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Resumo 

Os transformadores são equipamentos diretamente relacionados à confiabilidade do Sistema 

Interligado Nacional (SIN), sendo também, as concessionárias pressionadas pela melhoria na 

qualidade do serviço prestado. Nesse cenário o monitoramento em tempo real apresenta uma 

vantagem estratégica ao fornecer alarmes e informações para algoritmos de diagnóstico e condição 

do ativo. Porém o custo associado ainda é um fator limitante na disseminação do monitoramento, 

especialmente para transformadores de menor valor como aqueles presentes nas subestações de 

distribuição. Esse trabalho contribui com o monitoramento em tempo real de transformadores 

sobre dois aspectos. O primeiro sendo o desenvolvimento de um sensor de descargas parciais 

baseado no método elétrico de acordo com a IEC 60270, motivado pelo fato da vida útil do 

transformador estar diretamente associada à condição do seu sistema de isolação e de acordo com 

a literatura, aproximadamente 36% das falhas em transformadores são de origens dielétricas, sendo 

a medição de descarga parcial um dos métodos de avaliação da integridade desse sistema, uma vez 

que são indicativos de defeitos incipientes e apresentam comportamento acumulativo. O sensor 

desenvolvido foi submetido a testes laboratoriais de forma a garantir a segurança operacional da 

sua aplicação em 06 transformadores na classe 145 kV para monitoramento contínuo e, também, 

foi utilizado para medição de descargas parciais em um transformador com formação de gases 

combustíveis.  A segunda contribuição é o desenvolvimento de uma metodologia para priorização 

de investimento em sensoriamento no âmbito de distribuidoras inseridas no mercado de energia 

regulado brasileiro, considerando que para o monitoramento de todos os subsistemas de um 

transformador são necessários outros sensores em conjunto com o de descargas parciais 

desenvolvido nesse trabalho. Essa metodologia considera as dimensões técnica, tecnológica e 

regulatória e foi implementada para uma população de 848 transformadores de diferentes 

distribuidoras em todas as regiões do país. 

Palavras-Chave: transformadores de potência, monitoramento em tempo real, descargas parciais, 

priorização de investimento. 
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Abstract 

Power transformers are directly related to the electrical system reliability and power companies 

are pressured to improve the quality of service provided. In this scenario, real-time monitoring 

presents a strategic advantage by providing alarms and information for diagnostic algorithms and 

asset condition. However, the associated cost still is a limiting factor in the dissemination of 

monitoring systems, especially for lower value transformers such as those in distribution 

substations. This work contributes to the real-time monitoring of transformers on two aspects. The 

first being the development of a partial discharge sensor based on the IEC 60270 electrical method, 

motivated by the fact that the transformer life is directly associated with the condition of its 

insulation system and, according to the literature, approximately 36% of transformer failures are 

of dielectric origin, and the partial discharge measurement presents as one method for evaluating 

the condition of this system, since they are indicative of incipient defects and present an 

accumulative behavior. The developed sensor was submitted to laboratory tests to guarantee the 

operational safety of its application in 06 transformers of 145 kV for online monitoring and, also, 

it was used to measure partial discharges in a transformer with formation of combustible gases. 

The second contribution is a methodology for prioritizing investment in monitoring systems for 

distribution power transformers in the Brazilian regulated energy market, considering that for the 

monitoring of all subsystems of a transformer, other sensors are needed together with the partial 

discharge sensor developed in this work. This methodology considers the technical, technological, 

and regulatory dimensions and was implemented for a population of 848 transformers. 

Keywords: power transformers, online monitoring, partial discharges, investment prioritization. 
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1. Introdução 

Os transformadores são equipamentos que representam altos investimentos para as empresas 

do setor elétrico. Estão presentes nos segmentos de geração, transmissão e distribuição, são 

diretamente relacionados a confiabilidade da operação dessas empresas e, consequentemente, do 

Sistema Interligado Nacional (SIN), pois representam o elo entre os diferentes níveis de tensão 

existentes. 

Desde seu surgimento, com a evolução tecnológica, ao longo de mais de um século no 

processo de fabricação e nos materiais empregados, esses equipamentos tomaram proporções cada 

vez maiores atingindo níveis de tensão e potência de até 1.200 kV e 2000 MVA, respectivamente 

[1], [2]. 

Da sua energização até o momento de sua retirada de operação preventivamente, ou até 

mesmo devido a uma falha, estão sujeitos a degradação devido a solicitações elétricas, térmicas, 

químicas e mecânicas. 

Essa perda de vida útil é inevitável e pode ser classificada em normal, ou seja, aquela 

situação para qual o equipamento foi projetado para operar continuamente, ou anormal onde ocorre 

uma redução acelerada da expectativa de vida do equipamento e, caso perdure por longos períodos, 

pode levar a uma falha prematura. 

Tais situações estão relacionadas as condições operativas, ambientais, programa de 

manutenção, entre outros, ao qual o transformador está inserido. 

Esses equipamentos apresentam grande importância sistêmica e sua falha ocasiona diversos 

custos dentre eles se destaca os de substituição ou reparo, energia não fornecida, compensações, 

risco a integridade física dos funcionários da empresa, danos ambientais, impactos regulatórios, 

além de custos intangíveis relacionado a imagem da empresa. 

Do ponto de vista regulatório cada segmento possui sua particularidade quanto a penalização 

pela indisponibilidade do equipamento.  

Concessionárias de distribuição possuem a chamada base de remuneração regulatória (BRR) 

[3], ou seja, seus ativos representam um valor que é depreciado ao longo do tempo e esse é utilizado 

para compor a tarifa de energia ao consumidor final. De acordo com o Manual de Controle 

Patrimonial do Setor Elétrico (MCPSE) [4], transformadores de potência possuem uma vida 

contábil na base de remuneração regulatória de 35 anos, em outras palavras, caso um 
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transformador apresente falha nos primeiros anos de operação, isso representa um grande impacto 

na sua base de remuneração regulatória e, consequentemente, na saúde econômica da empresa. 

No caso de transmissoras, sua remuneração é definida pela receita anual permitida (RAP) 

definida no leilão de concessão da instalação. Essa receita é obtida, dentre outros fatores, pela taxa 

de disponibilidade [5], ou seja, dada uma interrupção ou restrição operativa não programada a 

receita da empresa é diretamente impactada considerando o tempo dessa indisponibilidade 

calculados pela parcela variável por indisponibilidade (PVI) ou parcela variável por restrição 

operativa (PVRO). 

Para o segmento de geração, seus proprietários possuem contratos de venda de energia 

baseados na chamada energia assegurada e, em caso de não serem capazes de cumpri-los, podem 

ser punidos financeiramente mediante a compra de energia no mercado de curto prazo para honrar 

seus contratos [6]. 

Além da penalização devido a indisponibilidade do equipamento, restrições sistêmicas 

podem ocorrer, uma vez que os centros de operação devem buscar uma alternativa para suprimento 

das cargas. Com isso, linhas de transmissão, barramentos e transformadores vizinhos 

possivelmente serão sobrecarregados durante essa contingência. 

Em tais situações, os agentes de transmissão devem garantir por toda vida útil do 

transformador, ou seja, 35 anos [1], a capacidade de suportar carregamentos de até 120% por um 

período de 4 horas e até 140% por um período de até 30 minutos [7].  

