2006, p 155-156). 

Como o tipo de FBE empregado já tinha um histórico de falhas, 

provavelmente, a água deve ter chegado até a parede externa dos tubos. A 

consequência disto foi o início do processo de corrosão localizada sob as trincas 
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do revestimento – que acabariam por evoluir, assumindo a morfologia de alvéolos 

de corrosão. 

 

 
Figura 12 – Surgimento de trincas no revestimento anticorrosivo do duto. Estas trincas 
permitiram a entrada de água através do revestimento. A presença de água sob o 
revestimento e em contato com a parede do tubo, por sua vez, promove o processo de 
corrosão eletrolítica. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 
Figura 13 – Presença de empolamentos no revestimento do duto. As trincas que permitiram 
a entrada de água sob o revestimento, nuclearam alvéolos de corrosão. O produto de corrosão 
gerado, preso sob o revestimento, sofre um aumento de volume, promovendo a formação de 
empolamentos conforme se pode observar. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 Com o avanço do processo de corrosão, o produto de corrosão que vai se 

acumulando na região sob as trincas do polipropileno, dão origem a empolamentos, 
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que por sua vez, exercem uma pressão crescente sob o próprio revestimento 

anticorrosivo do duto (Figuras 13, 14 e 15). Esta pressão tende a promover a 

propagação destas trincas e a sua abertura. 

 

 
Figura 14 – Presença de empolamentos em outro trecho do revestimento anticorrosivo de 
polipropileno em tripla camada. Uma concentração maior foi observada nos tubos que 
sofreram curvatura em campo. É provável que a curvatura de tubos durante construção do 
duto tenha introduzido micro trincas no revestimento, favorecendo a falha do mesmo. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 
Figura 15 – Mais um trecho do duto com presença de empolamentos no revestimento 
anticorrosivo. Observa-se que aumento de volume devido ao produto de corrosão externa 
causa a ruptura do revestimento em diversos pontos. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 A distribuição destes empolamentos originados na superfície do 

revestimento não foi uniforme no trecho do duto avaliado. Conforme se pode 

observar na Figura 17, os tubos descobertos para correlação de campo se 
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encontravam num trecho curvo. Foi na região de maior curvamento dos tubos onde 

se constatou uma maior presença de alvéolos (Figura 14). 

 É possível ainda, para o caso da falha no revestimento, que a operação de 

curvamento dos tubos em campo tenham introduzido micro trincas no revestimento 

e que estas tenham evoluído com o duto em operação. Uma outra possibilidade, no 

caso do dano nos tubos, é que a presença de tensões internas maiores na parede, 

devido ao seu curvamento, tenha acelerado o processo de corrosão nesta região do 

duto devido à combinação de corrosão e tensão. 

 Conforme já mencionado anteriormente, foram localizados trechos em que 

ocorreu o completo descolamento do revestimento (Figura 16). Grandes extensões 

de trechos de revestimento descolados podem reduzir a eficiência do sistema de 

proteção catódica, já que o mesmo é considerado no cálculo da corrente requerida 

para proteção do duto. Em outras regiões, o revestimento encontrava-se com baixa 

aderência (Figuras 18 e 19). 

 

 

Figura 16 – Trecho do duto onde houve descolamento do revestimento anticorrosivo por 
completo. Observa-se neste caso, que o descolamento ocorre entre a superfície do duto e 
a camada de FBE. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 A análise da superfície do duto nestas regiões mostrou a presença de uma 

maior concentração de alvéolos. É possível que a corrosão alveolar contribuiu para 

o descolamento do revestimento, nos trechos onde ela foi mais intensa. 
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 Na Figura 20, tem-se o verso de uma amostra do revestimento 3LPP retirado 

do duto. Nele pode-se observar que a camada de FBE (na cor amarela) está 

totalmente aderida a camada de PP. Estes tubos foram adquiridos em 2003. 

Problemas de aderência da camada de epóxi à superfície dos tubos foram 

recorrentes para este tipo de FBE. Atualmente, os tubos com revestimento em FBE 

utilizam um outro de tipo de formulação química e tem sua coloração verde. 

 

 
Figura 17 – Vala aberta para correlação de campo e avaliação do Oleoduto Ø 14 pol. A 
falha do revestimento ocorreu num trecho de curvatura do duto. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

Conforme já mencionado, a falha do revestimento anticorrosivo ocorreu 

numa temperatura menor que o seu limite operacional (pois o revestimento foi 

especificado para suportar 110ºC, mas veio a se deteriorar a 90ºC). É essa falha no 

revestimento, a principal causa pelo surgimento do mecanismo de dano do 

oleoduto, ou seja, corrosão externa alveolar. Nas Figuras 21 e 22 podem ser 

observadas os alvéolos de corrosão que se nuclearam sob as trincas do revestimento, 

na superfície externa dos tubos. 
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Figura 18 – Remoção do revestimento anticorrosivo em regiões de empolamentos. 
Observe o produto de corrosão e a presença de corrosão alveolar na superfície externa do 
duto. É possível, ainda, identificar no interior dos alvéolos a indicação da trinca inicial 
que levou a falha do revestimento anticorrosivo – ver seta A. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 

Figura 19 – Remoção do revestimento anticorrosivo em trecho de formação de 
empolamentos. Nestas regiões observou-se uma baixa aderência do revestimento. 
Observe a impressão do contorno das trincas no interior dos alvéolos de corrosão. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

A 

A 
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Figura 20 – Superfície interna do revestimento de polipropileno em tripla camada removido 
do oleoduto. Observa-se a camada de FBE completamente aderida a camada de PP. As 
manchas em coloração escura apresentam o contorno dos alvéolos de corrosão. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Por outro lado, a falha no revestimento numa temperatura inferior à sua 

temperatura limite, reforça a ideia de que fora empregado materiais com qualidade 

questionável para o revestimento anticorrosivo. Neste caso, tanto o FBE como o 

polipropileno utilizados para a aplicação do revestimento em tripla camada de PP, 

tiveram um desempenho muito aquém do especificado para este tipo de 

revestimento. 

No caso do processo de corrosão de severa intensidade sob as juntas de 

campo6  – região também conhecida como cut back, também foi identificado 

degradação térmica do material – ver Figuras 23 e 24. 

A falha do revestimento das juntas de campo, também foi o principal 

responsável pela corrosão na região do cut back, porém, neste caso, devido a 

aplicação de material incompatível para a temperatura de operação do oleoduto. 

No trecho avaliado, foram utilizadas mantas termocontrátil em polietileno 

reticulado, ao invés de polipropileno (ver Figura 23). A temperatura de operação 

do duto fez com que as mesmas sofreram processo de descolamento, em função da 

sua degradação térmica – daí resultou o aspecto de ressecamento da manta. 

                                                           
6 As juntas de soldagem de campo, uma vez concluídas, costumam receber um revestimento 
anticorrosivo por meio de mantas termo contráteis. Estas mantas devem ser fornecidas em material 
polimérico compatível com o revestimento de fábrica dos tubos utilizados. 
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Figura 21 – Superfície do Oleoduto Ø14 pol, após remoção do revestimento anticorrosivo. 
Presença de alvéolos de corrosão devido a falha no revestimento anticorrosivo externo. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 

Figura 22 – Detalhe dos alvéolos de corrosão na superfície do duto, após limpeza com 
escova rotativa. Foram encontrados alvéolos de corrosão com severa intensidade. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 
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Figura 23 – Manta termocontrátil de polietileno utilizada na junta de campo – ao invés de 
manta termocontrátil de polipropileno. A depender do tipo de manta em polietileno, a mesma 
terá aplicação limitada a 60°C ou a 80°C. Aqui, observa-se, facilmente, que o polietileno 
sofreu envelhecimento devido a temperatura de operação do duto. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 

Figura 24 – Junta de campo após remoção da manta termocontrátil. Pode se observar a 
utilização de revestimento asfáltico (ou a base de betume). Este tipo de revestimento 
apresenta pobre adesão ao aço e está limitado a temperatura máxima de operação de 60°C. 
Parte da superfície do duto ficou exposta devido a deterioração do revestimento. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 
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 Após remoção da manta em polietileno, pode-se verificar ainda que, foi 

aplicado material asfáltico como base sobre o cut back e que o mesmo, também, 

sofreu processo de degradação. Segundo a PETROBRAS N-2238 – Rev. C, item 

5.4.2.1, material a base de asfalto tem aplicação, também, limitada à 60ºC. Assim, 

fica evidente o emprego de material não compatível com a temperatura de operação 

do duto, o que caracteriza, por sua vez, falha durante a fase de construção e 

montagem deste oleoduto. 

 As Figuras 25, 26, 27, 28 e 29 dizem respeito a atividade de correlação de 

campo do ponto mais crítico, onde foi sinalizado perda de espessura de 85%, 

segundo o PIG MFL (reportado no relatório da Figura 10). A localização deste 

ponto o posicionou sobre uma junta de campo, próximo a junta soldada. 

A Figura 25 ilustra este ponto, depois da remoção da manta e do material 

asfáltico. A medição da profundidade do alvéolo de corrosão foi de 6,0 mm (Figura 

26), e a maior medição de espessura do duto em uma região integra adjacente foi 

de 7,98 mm (Figura 27). Portanto, a perda de espessura corrigida, para o ponto 

mais crítico reportado na inspeção, foi de 75%. Ou seja, tem-se neste ponto uma 

espessura remanescente da ordem de 2 mm – ver Figuras 28 e 29. 

Combinado com a falha na seleção do revestimento da junta de campo, 

acredita-se que o descolamento da junta de campo, em função da sua degradação, 

promoveu uma condição de blindagem elétrica desta região (mais uma vez, 

destaca-se a natureza isolante do polímero, neste caso, o polietileno), já que não 

houve a remoção física da junta após o seu descolamento. Ela manteve-se em torno 

do cut back, oferecendo uma barreira física à corrente de proteção catódica, ou seja, 

blindando essa região. Desta forma, o sistema de PC se tornou pouco eficiente para 

conter a corrosão na região do cut back e taxas de corrosão mais severas podem ser 

esperadas nas paredes do duto. 

Como este dano comprometia consideravelmente a integridade do duto, pois 

representava um sério risco de perfuração ao mesmo, foi providenciado a imediata 

instalação de uma braçadeira mecânica parafusada, conforme ilustrado na Figura 

30. Na seção seguinte será calculada a pressão de falha para este dano. 

 O procedimento utilizado na Figura 30 é previsto em norma e classificado 

como um tipo de reparo temporário, conforme norma PETROBRAS N-2737 – Rev. 

B, item 4.5.2.3 e Anexo B, Tabela B.1. 
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Figura 25 – Junta soldada do oleoduto após remoção da junta anticorrosiva de campo 
(material asfáltico e manta termocontrátil em PE). Próxima a esta junta a inspeção por PIG 
MFL reportou o local de maior perda de espessura. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 
Figura 26 – Medição da profundidade do alvéolo de corrosão que apresentou maior perda 
de material. Conforme pode-se observar, o alvéolo apresentou uma profundidade de 6 mm. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 
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Figura 27 – Medição de espessura por ultrassom para região integra adjacente ao alvéolo 
de corrosão que apresentou maior perda material – ilustrado na imagem da Figura 26. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 
Figura 28 – Junta soldada onde foi identificado o dano mais crítico no Oleoduto Ø 14 pol, 
por corrosão de severa intensidade. Observe que a área mapeada com o alvéolo de corrosão 
(dimensão de 90 x 70 mm), apresentou 6,0 mm de profundidade. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 
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Figura 29 – Detalhe da região que contém o defeito de maior criticidade identificado na 
correlação de campo, ilustrado na Figura 28. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 
Figura 30 – Braçadeira mecânica parafusada instalada no Oleoduto Ø14 pol, como reparo 
temporário para região onde foi identificado o dano mais crítico. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro 2015. 

 

 Segundo a ASME PCC-2 – 2015, Article 3.6, a braçadeira mecânica 

aparafusada tanto pode ser utilizada para conter ou prevenir vazamentos, como 

para reforçar mecanicamente as paredes de um componente avariado. 
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3.2. 

Cálculo da Pressão de Trabalho Admissível do Oleodu to 

 

 Para se determinar a pressão admissível para o oleoduto corroído, de acordo 

com o código de projeto ASME B31.4 – 2012, item 451.6.2.2.(b), um 

procedimento aceitável é o método descrito na norma ASME B31G – 2012. 

 A Figura 31 mostra o dano mais crítico encontrado na correlação de campo, 

já apresentado na seção anterior: 

 

 
Figura 31 – Detalhe do dano mais crítico localizado no oleoduto. Observe que foi 
considerado a interação de três alvéolos na área reticulada. As dimensões encontradas, 
foram: L = 90 mm; W = 70 mm e d = 6,0 mm. Que corresponde, respectivamente, ao 
comprimento (longitudinal), à largura (circunferencial) e a maior profundidade 
medida. 
Fonte: Foto de autoria própria, dezembro de 2015. 