Para estabelecer uma visão da complexidade desse sistema, segundo a ANEEL [8], 

atualmente existem cerca de 123 concessionárias, 132 mil km de linhas de subtransmissão e 

transmissão entre 138 kV e 800 kV, aproximadamente 500 subestações e uma capacidade de 

transformação maior que 320 GVA. Em um levantamento realizado entre os anos 2016 e 2017 

ocorreram 3.768 desligamentos no sistema de transmissão nacional. 

É possível afirmar que todos esses desligamentos apresentaram algum tipo de solicitação 

operacional aos transformadores presentes na região do sistema onde houve a perturbação, 

considerando que ocorrem transitórios eletromagnéticos devido ao desligamento de uma linha, 

banco de capacitor ou reator, saída de um grande bloco de carga ou gerador, entre outros. 

A engenharia de manutenção está inserida nesse contexto desafiador, onde existe uma 

crescente necessidade por continuidade e, consequentemente qualidade, no fornecimento de 

energia elétrica mantendo a confiabilidade do sistema elétrico. 
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Para isso é necessário o maior nível de informações sobre o equipamento possível, o que em 

termos práticos não é uma tarefa trivial podendo ocorrer dificuldades na obtenção e na qualidade 

das informações necessárias para o correto diagnostico do equipamento. 

Novas ferramentas e tecnologias vem surgindo nas últimas décadas para determinação do 

estado dos ativos inseridos no sistema interligado nacional, especialmente os transformadores, 

onde o monitoramento em tempo real é uma tendência para manutenção preventiva baseada na 

condição. 

Com base no exposto é identificada uma necessidade por um programa de manutenção 

baseado no monitoramento da condição em tempo real do equipamento, capaz de fornecer 

informações suficientes para verificação do bom funcionamento do transformador, permitindo que 

as intervenções no equipamento somente ocorram quando necessário e no momento adequado, 

prolongando a vida útil do equipamento. 

1.1. Objetivo 

O objetivo desse trabalho foi o desenvolvimento de um sensor de descargas parciais pelo 

método elétrico e uma ferramenta para priorização de investimento em sensoriamento, ambos 

aplicados a transformadores de potência no âmbito de distribuidoras de energia no cenário 

brasileiro. 

Para esse objetivo o sensor desenvolvido foi submetido a ensaios laboratoriais de tensão 

aplicada, impulso atmosférico e impulso de corrente de forma a garantir a segurança operacional 

de aplicação. Em seguida, aplicados para monitoramento contínuo em 06 unidades e avaliados os 

níveis de descargas parciais (DP) obtidos. Também foi avaliada uma medição pontual, ou offline, 

para um transformador apresentando formação de gases combustíveis. 

No âmbito da ferramenta de priorização de investimentos foi realizado um levantamento das 

informações para uma população de 848 transformadores, essa foi segmentada em grupos, 

proposto um índice de priorização, definido o conjunto de sensoriamento para cada subgrupo e, 

por fim, obtida a viabilidade de implementação para cada transformador considerando uma 

estimativa do benefício econômico de implementação. 

1.2. Contextualização 

A experiencia mostra que durante a operação de um transformador seu padrão de falhas se 

comporta de acordo com a curva da banheira [2], [9] representado na Figura 1. 
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Figura 1 - Curva da banheira - Adaptado de [9], [10] 

Nessa curva a vida de um transformador é dividida em três estágios: 

1) Região de falha prematura: apresenta taxa de falha decrescente, normalmente é relacionada 

a imperfeições no processo de fabricação e ações até entrada em operação. 

2) Região de falha constante: apresenta taxa de falha aproximadamente contínua caracterizada 

pela estabilização da operação. 

3) Região de fim da vida útil: apresenta taxa de falha crescente devido ao desgaste natural do 

transformador. 

Com o uso do monitoramento de transformadores em tempo real, uma redução no 

comportamento da taxa de falha ao longo da vida do equipamento é esperada, conforme 

exemplificado pela linha tracejada na Figura 1. 

Considerando a população de transformadores em operação no cenário brasileiro, onde uma 

elevada parcela destes ultrapassou ou se encontra próximo da sua vida útil contábil, ou regulatória, 

e com base no conceito apresentado na Figura 1, uma elevação na taxa de falhas é esperada no 

curto prazo. Porém o montante de investimento necessário restringe a velocidade de renovação, 
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sendo assim é necessário conhecer o estado desses ativos para priorização das ações de 

manutenção e de investimento que permitam o prolongamento do tempo em operação. 

Esse cenário, compartilhado por vários países, é exemplificado em [10] pela experiencia 

norueguesa, onde a população de transformadores estudada possui em média 32 anos, 15% estão 

acima de 50 anos e com estimativa para substituição desse último grupo de 100 milhões de dólares. 

Os equipamentos em piores condições devem ser identificados e priorizados antes que uma falha 

ocorra, considerando o volume de investimento necessário para renovação. 

Em 1983 o CIGRE apresentou seu primeiro trabalho com objetivo de avaliar falhas em 

transformadores, nesse foram avaliados o cenário de 13 países em 3 continentes. 

Em dezembro de 2015 um relatório atualizado foi apresentado, nele foram analisadas 964 

falhas no período de 1996 a 2010 em uma população de 23.884 transformadores representando 

167.459 Transformador-Ano, fornecidos por 56 empresas em 21 países [2]. O ano de fabricação 

dos transformadores é de 1950 até 2009. A Tabela 1 apresenta resumidamente o modo de falha 

segregado por nível de tensão. 

Tabela 1 - Modo de falha de acordo com nível de tensão – Fonte [2] 

Modo de Falha 

Falhas 

69 ≤ kV < 100 100 ≤ kV < 200 200 ≤ kV < 300 300 ≤ kV < 500 500 ≤ kV < 700 kV ≥ 700 Total 

144 300 229 241 36 14 964 

Dielétrica 70,14% 25,33% 36,68% 24,89% 72,22% 42,86% 36,62% 

Elétrica 12,50% 19,33% 15,72% 17,84% 0,00% 28,57% 16,49% 

Térmica 0,69% 12,00% 10,04% 18,25% 2,78% 0,00% 10,89% 

Química 0,00% 3,66% 4,37% 4,56% 2,78% 0,00% 3,32% 

Mecânica 6,25% 27,33% 22,71% 18,25% 11,11% 7,14% 20,02% 

Desconhecido 10,42% 12,33% 10,48% 16,18% 11,11% 21,43% 12,66% 

 

Para as 964 falhas avaliadas, sua natureza da é apresentada na Figura 2, destacando-se as de 

origem dielétrica, a qual é de interesse nesse trabalho. 
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Figura 2 - Modo de falha – Fonte [2] 

O CIGRE Brasil contribuiu com uma pesquisa de falhas ocorridas entre os anos de 2004 e 

2009 para uma população de transformadores e reatores dada pela Tabela 2: 

Tabela 2 - Pesquisa CIGRE Brasil - Fonte [2], [11] 

 2004 2005 2006 2007 2008 2009 

Transformadores 2451 2501 2557 2611 2667 2720 

Reatores 747 770 794 815 839 861 

Total 3198 3271 3351 3426 3506 3581 

 

Para essa população de transformadores a taxa de falha encontrada é apresentada na Tabela 

3, onde é possível observar uma maior taxa de falha na região definida como prematura pelo 

conceito de curva da banheira abordado. 