 

 Inicialmente, será calculado o nível de tensão de ruptura SF pelo método 

B31G original. Segundo a ASME B31G – 2012, item 2.2.(a), para uma análise 

Nível 1 e um defeito classificado como curto (z ≤ 20), o mesmo pode ser estimado 

pela seguinte equação: 

 

�� = � !�" # �$%&'( )⁄ +
�$%&'( )⁄ +/�-         (03) 
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Onde Sflow corresponde a 1,1 x Sy; d corresponde a profundidade do defeito; t 

corresponde a espessura do tubo e M corresponde ao fator de Folias. E, lembrando-

se que Sy = SMYS = 60 ksi = 413 MPa, tem-se: 

 

� !�" = 1,1. �1 = 	454,3	MPa        (04) 

 

Conforme mencionado, o defeito em questão foi classificado como curto, pois para 

o cálculo de 7: 

 

7 = 8%
9)            (05) 

 

Onde L = 90 mm; D = 14 pol = 355,6 mm e t = 7,9 mm. Assim: 

 

7 = 2,883 < 20           (06) 

 

Ainda, segundo a ASME B31G, o fator de Folias para um defeito curto, pelo 

método original, é calculado pela seguinte equação: 

 

: =	 '1 + 0,8	7+�/�          (07) 

 

Portanto: 

 

: = 	1,8184           (08) 

 

Com os valores obtidos para o fator de Folias e para Sflow, retornando-se à equação 

(03), para d = 6,0 mm, chega-se ao seguinte valor para o nível de tensão de ruptura 

pelo método original: 

 

��'���=�	>!+ = 310,82 MPa         (09) 

 

Repetindo-se o mesmo procedimento para o cálculo do nível de tensão, pelo 

método B31G modificado, de acordo com o ASME B31G – 2012, item 2.2.(b), 

análise Nível 1 e defeito curto (z ≤ 50), tem-se: 
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�� = � !�" @ �$�,A�'( )⁄ +
�$�,A�'( )⁄ +/�B         (10) 

 

Sendo o fator de Folias, igual à: 

 

: = '1 + 0,62757 − 0,0033757�+�/�       (11) 

 

E, para a classificação do defeito: 

 

7 = 2,883 < 50           (12) 

 

Portanto: 

 

: = 	1,6677           (13) 

 

E, de acordo com a equação (10), chega-se ao seguinte valor paro o nível de tensão 

de ruptura pelo método modificado: 

 

��'��(� ��>(�+ = 262,71 MPa        (14) 

 

 Agora, com os valores obtidos para o nível de tensão de ruptura para o 

oleoduto (SF), conforme equações (09) e (14), respetivamente, pelos métodos 

B31G original e modificado, pode-se determinar valores da pressão admissível do 

oleoduto com defeito. 

Considerando que a falha de um material dúctil ocorre por escoamento, de 

acordo com Budynas e Nisbett (2011, p. 237-239), o critério de escoamento de 

Tresca ou da teoria da tensão de cisalhamento máxima, estabelece que quando a 

tensão num ponto crítico do componente atingir o mesmo valor da tensão de 

cisalhamento, num ensaio de tração, tem-se o limite de referência para este critério 

de falha.  Ainda segundo os autores, introduzindo-se um fator de segurança (para 

aplicação em projetos), a máxima tensão cisalhante pode ser escrita da seguinte 

forma: 
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F�áH = �I
�.��            (15) 

 

Sendo τmáx a tensão de cisalhamento máxima, Sy a tensão de escoamento do 

material e FS o fator de segurança. 

 Para o caso de um cilindro pressurizado de paredes finas, Beer et al (2015, p. 

496), apresenta o critério de Tresca, fazendo uso da fórmula de Barlow, com a 

seguinte expressão: 

 

F�áH = �9
J)             (16) 

 

Sendo p a pressão no interior do cilindro, D o diâmetro do cilindro e t a espessura 

da parede do cilindro. 

 Das equações (15) e (16), conforme Freire (2009, p. 9.20), tem-se que: 

 

K>(� = �I
�.�� = �9

J)           (17) 

 

 Finalmente, introduzindo-se o conceito de fator de projeto, muito comum nos 

códigos de projeto da ASME (ao invés de fator de segurança) e, segundo ASME 

B31G-2012 (itens 1.5 e 2.2) e Freire (2009, p. 15.19), tem-se para o cálculo da 

pressão estimada de falha do duto: 

 

L(M M�)� = �)
9 . �� . NOPQR	ST	LRQUTPQ        (18) 

 

Onde o Fator	de	Projeto (design fator) é constituído pelo produto dos parâmetros 

γd, γE e γT, que são definidos, respectivamente, como fator de projeto, fator de 

eficiência de junta e fator de temperatura. 

 Segundo o código ASME B31.4 – 2012, item 403.2.1, o valor de γd (fator de 

projeto), não deve ser superior à 0,72. Em função da prática de procedimento de 

soldagem qualificado e inspecionado na Petrobras e da temperatura de operação do 

oleoduto (<120ºC), os demais fatores são iguais a um, ou seja, γE = γT = 1. 

Assim, para se determinar a pressão máxima admissível, será calculado a 

pressão de defeito do duto no trecho onde foi identificada a corrosão de maior 
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severidade. Para tal, serão utilizados os valores obtidos para o nível de tensão de 

ruptura (método original e método modificado), o fator de projeto igual à 0,72 e a 

equação (18): 

 

Pdefeito (original) = 9,94 MPa = 101,46 kgf/cm2      (19) 

 

Pdefeito (modificado) = 8,40 MPa = 85,6 kgf/cm2      (20) 

 

 De acordo com os valores encontrados para a pressão de falha, percebe-se 

que o método B31G original é mais conservador do que o método B31G 

modificado. Sendo que, o primeiro apresentou um valor superior à pressão de 

projeto informada do oleoduto (90 kgf/cm²). Já o segundo valor encontrado ficou 

um pouco abaixo deste. Isto se deve, certamente, a fator de projeto utilizado para 

o cálculo do projeto deste oleoduto – lembrando que, para o cálculo das pressões 

de falha, foram utilizados os seguintes valores γd = 0,72; γE = 1 e γT = 1 para o 

cálculo do Fator de Projeto. 

 Se a máxima pressão admissível para o duto novo for recalculada, utilizando-

se o mesmo Fator de Projeto, tem-se: 

 

]>(� = �)
9 . �1. γ( . γ_ . γ`         (21) 

 

Logo: 

 

]>(� = 13,2 Mpa = 134,6 kgf/cm²       (22) 

 

Comparado com o valor acima, a pressão de projeto informada equivale a 

dois terços do valor recalculado. Logo, para a pressão de projeto do duto foi 

utilizado um fator de projeto menor do que 0,72. Desta forma, como a espessura 

remanescente da parede neste ponto é de, apenas, 2 mm (dois milímetros), o 

profissional habilitado reduziu a PMOA (pressão máxima de operação admissível) 

do duto para 50 kgf/cm² – até que o reparo estrutural fosse executado. 