Tabela 3 - Taxa de falha experiência Brasil - Fonte [2], [11] 

 Total 

Idade Transformador-Ano Falhas Taxa 

0 a 5 anos 803 19 2,37% 

6 a 10 anos 1758 16 0,91% 

Mais de 11 anos 12948 68 0,53% 

Total 15509 103 0,66% 

 

Dielétrica
37%

Mecânica
20%

Elétrica
16%

Desconhecida
13%

Térmica
11%

Química
3%
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A natureza das falhas avaliadas no cenário é apresentada no gráfico da Figura 3, no qual 

observa-se novamente a predominância das falhas de origem dielétrica. 

 

Figura 3 - Modo de falha experiencia Brasil – Fonte [2], [11] 

Em [12] uma estimativa para decomposição da taxa de falhas em transformadores é 

abordada, onde é estimado que 30% das falhas são detectadas por meio dos programas 

convencionais de manutenção baseados em amostragem do óleo isolante, ensaios elétricos 

periódicos, alarme de temperatura e relés intrínsecos. Com a utilização de monitoramento em 

tempo real espera-se um ganho de 42% a essa capacidade de detecção de falhas, ou seja, 

totalizando 72% a capacidade de detecção. 

Na Figura 4 as falhas não detectáveis com os meios existentes correspondem a 70% e são 

subdivididas em indetectáveis correspondendo a 40%, aqueles de natureza instantânea como 

eventos causados por descargas atmosféricas, e as detectáveis por monitoramento em tempo real 

correspondendo a 60%. 

Esse último grupo é composto por falhas que apresentam deterioração monitorável e que 

aumenta sua intensidade ao longo do tempo até que uma falha ocorra. De forma a avaliar os 

benefícios da utilização do monitoramento, essas são subdivididas de acordo com a consequência 

da sua ocorrência, ou seja, falhas catastróficas sendo aquelas onde equipamentos ao redor são 

afetados, podendo ocorrer incêndios e impactos ambientais e as de natureza não catastrófica são 

aquelas onde o defeito é restrito ao transformador. 
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Figura 4 – Redução da taxa de falha utilizando monitoramento em tempo real - Fonte [12] 

Utilizando a experiência internacional do CIGRE, o trabalho desenvolvido em [13] 

estabelece uma relação entre os modos de falha encontrados em [2] e variáveis de monitoramento 

em tempo real. Com isso é possível visualizar o ganho no monitoramento de determinada variável, 

a Figura 5 apresenta esse conceito, onde o monitoramento de descargas parciais de interesse desse 

trabalho é destacado. 
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Figura 5 - Relação entre modo de falha e soluções de monitoramento – Fonte [13] 

Para que o monitoramento utilizado seja eficaz este deve ser capaz de detectar mudanças 

mínimas na condição do transformador no menor intervalo de tempo possível, esse conceito é 

mostrado na Figura 6. 
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Descarga Parcial P P P

Trilhamento P P P

Flashover P P P P

Abertura/Curto-Circuito P

Conexões P P

Contato P P
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Deslocamento P P
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Vibração P

Desconhecido 12,66% Desconhecido - - - - - - - - - - - -

Físico/Químico 3,32%

Mecânica 20,20%

Dielétrica 36,62%

Elétrica 16,49%

Térmica 10,89%
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Figura 6 - Condição de degradação – Adaptado de [14]. 

Pode-se observar os seguintes comportamentos no gráfico [14]: 

1) Condição normal de operação: Até o ponto X o equipamento apresenta uma boa condição 

operativa. 

2) Início da degradação: No ponto X se inicia a degradação, porém essa ainda não detectável. 

3) Mudança de condição: Ao atingir Y a detecção se torna possível. 

4) Falha do equipamento: Caso uma ação não seja tomada o ponto Z é atingido e, 

consequentemente, ocorre uma falha do transformador. 

O sistema de monitoramento empregado, dentre suas características, deve ser capaz de 

detectar a mudança de condição em um intervalo menor que ΔT[YZ] e assim possibilitar que uma 

ação preventiva de manutenção ocorra. 

Nesse contexto, vários trabalhos vêm apresentando métodos para estimar a condição e risco 

ao negócio apresentados pelos transformadores, sendo esses os chamados índices de saúde e risco, 

respectivamente.  

A determinação do índice de saúde, ou do inglês health index (HI), é usualmente dada pela 

média ponderada das informações obtidas pela análise de óleo, ensaios elétricos, carregamento, 

análise do grau de polimerização da isolação sólida, entre outros dados disponíveis. 

Alternativamente trabalhos envolvendo uso de algoritmos de inteligência artificial para o cálculo 

do indicador tem sido apresentado. A Figura 7 exemplifica a associação entre HI e condição do 

transformador. 
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Figura 7 – Índice de Saúde 

Por outro lado, trabalhos vem apresentando maneiras de mensurar o índice de risco, ou risk 

index (RI), que uma eventual falha de um transformador possa oferecer. A combinação desses 

índices oferece uma ferramenta para que ações de manutenção sejam direcionadas e, em último 

caso, a decisão de substituição do equipamento. Esse conceito se torna uma ferramenta essencial 

para realizar a gestão de uma população de transformadores, onde é necessário realizar o 

direcionamento de recursos limitados.  

A Figura 8 exemplifica a utilização dos índices de saúde e risco aplicados a uma população 

de transformadores fictícia, onde os elementos com maiores HI e menores RI são desejáveis. Em 

contraponto aqueles que apresentam alto RI e menores HI necessitam de uma ação, podendo esta 

ser de manutenção ou substituição. 
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Figura 8 – Índice de Saúde x Risco 
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Com base nos conceitos de saúde e risco destaca-se a importância na identificação das 

principais variáveis a serem observadas para sua utilização. Sendo assim, ao visualizar a Figura 3 

se constata que aproximadamente 45% das falhas em transformadores são de origem dielétrica, na 

experiência brasileira de [11], e com base nessa informação é possível afirmar que o 

monitoramento em tempo real da condição do sistema de isolação em transformadores apresenta 

uma ferramenta essencial no diagnóstico desses equipamentos. 

O monitoramento de descargas parciais é reconhecido como um dos principais meios de 

avaliação da degradação da isolação em transformadores de potência, conforme destacado na 

Figura 5 onde é verifica-se que 36,36% das falhas são de origem dielétrica segundo a experiência 

internacional de [2] e que o monitoramento de descargas parciais é uma forte ferramenta para 

avaliação dessa condição. Porém, cabe destacar que a evolução de situações envolvendo os demais 

modos de falha podem causar uma degradação do sistema de isolação e, eventualmente, levam a 

uma detecção através de descargas parciais e, assim esse sistema possivelmente abrange uma 

porcentagem ainda superior de detecção. 

Nesse trabalho foi realizado um levantamento das principais variáveis possíveis de 

monitoramento em um transformador de potência, os sensores associados a essas e as tecnologias 

empregadas para o monitoramento em tempo real. 

Durante esta etapa foi identificada uma carência por soluções para monitoramento de 

descargas parciais pelo método elétrico acessíveis no contexto do setor de distribuição de energia 

brasileiro, fato esse que motivou o desenvolvimento de um sensor o qual foi implementado em 6 

transformadores da classe 145 kV na região sudeste do Brasil e adicionalmente foram realizadas 

medições pontuais, ou offline, em um sétimo transformador apresentando formação de gases 

combustíveis. 

Por fim, uma metodologia para priorização de investimentos em sensoriamento de 

transformadores considerando aspectos técnicos, econômicos e regulatórios no âmbito de 

distribuidoras de energia no mercado brasileiro foi desenvolvida. 

1.3. Estrutura do trabalho 

Os próximos capítulos desse trabalho são organizados da seguinte forma: 

• Capítulo 02: Levantamento bibliográfico do estado da arte para monitoramento de 

transformadores de potência, tecnologias aplicadas em sensoriamento e, por fim, índices de 

saúde e risco como ferramenta de gestão de populações de transformadores. 

• Capítulo 03: Desenvolvimento do sensor de descargas parciais pelo método elétrico. 
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• Capítulo 04: Desenvolvimento da ferramenta para priorização de investimento em 

sensoriamento. 

• Capítulo 05: Resultados 

• Capítulo 06: Conclusões e sugestões de trabalhos futuros. 

• Capítulo 07: Referências bibliográficas 
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2. Monitoramento e Gestão de Transformadores 

O monitoramento em tempo real de transformadores é justificado, dentre outros fatores, por: 

• Previsibilidade e flexibilidade operativa, uma vez conhecida a condição do equipamento. 

• Utilização de estratégias de manutenção avançadas, como manutenção baseada na condição, 

risco ou centrada na confiabilidade. 

• Adoção de ações corretivas programadas em detrimento de não programadas. 

• Redução dos custos de manutenção e impactos causados pela falha. 

• Extensão da vida útil e priorização de investimento na renovação de ativos em piores 

condições operativas. 

As distribuidoras, transmissoras e geradoras operam uma quantidade significativa de 

transformadores de potência e o monitoramento em tempo real aplicado a essa população de 

equipamentos oferece uma ferramenta essencial para gestão de ativos e tomada de decisão. 

De acordo com [15] o uso do monitoramento em tempo real oferece informações 

considerando o horizonte de tempo de interesse, ou seja, decisões de curto, médio e longo prazo. 

Esse conceito é apresentado na Tabela 4. 

Tabela 4 – Monitoramento e horizonte de tempo – Fonte [15]  

Horizonte Responsável Interesse 

Curto Operador do Sistema 

Segurança 

Continuidade 

Confiabilidade 

Médio Manutenção 
Necessidade de manutenção 

Necessidade de substituição de médio prazo 

Longo Planejamento 

Tendências de variáveis monitoradas. 

Necessidade de substituição de longo prazo 

Priorização de investimento 

  

A informação contida na Tabela 4 está relacionada com os conceitos de alarme e diagnóstico 

com o uso do sensoriamento em transformadores, ou seja, o primeiro está relacionado com a 

ultrapassagem de uma variável em relação a um valor pré-estabelecido e o segundo com a 

associação dessas informações à análise estatística e algoritmos de inteligência artificial. A Figura 

9 apresenta essas informações de forma resumida.  
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Figura 9 – Funcionalidades monitoramento e diagnóstico – Fonte [9] 

Nas seções a seguir são apresentados conceitos e tecnologias sobre monitoramento em tempo 

real e ferramentas para gestão de transformadores. 

2.1. Monitoramento de Transformadores 

As falhas em transformadores podem ser divididas em três categorias sendo: defeitos de 

fabricação, processos de deterioração e operação em condições que excedem aquelas de projeto. 

A manifestação dos problemas originados por tais situações podem levar anos [12]. 

A degradação da vida útil é acelerada por solicitações mecânicas, elétricas e térmicas 

anormais. Como será abordado nas próximas seções a vida útil do transformador é, muitas vezes, 

associada a vida útil de sua isolação sólida e, na presença de contaminantes como oxigênio e 

umidade, sua deterioração é significativamente acelerada. 

A utilização de monitoramento em tempo real para transformadores permite a identificação 

de uma situação anormal e fornece informações para que ações sejam tomadas de forma a mitigar 

seus efeitos ou retornar à condição desejada. 

É usual a utilização do conceito de transformador funcional baseado na ferramenta de análise 

de modo e efeito de falha, ou do inglês failure mode and effect analysis (FMEA). O equipamento 
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é dividido em subsistemas definidos de acordo com a função exercida e possíveis falhas que 

possam apresentar. A Figura 10 apresenta os subsistemas considerados pelo CIGRE em [15], 

sendo eles parte ativa, buchas, comutador sob carga, sistema de resfriamento e sistema de 

preservação do óleo. 

Sistema de Resfriamento

Parte Ativa

Buchas

Comutador Sob Carga

Sistema de preservação do óleo

 

Figura 10 - Subsistemas do transformador – Fonte ABB 

As falhas apresentadas podem ser caracterizadas em reversíveis e irreversíveis, ou seja, 

aquela que uma ação de manutenção corretiva retorna o transformador para sua condição anterior 

e outra em que ocorre a redução de vida útil, respectivamente, conforme apresentado na Figura 11. 

Para situações irreversíveis se destacam condições de deterioração da isolação sólida e por essa 

razão esse trabalho dedica uma seção nesse capítulo sobre a isolação em transformadores. 
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Figura 11 - Defeitos reversíveis e irreversíveis 

Os subsistemas apresentam funções especificas nos transformadores, por exemplo, as buchas 

que possuem como função a isolação entre o tanque e os condutores, condução de corrente de 

carga e separação dos meios isolantes ar/óleo, e como modo de falha podem apresentar o aumento 

da corrente de fuga e como resultado uma possível falha a deterioração da isolação.  

Na Figura 12 são apresentadas as possíveis falhas e sinais monitorados para cada subsistema 

conforme o grupo de trabalho A2.44 do CIGRE [15]. Pelo IEEE a norma C57.143 de 2012 

apresenta, utilizando uma abordagem semelhante, os componentes do transformador, seus 

mecanismos de falha e os sinais correspondentes de monitoramento em tempo real, sendo esses 

apresentados na Tabela 5. 

A próxima seção desse capítulo é dedicada para o sistema de isolação em transformadores, 

devido a sua importância, e nas seções seguintes serão apresentadas as tecnologias empregadas no 

monitoramento em tempo real. 