É importante frisar que esta redução da PMOA, também, foi motivada em 

função da importância deste oleoduto, uma vez que o mesmo transfere cerca de 9,5 
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mil barris de petróleo por dia. Qualquer evolução do dano relatado, poderia levar 

o duto a falha, causando impactos ambientais e operacionais. 

Diante deste cenário, a decisão da equipe de manutenção da integridade foi 

pela instalação imediata da braçadeira aparafusada (conforme já mencionado 

anteriormente e ilustrado na Figura 30), e pela reabilitação do oleoduto. Na seção 

seguinte, será abordado a técnica de reparo estrutural empregada. 

 

 

3.3. 

Soldagem Operacional de Dupla Calhas em Oleoduto 

 

 Dentre as possíveis técnicas de reparo para o duto avaliado, conforme a 

norma PETROBRAS N-2737 – Rev. B, item 4.5.2, foram avaliadas as seguintes 

possibilidades: 

 

• Troca de trecho; 

• Reparo por material compósito; 

• Instalação de dupla calhas. 

 

 A troca de trecho iria exigir a parada operacional do duto, o que era inviável, 

até porque a parada do duto iria exigir a completa drenagem do mesmo, pois o tipo 

de hidrocarboneto transportado neste duto tem alta viscosidade e numa parada de 

fluxo poderia provocar o tamponamento do oleoduto. Por outro lado, optar por 

operação de trepação para construção de by-pass provisório e troca do trecho, sem 

parada do duto, seria muito dispendioso. Assim, esta opção foi descartada. 

 O reparo com o emprego de material compósito apresentou dois 

complicadores. Primeiro, a temperatura de operação do duto era elevada (cerca de 

90ºC), o que requer maiores cuidados para o uso desta técnica. Adicionalmente, de 

acordo com a norma PETROBRAS N-2737 – Rev. B, Anexo B, Tabela B.1, este 

tipo de reparo seria considerado temporário. Assim, essa técnica também acabou 

sendo descartada. 

 Desta forma, o reparo estrutural por dupla calha parecia ser o método mais 

indicado para o reparo do duto. Após consulta aos consultores do CREDUTO – 
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Centro Nacional de Reparos de Dutos da Petrobras, definiu-se por esta técnica para 

manutenção do duto. 

 Em função da extensão do dano e da necessidade de estanqueidade numa 

eventual ruptura da parede nos locais com baixa espessura remanescente, optou-se 

pela instalação de dupla calha (meia cana) segmentada, com solda circunferencial 

de fechamento nas extremidades (selagem). Para as soldas circunferenciais 

intermediárias e para as soldas longitudinais, seriam utilizados juntas de topo com 

mata-juntas embutidas. Antes da instalação das calhas, os alvéolos de corrosão 

seriam preenchidos com massa epóxi (PETROBRAS N-2737 – Rev. B, item 

4.5.2.8, alíneas “a” e “c” e Nota 1; N-2163, Rev. F, item 5.1, alínea “r”). 

 Como o reparo por dupla calha prever a instalação das mesmas por soldagem 

em carga, ou seja, a soldagem das calhas se dá com o duto em operação, algumas 

atividades preliminares são requeridas antes da liberação do serviço. A norma 

PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 5.2, relaciona estas atividades preliminares 

sob o título de “inspeção inicial”. A seguir, listaremos as principais etapas da 

inspeção inicial para o reparo do duto em questão. 

 

 

3.3.1. 

Avaliação da Integridade da Parede do Duto 

 

Após a determinação da extensão do dano, foi realizada inspeção por 

varredura de parede com ultrassom convencional para se verificar a integridade da 

mesma. O objetivo era definir a região adjacente ao dano com maior espessura de 

parede, conforme pratica recomendada da norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, 

item 5.1, alínea “s”). 

Na Figura 32 tem-se a indicação da região selecionada e inspecionada para 

receber a soldagem de selagem de uma das extremidades do reparo por dupla calha 

segmentada. A Figura 33 registra a varredura da parede por ultrassom convencional. 

 No Anexo 1 desta monografia, encontra-se o relatório da inspeção inicial por 

ultrassom para o metal de base e para as juntas, cujos reforços de solda seriam 

removidos para permitirem o correto acoplamento e instalação de dupla calhas – 

conforme prevê a norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 5.2, alínea “i”. 
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Figura 32 – Região onde foi realizada a varredura por ultrassom para determinação da 
região de selagem do reparo por dupla calha. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 
Figura 33 – Inspeção do duto (varredura da parede) por ultrassom convencional para 
determinação da região de selagem do reparo por dupla calha. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 

3.3.2. 

Determinação da Composição Química do Material 

 

Embora os certificados de material dos tubos estivessem disponíveis 

(conforme visto na Figura 08), em função da criticidade do serviço de reparo, 

foram realizados ensaios de campo para se confirmar a composição química dos 

tubos, bem como seu carbono equivalente. 
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No caso da composição química, foram realizados ensaios de réplica 

metalográfica e de medição de dureza em campo. A réplica metalográfica consiste 

em preparação metalográfica superficial com lixamento, polimento, seguido de 

ataque com reagente adequado para revelar a microestrutura do material. A 

microestrutura assim revelada é copiada mediante uma réplica de acetato. Uma vez 

removida a réplica de acetato com a cópia da microestrutura, a mesma está pronta 

para ser examinada em microscopia óptica, mediante simples preparação prévia. 

Na Figura 34, tem-se o momento do ensaio de réplica metalográfica. 

 

 
Figura 34 – Ensaio de réplica metalográfica em campo. Após a preparação da superfície 
metalográfica do material (lixamento, polimento e ataque), e cópia desta microestrutura 
através de um filme de acetado. Após a produção da réplica, o acetado é encaminhado para 
análise em laboratório. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Após a preparação das réplicas metalográficas em filme de acetado para cada 

um dos tubos nos quais seriam instaladas dupla calhas, as mesmas foram 

encaminhadas para análise em laboratório. O resultado confirmou metalurgia do 

material – aço API 5L Gr X-60. 

Nas Figuras 35 e 36 pode-se observar o resultado para o ensaio de réplica 

metalográfica e macrografia para um dos pontos analisados. A dureza média 

encontrada para os tubos analisados foi de 246 HB. 

No Anexo 2 desta monografia, encontram-se os resultados para todos os 

ensaios de réplica metalográfica realizados no duto para o trecho a ser reparado. 
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a) b) 

Figura 35 – Resultado para o ensaio de réplica metalográfica para um dos tubos a ser 
reparado. a) Microestrutura composta por matriz ferrítica e perlita fina. Aumento 100x. 
Tamanho de grãos: 8. Ataque simples: Nital 2%. b) Foto de macrografia de réplica 
mostrando a superfície isenta de descontinuidades. 
Fonte: Araújo Engenharia e Integridade de Equipamentos, fevereiro de 2016. 