Não serão abordadas informações provenientes de circuitos de controle e supervisão, bem 

como, relés intrínsecos pois essas são consideradas, no âmbito desse trabalho, como parte dos 

programas de manutenção tradicionais. 
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Tabela 5 - Componente do transformador, mecanismo de falha e sinais medidos - Fonte [12] 

Componente Mecanismo de Falha Sinais Medidos 

Circuito Magnético 

Núcleo 
Sobreaquecimento das 
lâminas e/ou juntas do 
núcleo 

Temperatura do Óleo 
Temperatura Ambiente 
Corrente de Excitação 
Hidrogênio ou Multigases 
Termografia 
Relé de gases 

Condutor de Aterramento 
Sistema de Escudo 
Magnético 

Perda de aterramento do 
núcleo 

Hidrogênio ou Multigases 
Relé de Gases 
Temperatura do Núcleo 
Descarga Parcial (Acústico ou Elétrico) 
Termografia 

Isolação do 
Enrolamento 

Principal:  
Fase-Fase 
Fase-Terra 

Sobreaquecimento 

Temperatura do Enrolamento 
Temperatura do Óleo 
Temperatura Ambiente 
Corrente de Carga 
Hidrogênio ou Multigases 
Relé de Gases 
Termografia 

Secundária:  
Entre Espiras 
Entre Camadas  

Sobreaquecimento Local Hidrogênio ou Multigases 

Umidade Excessiva 

Temperatura do Óleo 
Temperatura Ambiente 
Umidade no Óleo 
Temperatura do Óleo no Ponto de Medição 
da Umidade 
Corrente de Carga 
Temperatura do Enrolamento 

Formação de Bolhas 

Temperatura do Enrolamento 
Temperatura do Óleo 
Temperatura Ambiente 
Total de Gases Dissolvidos (%) 
Descarga Parcial (Acústico ou Elétrico) 
Corrente de Carga 
Umidade no Óleo 
Temperatura do Óleo no Ponto de Medição 
da Umidade 

Sobrecarga 

Corrente de Carga 
Temperatura do Enrolamento 
Umidade no Óleo 
Temperatura do Óleo no Ponto de Medição 
da Umidade 
Temperatura do Óleo 
Temperatura Ambiente 
Termografia 

Descarga Parcial 
Hidrogênio ou Multigases 
Relé de Gases 
Descarga Parcial (Acústico ou Elétrico) 

Isolação Líquida 

Contaminação  
por Umidade 

Temperatura do Óleo 
Temperatura Ambiente 
Umidade no Óleo 
Temperatura do Óleo no Ponto de Medição 
da Umidade 

Arco 
Hidrogênio 
Acetileno 
Relé de Gases 

Descarga Parcial 
Hidrogênio ou Multigases 
Relé de Gases 
Descarga Parcial (Acústico ou Elétrico) 

Sistema de 
Resfriamento 

Ventilador ou Bomba 
Falha elétrica  
Falha Mecânica 

Corrente dos Motores 
Fluxo nas Bombas 
Temperatura do Óleo 
Temperatura do Enrolamento 
Temperatura Ambiente 
Gases Dissolvidos 
Desgaste do Rolamento 
Vibração 
Termografia 

Sistema de Controle 

Medição Incorreta de 
Temperatura 
Rotação em Sentido 
Reverso 

Temperatura Ambiente 
Temperatura do Óleo 
Temperatura do Enrolamento 
Corrente de Carga 
Tensão do Acionamento 
Tensão do Serviço Auxiliar 
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Componente Mecanismo de Falha Sinais Medidos 

Radiadores e Resfriadores 
Bloqueio dos Radiadores 
Resultando em Deficiência 
na Troca de Calor 

Temperatura do Óleo 
Temperatura do Enrolamento 
Temperatura Ambiente 
Corrente de Carga 
Temperatura na Entrada e Saída dos 
Radiadores  

Tanque Juntas e Soldas 
Redução do Nível de Óleo 
(Exposição da Parte Ativa) 
Contaminação por Umidade 

Nível de Óleo 
Pressão de Nitrogênio 

Buchas 

Núcleo Condensivo 

Contaminação por Umidade 
Falha na Impregnação de 
Óleo 
Falhas de Fabricação do 
Papel 
Delaminação das Camadas 
de Papel 

Soma das Correntes 
Tangente Delta/Fator de Potência 
Descarga Parcial 

Óleo 
Contaminação por Umidade 
Degradação Térmica 

Soma das Correntes 
Tangente Delta/Fator de Potência 

Superfície Interna da 
Porcelana 

Envelhecimento 
Deposito de Detritos 

Soma das Correntes 
Tangente Delta/Fator de Potência 
Descarga Parcial 

Taps Aterramento Inadequado 
Soma das Correntes 
Tangente Delta/Fator de Potência 
Descarga Parcial 

Superfície Externa da 
Porcelana 

Contaminação 
Descarga Superficial 

Soma das Correntes 
Tangente Delta/Fator de Potência 
Descarga Parcial 

Condutor 
Perda de Conexão  
Fissuras 

Soma das Correntes 
Tangente Delta/Fator de Potência 

Comutador Sob 
Carga 

Chaves Desviadoras 
Chaves Seletoras 

Sobreaquecimento 
Desgaste Excessivo dos 
Contatos 
Perda de Contato 
Desgaste da Impedância de 
Transição 

Medição Direta de Temperatura 
Temperatura do Compartimento da Chave 
Seletora 
Temperatura do Compartimento da Chave 
Desviadora 
Temperatura do Tanque 
Temperatura Ambiente 
Corrente de Carga 
Posição do Tap 
Gases Dissolvidos 
Condição do Relé de Alívio de Pressão  

Mecanismo 

Defeito Mecânico 
Desgaste do Mecanismo 
Falha na fonte CA 
Mal funcionamento dos 
Relés Auxiliares 
Falha do Motor 

Torque no Eixo 
Torque no Motor 
Corrente do Motor 
Posição do Tap 
Fonte AC 
Tempo de Acionamento do Motor 

Óleo Isolante 

Contaminação por Umidade 

Temperatura Ambiente 
Umidade no Óleo 
Temperatura do Óleo no Ponto de Medição 
da Umidade 

Arco 
Hidrogênio  
Acetileno 

Descarga Parcial 
Hidrogênio 
Descarga Parcial (Acústico ou Elétrico) 

Sobreaquecimento 

Hidrogênio 
Etileno 
Metano 
Etano 

Filtro de Óleo 
Falha Elétrica das Bombas 
Conexão Inadequada 

Corrente dos Motores 
Pressão Diferencial 
Fluxo de Óleo 

Resistor de Transição 
Sobreaquecimento 
Arco 

Temperatura 
Hidrogênio 
Acetileno 
Etileno 
Pressão 
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Figura 12 - Subsistemas, monitoramento e falhas – Fonte [15] 
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2.1.1. Isolação em Transformadores 

Para que os transformadores realizem a sua função fundamental de transmitir energia 

alterando os níveis de tensão e corrente é necessário que o sistema de isolação seja capaz de 

fornecer “distância elétrica” entre enrolamentos, núcleo e tanque. 

O isolamento em transformadores de potência é composto, basicamente, de celulose e óleo, 

sendo categorizados em isolação sólida e líquida, respectivamente. 

2.1.1.1. Isolação Sólida  

Diferentemente de outros componentes presentes em um transformador a isolação sólida não 

pode ser substituída integralmente, sendo assim a vida útil da celulose está diretamente ligada a 

vida útil do equipamento, ou seja, a expectativa de vida de um transformador é dada pela sua 

isolação sólida. 

A celulose na forma de papel é o principal material empregado nesse sistema devido a suas 

propriedades elétricas, mecânicas e, também, relações econômicas. 

O desenvolvimento de materiais isolantes empregados em transformadores ocorreu 

simultaneamente com seu desenvolvimento. Materiais diversos foram testados no início, porém 

nas décadas de 1920 e 1930 iniciou-se a utilização do papel kraft impregnado em óleo mineral, e 

na década de 1940 seu uso foi consolidado [16]. 

Esse tipo de papel recebe o nome do processo pelo qual o material fibroso obtido a partir de 

madeira é submetido para obtenção da celulose sendo o significado da palavra, de origem alemã, 

forte, resistente [16]. 

Em transformadores os condutores são envoltos por camadas de papel garantindo a isolação 

entre espiras. Outra forma de papel utilizada é o de alta densidade, também chamado pressboard, 

formado por uma série de camadas compactadas apresentando características mecânicas 

adequadas para aplicação como separadores nos enrolamentos dos transformadores e como 

direcionadores de fluxo de óleo no interior do equipamento. Essas aplicações são apresentadas na 

Figura 13. 
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Figura 13 - Isolação de um enrolamento – Fonte [14] 

A composição química de uma molécula de celulose é dada por [C6H10O5]n, sua formação 

ocorre pela  combinação de anéis de glicose, onde n representa a quantidade desses anéis presentes 

na molécula, ou comprimento dessa cadeia, e é conhecido como grau de polimerização (GP) da 

celulose [17]. A Figura 14 apresenta uma molécula de glicose. 

 

Figura 14 - Estrutura química da celulose – Fonte [17] 

O grau de polimerização (GP) é um parâmetro importante na determinação da integridade 

do material. Transformadores recém-fabricados, após o processo de secagem, apresentam graus 



Monitoramento e Gestão de Transformadores 

23 

 

de polimerização entre 1000-1400 [18] e durante o seu ciclo de vida cisões ocorrem na molécula 

de celulose, diminuindo o seu grau de polimerização. Em [18] é apresentado um estudo histórico 

sobre esse tema, onde vários estudos apontam valores entre 100 e 250 como critério para o fim da 

vida útil da celulose como isolante, por fim é estabelecido o limite de 200 como o ponto onde o 

equipamento é considerado comprometido. 

Atingindo esses níveis de grau de polimerização o papel se torna frágil perdendo suas 

características mecânicas e sua capacidade de suportar os esforços dinâmicos durante a condução 

de um curto-circuito não são garantidos. O gráfico da Figura 15 exemplifica a correlação entre a 

resistência do material e o grau de polimerização. 
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Figura 15 - Resistência a tração X Grau de polimerização [19] 

Com o aumento da capacidade de transformação surgiu a necessidade de que o papel 

utilizado tivesse uma maior suportabilidade térmica, ou seja, redução da taxa com que a celulose 

decompõe ao longo do tempo, assim surgiram os chamados papeis termoestabilizados.  

As classificações 55 e 65oC são utilizadas para classificação de papel convencional e 

termoestabilizado, essas temperaturas caracterizam a suportabilidade térmica para elevação média 

de temperatura dos enrolamentos em relação a ambiente [20]. 

Segundo [16] o aumento de vida útil do sistema de isolação do equipamento pode ser 

superior a três vezes com a capacidade adquirida pelo tratamento térmico. 

2.1.1.2. Isolação Líquida 

Os primeiros registros do uso de óleo como meio isolante em transformadores são de 1886, 

quando a Westinghouse patenteou um transformador composto por um núcleo laminado envolto 

por uma bobina imersos em óleo como isolante e refrigerante [21]. 
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Hoje o principal fluido utilizado como isolação líquida em transformadores é o óleo mineral 

devido a suas propriedades dielétricas e térmicas combinadas relações econômicas. Esse óleo é 

obtido com o refino de petróleo e a norma ASTM D3487 [22] estabelece as especificações que 

devem ser atendidas para seu uso em equipamentos elétricos. Em [23] e [24] são apresentadas as 

técnicas para amostragem do óleo isolante em transformadores para o processo de manutenção 

preventiva. 

Existem experiências aplicando outros tipos de óleo como meio isolante em transformadores 

como óleos vegetais ou sintéticos, porém devido a razões econômicas seu uso não se difundiu e o 

óleo mineral continua sendo o predominante para transformadores de potência. 

Transformadores de pequeno porte a base de óleo vegetal tem ganhado participação 

considerável no mercado por questões ambientais, porém esse tipo de transformador não é de 

interesse nesse trabalho. 

Atualmente, transformadores de potência nominal elevadas apresentam volumes 

significativos de óleo, podendo chegar até 100 mil litros [16]. Na classe de transformadores de 

potência em subestações de distribuição essa quantidade atinge valores entre 20 e 30 mil litros. 

Diferentemente da isolação sólida, o óleo é facilmente substituído ou tratado, podendo em 

alguns acontecer com o equipamento energizado, por essa razão se diz que o óleo não é um 

limitante na vida útil do equipamento. 

A função básica exercida pelo óleo é fornecer um meio isolante, garantindo distanciamento 

elétrico entre os componentes energizados de um transformador. Adicionalmente, oferece proteção 

contra oxidação para partes metálicas [17], [25]. 

Outra função essencial apresentada pelo isolante líquido é a de meio refrigerante, o calor 

gerado pelas perdas nos enrolamentos e núcleo é transferido por condução, convecção e radiação 

para o ambiente. 

Além das características elétricas e térmicas, o óleo é portador de informação servindo como 

um indicador de saúde do equipamento. Com a análise de uma amostra é possível estimar eventos 

pelo qual o equipamento foi submetido como descargas parciais, sobrecarga ou condução de 

corrente de curto-circuito, devido aos subprodutos gerados nessas situações. 

2.1.1.3. Contaminação por Umidade 

Devido a propriedade higroscópica apresentada pela celulose, ou seja, sua capacidade de 

absorver água, é utilizado um processo de secagem na fabricação de transformadores onde, 
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segundo [17], a isolação sólida é submetida a temperaturas entre 100 e 120 oC e ao atingir teores 

de umidade abaixo de 0,5% o material é considerado adequado para aplicação. 

Porém, durante a operação de um transformador o papel absorve a umidade presente no óleo 

isolante, essa transferência de umidade ocorre de forma dinâmica entre óleo e celulose de acordo 

com a temperatura operativa.  

A Figura 16 apresenta a distribuição da umidade na isolação de um equipamento em função 

da temperatura, com base nessa figura é possível observar que a presença de água em um 

transformador é significativamente maior na isolação sólida em termos absolutos. 

Por exemplo, um transformador de 10.000 litros de óleo e 1.000 kg de isolação sólida onde 

uma amostra de óleo a 40 oC apresenta 40 ppm, ou seja, 0,4 litros de água estão presentes no óleo 

e aproximadamente 60 litros na isolação sólida. 

Para transformadores em campo o processo de secagem do óleo é utilizado e os vários 

métodos para realização desse processo são apresentados em [17]. 
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Figura 16 - Relação entre conteúdo de água no papel e óleo - Fonte [19] 

Uma das formas de ingresso de umidade em transformadores ocorre pelo contato do óleo 

com o ar atmosférico no caso de transformadores com vazamentos ou de respiração livre, por essa 

razão é de extrema importância o uso de bolsas ou membranas no tanque de expansão impedindo 

o contato direto do ar com o óleo.  