 

 

 
Figura 36 – Detalhe da microestrutura do material do duto, ilustrada na 
Figura 35.a). Aumento: 400x. 
Fonte: Araújo Engenharia e Integridade de Equipamentos, fevereiro de 
2016. 

 

 Já para a determinação do carbono equivalente dos tubos, foram realizadas a 

amostragem de material de campo e espectrometria de absorção atômica em campo. 

Na Figura 37 pode-se observar a retirada de material para envio e análise química 

em laboratório. Já a Figura 38 mostra o ensaio de espectrometria de absorção 

atômica com o uso de equipamento de campo. 
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Figura 37 – Remoção de amostra para determinação de carbono equivalente por 
espectrometria em laboratório. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 
Figura 38 – Ensaio de espectrometria de campo para determinação de carbono equivalente. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

Os resultados obtidos para o carbono equivalente (CE) dos tubos avaliados 

encontram-se listados na Tabela 01. Conforme se pode observar, os tubos 

apresentaram CE ≤ 0,44%. Esta informação será de grande importância para a 

simulação térmica a fim de se avaliar o risco de perfuração, bem como, para a 

seleção de procedimento qualificado para soldagem (PETROBRAS N-2163 – Rev. 

F, itens 6.2.1.3.1 e 6.2.1.3.2). De acordo com o que foi obtido em campo, os valores 

obtidos para o CE são coerentes com os valores informados nos certificados de 

fabricação dos tubos (Figura 08). 
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No Anexo 3 desta monografia, encontra-se uma cópia do relatório da análise 

química para determinação do carbono equivalente referente ao tubo número 1. 

 

Tabela 01 – Resultados Obtidos para Determinação do  Carbono Equivalente 

Tubos Analisados CE 

Tubo #1 0,20% 

Tubo #2 0,44% 

Tubo #3 0,40% 

Tubo #4 0,25% 

Tubo #5 0,27% 
Fonte: Dados obtidos em campo durante as atividades de espectrometria por absorção 
atômica. Janeiro de 2016. 

 

 

3.3.3. 

Avaliação do Risco de Perfuração por Simulação Térm ica 

 

 Conforme determina a norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 6.2.1.1, 

o risco de perfuração deve ser avaliado antes da soldagem. Ainda segundo a mesma 

norma, conforme Tabela 1, para a espessura nominal do duto (t = 7,9 mm), na 

eventual falta de fluxo, será necessário avaliar o risco de perfuração por meio de 

modelos de análise térmica. 

Conforme já mencionado, um dos programas recomendados para tal 

avaliação térmica é o Thermal Analysis Model for Hot-Tap Welding, do Pipeline 

Research Council International – PRCI (PETROBRAS N-2163 – Rev. F, Tabela 

1, Nota 1 e API STANDARD 1104, 2013, Annex B, B1). 

Com base no maior percentual de carbono equivalente encontrado para os 

tubos corroídos (0,44%), foi selecionado um procedimento do Creduto para 

realização das soldas circunferenciais de selagem do reparo, Especificação de 

Procedimento de Soldagem em Operação – EPS, número PR-4000.00-6500-PMP-

001C – vide no Anexo 4, cópia da referida especificação. 

Conforme já foi visto, estas são as juntas de fechamento (ou selagem) do 

reparo por dupla calha. São, portanto, as únicas soldas realizadas, realmente, com 

o duto em operação, pois como não se empregam mata juntas para as mesmas, 

durante seu processo de soldagem ocorre a fusão das calhas ao metal de base do 

duto. 
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Ainda no Anexo 4 desta monografia, encontra-se uma segunda Especificação 

de Procedimento de Soldagem (EPS número PR-4000.00-6500-210-PMP-095L), 

que será utilizada para as juntas longitudinais e circunferenciais intermediárias. 

Com base nos dados de projeto e operação do duto, a composição química 

do material e os parâmetros de soldagem da EPS para junta circunferencial de 

selagem, alimentou-se o software da PRCI para as abas: “pipe joint”, “ weld 

conditions” e “pipe contentes” – ver Figura 39. 

 

 
Figura 39 – Tela do software Thermal Analysis Model for Hot-Tap Welding, da PRCI – 
Pipeline Research Council International. Input dos dados da junta da tubulação, das 
condições de soldagem e do fluido transportado, para simulação do risco de perfuração do 
duto e de trinca a frio durante a soldagem em operação. 
Fonte: Print screen da tela do software, janeiro de 2016. 

 

 Foram realizadas quadro rodadas diferentes no programa de simulação 

térmica, cada uma com oito combinações possíveis para os dados de pressão, vazão 

e parâmetros de soldagem – dentro do intervalo admissível para as variáveis 

operacionais do duto e para os parâmetros de soldagem da EPS selecionada. 

Assim, para simulação térmica, foram avaliados o risco de perfuração e de 

trinca a frio em trinta e duas combinações possíveis. Todos os resultados foram 

bastante satisfatórios. 

A Tabela 2 apresenta todas as trinta e duas combinações de valores utilizadas 

para input no software da PRCI. 

 Na Figura 40, tem-se os resultados numéricos obtidos para uma destas 

rodadas com oito combinações possíveis. Não houve variação significativa nos 
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resultados para as quatro rodadas. Atenção especial deverá ser dada para as duas 

últimas colunas dos resultados. Conforme já mencionado, o valor da temperatura 

interna na parede do tubo avalia o risco de perfuração do mesmo. Já a máxima 

dureza na ZTA, avaliará o risco de trinca a frio. 

 

Tabela 2 – Dados de Input  Utilizados para Simulação Térmica no 

Software Thermal Analysis Model for Hot Tap Welding  da PRCI 

 
Fonte: Autoria própria, janeiro de 2016. 

 

Lembrando que, segundo a norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 

6.2.1, Tabela 1, a temperatura interna na parede do duto não deve exceder 980ºC a 

fim de se evitar a perfuração da parede. Para a máxima dureza na ZTA, de acordo 

com Paes (2000, p. 7), o valor normalmente aceito como limite máximo para se 

evitar TIH em soldas de aços carbono ou de baixa liga é de 350 Vickers. 