Outra forma da elevação dos teores de umidade presente na isolação ocorre durante o 

processo de cisões das moléculas de celulose onde ocorre liberação de água, a Figura 17 apresenta 
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a relação entre número de cisões da molécula e a formação de água em termos percentuais da 

massa de celulose. 

Á
gu

a 
(%

)

Cisões
 

Figura 17 - Formação de água devido a cisão da molécula de celulose – Fonte [19] 

2.1.1.4. Envelhecimento da Isolação  

O envelhecimento, ou degradação, do sistema de isolação em transformadores é algo natural 

e irreversível que ocorre devido as condições as quais o equipamento está sujeito durante sua 

operação, sendo elas de natureza elétrica, térmica e química. 

Essas solicitações podem ser superiores durante eventos transitórios do sistema elétrico e 

durante esse período a degradação é acelerada, dentre essas situações são destacados os curtos-

circuitos e sobretensões de manobra ou atmosféricas. Outro fator são os períodos pelos quais o 

transformador opera acima da sua capacidade nominal, as chamadas sobrecargas, o que resulta em 

um consumo acelerado da isolação, especialmente a celulose. 

Os processos responsáveis pelo envelhecimento são dinâmicos e podem ocorrer 

simultaneamente. Dentre eles, os principais são a hidrólise, pirólise e oxidação esses são 

relacionados com presença de água, temperatura e oxigênio, respectivamente.  A Figura 18 

apresenta a influência dos principais processos de envelhecimento, a seta indica o efeito no 

acréscimo no teor de água. 
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Figura 18 – Taxa de envelhecimento devido aos principais mecanismos - Fonte [19] 

Esses mecanismos provocam a cisão da molécula de celulose e, consequente, geram como 

produto hidrogênio, metano, etileno água, monóxido, dióxido de carbono e compostos furânicos 

[14], sendo o último utilizado como indicador indireto do grau de polimerização da celulose. 

2.1.2. Monitoramento de Corrente e Tensão 

Para tais fins são utilizados os transformadores de corrente (TC) e potencial (TP) 

convencionais normalmente instalados em pedestais externos ao equipamento, no caso de TC 

também são utilizadas versões onde se encontram instalados diretamente nas buchas do 

equipamento. 

As principais aplicações na medição de tensão e corrente são: 

• Cálculo do carregamento do equipamento. 

• Operação do comutador sob carga. 

• Medição da corrente de neutro. 

• Tensões de surto. 

• Correntes de curto-circuito. 

• Fornecimento de informações em níveis adequados de tensão e corrente para IED’s. 
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Em [1] são apresentados os transformadores de corrente e tensão óticos, baseados no efeito 

Faraday e Pockels, respectivamente. A norma IEEE C37.241 de 2017 [26] apresenta o histórico 

tecnológico no desenvolvimento desses equipamentos e os aspectos técnicos para sua aplicação 

em sistemas de proteção. Porém, esses equipamentos ainda não apresentam uma penetração de 

mercado e não serão abordados nesse trabalho. 

2.1.3. Monitoramento de Temperatura 

Como demonstrado nas seções anteriores a temperatura é um dos fatores de envelhecimento 

dos transformadores e quando em situação de sobreaquecimento a degradação é acelerada. A 

Figura 19 apresenta os aspectos de medição de temperatura em transformadores. 
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Figura 19 - Medição de temperatura em transformadores 

A medição da temperatura ambiente, temperatura no topo do óleo, corrente de carga, 

operação de ventiladores ou bombas, medição direta de temperatura do enrolamento são 

ferramentas utilizadas para gestão térmica do transformador. 

Os processos para obtenção das temperaturas comumente utilizados são: 

• Imagem térmica 

• Medição direta por fibra ótica 

O primeiro método é o de maior adoção no mercado brasileiro devido a sua simplicidade. 

Utiliza um sensor do tipo PT100 para medição da temperatura do topo do óleo e transformadores 

de corrente para obtenção das correntes de carga. Com base nessas informações, por meio de um 
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conjunto de equações, a temperatura do enrolamento é determinada indiretamente. A norma IEEE 

C57.91 de 2011 [18] apresenta o equacionamento utilizado nesse método. 

Para medição direta de temperatura são utilizadas fibras óticas, podendo ser posicionadas 

em um ponto específico do enrolamento por determinação de modelos térmicos de projeto ou 

múltiplas medições distribuídas ao longo do enrolamento. Os autores de [27] apresentam o uso de 

medição direta para transformadores de distribuição. Vale destacar que o método de medição direta 

deve ser adotado na etapa de fabricação do transformador [12]. 

2.1.4. Monitoramento de Umidade no Óleo Isolante 

O teor de água do óleo isolante usado em transformadores deve ser mantido em níveis baixos 

de forma a garantir alta resistência elétrica e baixa perda dielétrica. A presença de água no óleo 

isolante ocorre na forma de água livre ou dissolvida. 

Conforme mencionado anteriormente, durante a operação de um transformador existe uma 

dinâmica de absorção e liberação de água pela celulose durante os ciclos de resfriamento e 

aquecimento, respectivamente.  

Em situações que envolvem altas temperaturas, como condução de correntes de curto-

circuito, essa dinâmica de transferência de umidade entre isolação sólida e líquida é acelerada. 

Durante esses eventos podem ocorrer formações de bolhas nos transformadores, tais situações são 

extremamente indesejáveis pois diminuem a rigidez dielétrica da isolação e causam descargas 

parciais [28]. 

A água pode ingressar no transformador pelo contato do óleo isolante com o ar na presença 

de vazamentos ou rompimento da membrana/bolsa presente no tanque de expansão. Outra forma 

apresentada para o aumento do teor de água presente é por meio das cisões das moléculas de 

celulose. 

A presença de umidade na celulose está diretamente relacionada com o seu envelhecimento 

e, consequentemente, a vida útil de transformadores [28]. A Figura 20 apresenta a relação entre a 

presença de água na celulose, temperatura e a taxa de depolimerização da celulose. 
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Figura 20 - Relação entre umidade, temperatura e velocidade de depolimerização – Fonte [28] 

O monitoramento em tempo real da umidade em isolação sólida não é prático, pois seria 

necessária uma amostragem do papel isolante, sendo assim são utilizados diagramas de equilíbrio 

entre umidade no óleo e papel. 

Os monitores existentes, em sua maioria, são de saturação relativa no óleo [12]. Para 

monitoramento em tempo real são utilizadas as tecnologias de sensor capacitivo [28]–[30] e ótico 

[31]–[33]. 

Conforme apresentado em [34] os monitores de gases dissolvidos presentes no mercado 

possuem a função de monitoramento de umidade integrada. 

2.1.5. Monitoramento de Gases Dissolvidos 

Durante a operação de transformadores, uma certa quantidade de gases é formada devido ao 

envelhecimento natural do material isolante ou defeito de origem térmica ou elétrica. O gás gerado 

nesse processo é determinado de acordo com a energia envolvida no processo e podem ser 

encontrados total ou parcialmente dissolvidos no óleo. 