 Observando os valores da Figura 40 obtidos para a temperatura interna e 

dureza máxima na ZTA, obteve-se o seguinte: 

kgf/cm² kPa m³/h m/s mm/min mm/s

1 9 882.5985 33 0.1011 24 85 100 1.6667

2 9 882.5985 33 0.1011 28 85 100 1.6667

3 9 882.5985 33 0.1011 24 90 100 1.6667

4 9 882.5985 33 0.1011 28 90 100 1.6667

5 9 882.5985 33 0.1011 24 85 130 2.1667

6 9 882.5985 33 0.1011 28 85 130 2.1667

7 9 882.5985 33 0.1011 24 90 130 2.1667

8 9 882.5985 33 0.1011 28 90 130 2.1667

9 9 882.5985 100 0.3063 24 85 100 1.6667

10 9 882.5985 100 0.3063 28 85 100 1.6667

11 9 882.5985 100 0.3063 24 90 100 1.6667

12 9 882.5985 100 0.3063 28 90 100 1.6667

13 9 882.5985 100 0.3063 24 85 130 2.1667

14 9 882.5985 100 0.3063 28 85 130 2.1667

15 9 882.5985 100 0.3063 24 90 130 2.1667

16 9 882.5985 100 0.3063 28 90 130 2.1667

17 42 4118.793 33 0.1011 24 85 100 1.6667

18 42 4118.793 33 0.1011 28 85 100 1.6667

19 42 4118.793 33 0.1011 24 90 100 1.6667

20 42 4118.793 33 0.1011 28 90 100 1.6667

21 42 4118.793 33 0.1011 24 85 130 2.1667

22 42 4118.793 33 0.1011 28 85 130 2.1667

23 42 4118.793 33 0.1011 24 90 130 2.1667

24 42 4118.793 33 0.1011 28 90 130 2.1667

25 42 4118.793 100 0.3063 24 85 100 1.6667

26 42 4118.793 100 0.3063 28 85 100 1.6667

27 42 4118.793 100 0.3063 24 90 100 1.6667

28 42 4118.793 100 0.3063 28 90 100 1.6667

29 42 4118.793 100 0.3063 24 85 130 2.1667

30 42 4118.793 100 0.3063 28 85 130 2.1667

31 42 4118.793 100 0.3063 24 90 130 2.1667

32 42 4118.793 100 0.3063 28 90 130 2.1667

PRESSÃO VAZÃO
Nº

VELOCIDADE SOLDAGEMTENSÃO

V

CORRENTE

A
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• Temperatura Interna na Parede Máxima (simulação): 659ºC; 

• Dureza Máxima na ZAT (simulação): 224,96 HV. 

 

 Ou seja, a simulação mostrou que não há risco para a execução do serviço de 

reparo pela técnica de dupla calha. 

 

 
Figura 40 – Resultados obtidos para simulação térmica do software Thermal Analysis Model 
for Hot Tap Welding. Atenção para as duas colunas à esquerda: temperatura interna máxima 
e dureza na ZTA. A partir da análise destes valores se pode conhecer a existência ou não de 
risco para soldagem em operação. 
Fonte: Print screen da tela do software, janeiro de 2016. 

 

 Na Figura 41, tem-se mais um resultado da simulação térmica, desta vez em 

forma gráfica. O mesmo relaciona o Heat Input para a operação de soldagem com 

o tempo de resfriamento entre as temperaturas de 800 a 500ºC. 

A observação das duas curvas mostra que o aumento do Heat Input leva a um 

aumento do tempo de resfriamento e, consequentemente, se impede a formação de 

estrutura martensítica. Desta forma, sem a formação de martensita na ZTA, a 

dureza máxima na mesma será menor. 

Por exemplo, se for utilizado um Heat Input de 30 kJ/in, de acordo com o 

gráfico superior da Figura 41, o tempo de resfriamento “t(800-500)” será igual a 5 s 

(cinco segundos). E, pela curva inferior da mesma figura, a dureza estimada na 

ZTA para esta taxa de resfriamento será de 200 HV, o que é um valor aceitável 

pois é inferior ao valor de referência (350 HV). 
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Figura 41 – Resultado gráfico do software Thermal Analysis Model for Hot Tap Welding, 
da PRCI. As curvas relacionam o tempo de resfriamento com o Heat Input de soldagem e o 
tempo de resfriamento com a dureza na ZTA. Pode-se concluir que aumentar o Heat Input 
produz um aumento no tempo de resfriamento, evitando a formação da martensita e, 
consequentemente, reduzindo a máxima dureza na ZTA. 
Fonte: Print screen da tela do software, janeiro de 2016. 

 

 

3.3.4. 

Instalação das Dupla Calhas 

 

 Uma vez concluído a fase de levantamento de dados e documentos, a 

inspeção inicial e a simulação térmica, realizou-se a reunião final de análise, como 

último requisito, para verificação do planejamento e autorização do reparo por 

soldagem em operação. Este requisito está previsto na norma PETROBRAS N-

2163 – Rev. F, item 4.1.3. Vide no Anexo 5 uma cópia da Ata de Reunião e da 

Lista de Verificação. 

 Para o projeto da dupla calha, optou-se pela fabricação de 30 (trinta) calhas, 

a partir de um duto Ø16 pol, t = 9,5 mm, material API 5L X-65, com um 

comprimento de 900 mm, para cada calha. Assim, o comprimento total da dupla 

calha segmentada a ser instalada seria de 27 (vinte e sete) metros. 
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Após a fabricação das dupla calhas, todas foram submetidas a inspeção por 

ultrassom (varredura de parede) e por partículas magnéticas. Em seguida, as 

mesmas foram encaminhadas à campo para se dar início a soldagem em operação. 

Na Figura 42, tem-se a foto de uma destas calhas. 

 

 
Figura 42 – Calha fabricada a partir de um duto Ø16 pol, t = 9,5 mm, material API 5L Grau 
X-65, para reparo em Oleoduto Ø14 pol, t = 7,9 mm, material API 5L Grau X-60. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Já nas Figuras 43 e 44, tem-se o início das atividades de campo, onde se pode 

observar a limpeza de bisel e a preparação de manta junta. 

 

 
Figura 43 – Preparação de dupla calhas pela equipe de campo. Observa-se atividades de 
limpeza de bisel da junta longitudinal com o uso de escova rotativa e preparação 
(conformação) de mata junta da junta circunferencial. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 
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Figura 44 – Preparação de dupla calhas pela equipe de campo. Observa-se a limpeza de 
bisel de junta circunferencial através de operação de esmerilhamento. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Na sequência, um par de calhas é acoplado sobre a região do duto que se 

deseja reforçar. Conforme a norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 6.3, 

alínea “e”, para o posicionamento e fixação da dupla calha, fez-se uso de corrente 

de aço e macaco hidráulico para melhor ajuste, atentando-se para o paralelismo e 

perpendicularidade da calha superior com a calha inferior – ver Figuras 45 e 46. 

 

 
Figura 45 – Acoplamento de dupla calha no duto. Observa-se o uso de corrente de aço e 
macaco hidráulico (para melhor fixação das calhas), bem como a inserção de mata junta para 
uma das juntas longitudinal. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 
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Figura 46 – Detalhe da fixação das calhas. Observa-se a instalação de mata junta para junta 
longitudinal. Faz-se necessário a inspeção visual dimensional de ajuste para assegurar o 
paralelismo e a perpendicularidade na montagem da dupla calha. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Para regiões onde houve considerável perda de material por corrosão externa, 

houve preenchimento do volume corroído com massa epóxi antes da instalação das 

calhas, conforme requisito da norma PETROBRAS N-2737 – Rev. B, item 4.5.2.8, 

alínea “d” – ver Figura 47. 

 

 
Figura 47 – Preenchimento dos alvéolos de corrosão mais severos com massa epóxi (na cor 
cinza), antes da instalação de dupla calhas. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

A aplicação do epóxi nestas regiões é importante para o bom funcionamento 

da dupla calha. Segundo Freire (2009, p. 15.32), é importante que a calha esteja 
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bem acoplada sobre toda a superfície a do duto, a fim de que os esforções aplicados 

na região do defeito possam ser transferidos para a dupla calha. 

Tanto a redução da pressão de operação (previsto na norma PETROBRAS 

N-2163 – Rev. F, item 6.2.1.7, alínea “d”), como a utilização de mecanismos para 

comprimir a dupla calha sobre o tubo (corrente e macaco hidráulico), durante a 

execução do reparo, favorecem a transferência dos esforços que atuam na região 

do defeito para a dupla calha. 

 Ainda de acordo com a PETROBRAS N-2163 – Rev. F, item 6.3, alínea “f”, 

antes da soldagem, deve-se executar a inspeção visual dimensional de ajuste com 

registro, para se certificar de que as calhas (superior e inferior), estejam 

corretamente posicionadas e fixadas, principalmente, quanto ao paralelismo e 

perpendicularidade. 

 Para as juntas longitudinais e circunferenciais intermediárias, o passe de raiz 

e o passe de reforço foram executados pelo processo TIG (Tungsten Inert Gas) ou 

GTAW (Gas-Shielded Tungsten Arc Welding), conforme procedimento PR-

4000.00-6500-210-PMP-095L (vide cópia desta EPS no Anexo 4). 

Nas Figuras 48 e 49 pode-se observar a execução da soldagem do passe de 

raiz e do passe de reforço para juntas longitudinais de dupla calhas. 

 

 
Figura 48 – Soldagem com processo TIG ou GTAW do passe de raiz da junta longitudinal 
que une a calha superior a calha inferior. Observa-se que durante esta etapa da soldagem, as 
correntes e o macaco hidráulico continuam instalados às calhas, pressionando as mesmas 
contra o duto na região do defeito. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 
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Figura 49 – Juntas longitudinais sendo soldadas simultaneamente. Esta prática visa limitar 
as deformações provenientes das contrações da solda, durante o resfriamento da junta. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Já na Figura 50, tem-se a execução de uma solda circunferencial 

intermediária, também pelo processo TIG (ou GTAW), para os passes de raiz e de 

reforço. 

 

 
Figura 50 – Soldagem de junta circunferencial intermediária através de processo TIG 
(Tungsten Inert Gas) ou GTWA (Gas-Shielded Tungsten Arc Welding). Nesta foto observa-
se que houve um “improviso” para fixação das calhas mediante uso de um tirfor (guincho 
manual com alavanca). 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 No caso dos passes de enchimento e de acabamento das juntas longitudinais 

e circunferenciais intermediárias, foi utilizado o processo de soldagem por eletrodo 

revestido ou SMAW (Shielded Metal Arc Welding), procedimento também 
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previsto na EPS já citada – PR-4000.00-6500-210-PMP-095L. Na Figura 51 pode-

se observar a soldagem por eletrodo revestido para juntas longitudinais 

 

 
Figura 51 – Execução dos passes de enchimento e acabamento com soldagem SMAW nas 
juntas longitudinais. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Nas Figuras 52, 53 e 54, pode-se observar algumas etapas para a realização 

do reparo. Têm-se, respectivamente, um detalhe do acoplamento das dupla calhas, 

um detalhe de juntas após o passe de raiz e de reforço e a imagem de um trecho 

após a instalação de diversas dupla calhas. 

 

 
Figura 52 – Detalhe do acoplamento de calhas adjacentes, com abertura de raiz e mata junta 
instalados. Atenção para o paralelismo e perpendicularidade das juntas. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 
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Figura 53 – Juntas longitudinais e circunferencial intermediária após a execução do passe 
de raiz e do passe de reforço com GTAW. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 
Figura 54 – Vista do oleoduto já com diversas dupla calhas segmentadas instaladas. O 
comprimento total do reparo foi de 27 m (suficiente para cobrir toda a região corroída). 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Para as juntas circunferenciais de fechamento do trecho segmentado, ou seja, 

para as duas juntas que, efetivamente, foram soldadas em carga, a execução das 

soldas ocorreu conforme a Especificação de Procedimento de Soldagem em 

Operação PR-4000.00-6500-210-PMP-001C (vide cópia da EPS no Anexo 4). 

No caso destas duas juntas, de acordo com a norma PETROBRAS N-2163 – 

Rev. F, item 6.2.1.3.1, devido ao risco de trinca a frio, o tempo de resfriamento na 

faixa de temperatura de 250 a 100°C é considerado uma variável essencial. A EPS 

mencionada estabelece um tempo mínimo de resfriamento de 7 segundos. O 



63 

controle deste tempo é aplicado, principalmente, na ausência de uma simulação 

térmica. Na prática, se aquece a parede próximo a região da solda com um maçarico 

a uma temperatura acima de 300°C, para se monitorar o resfriamento da região 

aquecida dentro desta faixa (250 ~ 100°C), com o auxílio de um pirômetro e de um 

cronômetro. Mesmo tendo se realizado a simulação térmica para este reparo, este 

procedimento foi aplicado em campo – ver Figuras 55 e 56. 

 

 
Figura 55 – Aquecimento da região adjacente a solda de fechamento para monitoramento 
do tempo de resfriamento de 250 à 100ºC. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 
Figura 56 – Medição da temperatura na superfície aquecida para monitoramento do tempo 
de resfriamento de 250 a 100°C. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 
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 Após esta última verificação, foi realizado a soldagem da junta em ângulo 

para fechamento do reparo por dupla calha segmentada. Na Figura 57 tem-se a foto 

de uma soldagem em carga concluída. 

 

 
Figura 57 – Soldagem de fechamento concluída por processo de eletrodo 
revestido (SMWA). 
Fonte: Petróleo Brasileiro S.A. – Petrobras. 

 

 Conforme define a norma PETROBRAS N-2163 – Rev. F, itens 6.4.1, 6.4.2, 

6.4.3, 6.4.4 e 6.4.5, as juntas soldadas devem ser submetidas a inspeção por ensaio 

não destrutivos – END’s, para atestar a qualidade das mesmas. A inspeção deve 

ser realizada após um período de, pelo menos, 12 horas após o término do trabalho 

de soldagem. 

Foi realizada inspeção visual de solda e inspeção por PM (partículas 

magnéticas) para 100% das juntas soldadas. Já para as juntas de penetração total 

(juntas de topo), as mesmas foram, também, inspecionadas por US (ultrassom) 

convencional. 

 O critério de aceitação empregado para a inspeção por END’s, conforme o 

código de projeto ASMEB.31.4 – 2012, item 434.8.5.(b).(1), e especificado na EPS, 

foi aquele previsto na norma API STANDARD 1104 – 2013, item 9. 
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Nas Figuras 58 e 59, tem-se o registro fotográfico das inspeções finais 

realizadas – inspeção por PM e inspeção por US convencional, para as juntas de 

topo (longitudinais e circunferenciais intermediárias). 

Para os relatórios de inspeção final (PM e US), com o laudo de aprovação de 

todas as juntas soldadas, vide cópia destes ensaios no Anexo 6. 

 

 
Figura 58 – Inspeção final por ensaio de PM (partículas magnéticas) de juntas soldadas 
durante o reparo por dupla-calha. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 
Figura 59 – Inspeção final por ensaio de US (ultrassom) convencional nas juntas soldadas 
do reparo por dupla-calha. 
Fonte: Foto de autoria própria, janeiro de 2016. 

 

 Finalmente, para recomposição do revestimento anticorrosivo no trecho 

reparado, foi realizado o jateamento abrasivo das dupla calhas e aplicação de tinta 
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epóxi “novolac”, curada com poliamida, tipo III (N-2912). Na Figura 60 pode-se 

observar o duto reparado, após a aplicação da tinta epóxi. 

 

 
Figura 60 – Oleoduto Ø14 pol, após aplicação de tinta epóxi para recomposição do 
revestimento anticorrosivo. 
Fonte: Foto de autoria própria, fevereiro de 2016. 

 

 Concluída a aplicação da tinta epóxi, foi realizado ensaio com Holiday 

Detector para se atestar a qualidade da película do revestimento anticorrosivo 

aplicado. Na Figura 61 pode-se observar o momento em que tal ensaio era realizado. 

 

 
Figura 61 – Ensaio de Holiday Detector após aplicação da tinta epóxi como revestimento 
anticorrosivo no oleoduto. 
Fonte: Foto de autoria própria, fevereiro de 2016. 
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4 

Conclusão  

 

 

 

 

 Corrosão externa em dutos com revestimento anticorrosivos e proteção 

catódica ativa é algo raro de acontecer. Mesmo assim, conforme pode-se observar 

através do estudo de caso apresentado, é algo possível de ser encontrado durante a 

vida operacional de dutos terrestres. O exemplo abordado neste trabalho só vem a 

corroborar quanto a importância da técnica de reparo por dupla calhas. Daí a 

necessidade de se conhecer suas as dificuldades, quais os seus riscos e como 

proceder para mitigá-los. 

Uma vez atendido todos os requisitos para a fase de planejamento e 

preparação do reparo – tais como: mapeamento da extensão do defeito, 

determinação do carbono equivalente, qualificação de procedimento para 

soldagem em operação, controle do aporte térmico e simulação do risco de 

perfuração da parede do duto – a execução deste serviço pode ser realizada com 

total sucesso. No reparo em questão, o mesmo foi realizado com eficiência, 

segurança, sem impactos ambientais e sem parada operacional. 

Já do ponto de vista do custo de manutenção, quando comparada a outras 

técnicas, como troca de trecho (considerando o lucro cessante7 devido a parada 

operacional) ou uso de material compósito (que possui um custo de reparo elevado 

devido ao material empregado, além de ser classificado, apenas, como um reparo 

temporário), o reparo por dupla calhas descrito no estudo de caso se mostrou mais 

interessante, até porque esta técnica é considerada como um reparo definitivo – 

mesmo para o nível de severidade do defeito encontrado no duto. 

 Um ponto digno de nota, segundo os próprios consultores do Centro 

Nacional de Reparo de Dutos da Petrobras – CREDUTO, é que em dez anos de 

existência, nunca haviam acompanhado um reparo tão extenso com dupla calhas 

segmentadas na Companhia. Foram necessárias 30 calhas segmentadas 

                                                           
7 Através deste oleoduto escoa um volume de 9,5 mil barris de petróleo por dia. 
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(totalizando uma extensão de 27 metros contínuo) e 90 kg de metal de adição 

depositados para a realização deste reparo. 

 Deve-se ainda registrar que, após a conclusão do serviço descrito neste 

trabalho, fez-se nova correlação em trecho à montante do local reparado, uma vez 

que o novo trecho correlacionado opera com óleo numa temperatura similar ao 

trecho que apresentou tubos com defeito. Após abertura da vala e avaliação do 

revestimento anticorrosivo, também se constatou que esta região do revestimento 

em 3LPP se encontrava com diversas fissuras, o que poderia vir comprometer a 

integridade do duto num futuro próximo. A remoção deste revestimento mostrou 

que novos alvéolos de corrosão estavam se formando na superfície do duto, embora 

em estágio inicial. Desta maneira, optou-se, em caráter preventivo, pela imediata 

recomposição do revestimento anticorrosivo em todo o trecho a montante do local 

onde foram instaladas as duplas calhas. 

Futuras inspeções por pigs instrumentados e por ensaios para se avaliar o 

revestimento anticorrosivo pelas técnicas de CIS (Close Interval Survey) e DCVG 

(Direct Current Voltage Gradient), continuarão a monitorar a integridade deste 

duto durante sua vida operacional. 

 Finalmente, acredita-se que os objetivos iniciais, mencionados na introdução 

desta monografia – permitir uma melhor compreensão da técnica e demostrar a sua 

eficiência numa aplicação real de reparo, com o intuito de se ratificar, portanto, sua 

importância para manutenção de dutos, foram alcançados de forma bastante 

satisfatória. 
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Anexo 1 – Relatório de Inspeção por Ultrassom 
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Anexo 2 – Relatório de Réplica Metalográfica 
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Anexo 3 – Relatório de Análise Química 
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Anexo 4 – Especificação de Procedimento de Soldagem  
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Anexo 5 – Ata de Reunião da Norma PETROBRAS N-2163 
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Anexo 6 – Inspeção Final – END’s. 
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