A Figura 21 apresenta a decomposição da molécula de óleo mineral nos principais gases, 

sendo eles hidrogênio, metano, etano, etileno e acetileno. Outros gases como o monóxido e dióxido 

de carbono são encontrados, porém esses são relacionados a decomposição da celulose. 
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Figura 21 – Decomposição do óleo mineral 

A formação desses gases está relacionada com a temperatura do evento que o originou, 

considerando a energia necessária para decomposição da molécula de óleo isolante. A Figura 22 

apresenta essa relação entre temperatura, gases formados e defeitos. Observa-se que o hidrogênio 

é formado para todas as temperaturas indicadas, sendo isso um fator importante para 

monitoramento de gases uma vez que alguns equipamentos não possuem capacidade de detecção 

para todos os gases.  

Portanto, um monitor de gases em tempo real deve possuir a capacidade de medir, no 

mínimo, hidrogênio e monóxido de carbono, por esse último estar relacionado a degradação da 

celulose. Adicionalmente, com a medição de umidade é possível diferenciar entre defeitos 

térmicos, elétricos e ingresso de umidade no equipamento [34]. 
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Figura 22 – Relação entre formação de gases e temperatura - Fonte [14] 

Várias ferramentas para análise de gases dissolvidos em transformadores foram 

desenvolvidas nas últimas décadas, dentre as principais se destacam: 

• Concentração de Gases Combustíveis: Define quatro condições baseadas na concentração 

de gases combustíveis, sendo elas: satisfatória, concentração de gases combustíveis acima 

do esperado, alto nível de decomposição e nível excessivo de decomposição. 

• Gases Chave: Utiliza a concentração de gases percentual como indicador para quatro tipos 

de defeitos, sendo eles: sobreaquecimento da celulose, sobreaquecimento do óleo, descarga 

parcial e arco. 
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• Método de Doernenburg: Adota a razão entre gases para estimar a presença de decomposição 

térmica, descarga parcial e arco. A relação de gases utilizada é entre metano e hidrogênio, 

acetileno e etileno, acetileno e metano, etano e acetileno, etileno e etano. Porém é necessário 

que um limite pré-estabelecido de gases seja superado para que o método seja válido. 

• Método de Rogers: Adota a razão entre gases para estimar a presença de descarga parcial, 

arco, faltas térmicas de baixa temperatura, faltas térmicas de temperatura inferiores e 

superiores a 700 oC. A relação de gases utilizado é entre metano e hidrogênio, acetileno e 

etileno, etileno e etano. 

• Método IEC de Taxa de Gases: Semelhante ao método de Rogers, porém utiliza razões 

diferentes para estimar a presença de descargas parciais nas buchas e transformadores de 

corrente, descargas parciais de baixa e alta energia, faltas térmicas até 300 oC, 700 oC e 

acima. A razão entre dióxido e monóxido de carbono para indicação de decomposição da 

celulose, entre oxigênio e nitrogênio para oxidação, acetileno e hidrogênio para comunicação 

entre tanque principal e OLTC. 

• Triangulo de Duval: Uma das ferramentas mais utilizadas para interpretação de falhas com 

o uso de gases dissolvidos. Por meio de uma representação gráfica o triangulo é subdividido 

em regiões correspondentes aos defeitos. Existem sete triângulos de Duval para diferentes 

aplicações. A Figura 23 apresenta um exemplo para o triangulo de Duval e em [35], [36] são 

apresentados os diversos triângulos e suas aplicações. 

• Pentágono de Duval: Considera um sistema de coordenadas baseado em cinco gases 

dissolvidos. Existem dois pentágonos de Duval, a Figura 23 apresenta o pentágono I de 

Duval e em [35], [37], [38] são apresentados os pentágonos e suas aplicações.  

(a) (b)  

Figura 23 – (A) Exemplo de triangulo e (B) Pentágono de Duval – Fonte [17], [37] 
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A Tabela 6 apresenta as falhas identificáveis utilizando os triângulos e pentágonos de Duval. 

Tabela 6 - Falhas identificáveis utilizando os triângulos e pentágonos de Duval – Fonte [37] 

PD Descarga Parcial 

D1 Descargas de Baixa Energia 

D2 Descargas de Alta Energia 

T3 Falhas Térmicas T> 700 oC 

T2 Falhas Térmicas 300 oC < T < 700 oC 

T1 Falhas Térmicas T< 300 oC 

S-120 Gaseificação Dispersa do Óleo a 120 oC 

S-200 Gaseificação Dispersa do Óleo a 200 oC 

O Sobreaquecimento (T < 250 oC) 

T3-H Falhas Térmicas T3 ou T2 Envolvendo Somente o Óleo 

C Possível Carbonização do Papel 

 

As normas IEEE C57.104 [39] e IEC 60599 [40] apresentam os principais métodos para 

interpretação de gases dissolvidos no óleo. O trabalho [35] apresenta estudos de caso da utilização 

do triangulo e pentágono de Duval para interpretação de gases dissolvidos. 

Em [34] e [41] são apresentados levantamentos das tecnologias utilizadas pelos diversos 

fabricantes de equipamentos para monitoramento de transformadores. Essas informações contidas 

no trabalho do CIGRE são apresentadas na Tabela 7. 
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Tabela 7 – Tipos de monitores em tempo real para análise de gases dissolvidos – Fonte [41]  

Método Tecnologia  Vantagem Limitações 

Membrana, 

vácuo 

Cromatografia 

em fase gasosa 

Muito semelhante 

às técnicas 

padronizadas 

(IEC, ASTM) 

O gás de arraste (He) e o gás de 

calibração precisam ser substituídos a 

cada 2-4 anos 

Separação de 

sinais para evitar 

interferências 

Dependendo dos modelos, as colunas 

do GC devem ser substituídas a cada 3 

a 5 anos e existe um potencial de 

vazamento do gás de arraste para o 

transformador 

Recalibração 

automatizada com 

gás de calibração 

a bordo 

Requer gerenciamento de cilindros de 

gás comprimido 

Membrana, 

vácuo, 

headspace 

direto 

Infravermelho 

(absorção direta 

ou fotoacústica) 

Nenhum gás 

consumível 

Outros sensores necessários para medir 

H2, O2, N2 

Não há cilindros 

de gás 

comprimido 

Alguns modelos sensíveis à 

contaminação por vapores de óleo, 

levando à imprecisão ao longo do 

tempo e à necessidade de recalibração 

Em alguns modelos, a precisão é 

degradada por compostos interferentes 

presentes no óleo e / ou no ar ambiente 

Membrana, 

contato direto 

com óleo 

Célula de 

condutividade 

térmica 

Nenhum gás 

consumível 

Apenas H2 e CO 

Célula 

eletroquímica 
Sinal de gás composto 

Sensores de 

óxido de metal 
H2 e CO apenas, precisão limitada 

Sensores de 

filme de metal 
Somente H2 

 

2.1.6. Monitoramento do Sistema de Preservação do Óleo 

Os sensores aplicáveis a esse subsistema são os relés de membrana e indicadores de níveis 

de óleo. 

Manter os níveis de óleo é de extrema importância para não expor a parte ativa do 

equipamento, para essa função normalmente um flutuador acoplado a uma haste responsável por 

transferir o movimento do flutuador a um indicador de nível é utilizado. O mesmo princípio é 

observado na utilização de indicadores magnéticos [14]. Em [31] são discutidos métodos 

ultrassônicos e óticos para medição de nível em óleos isolantes. 
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Para monitoramento da membrana ou bolsa, responsável por impedir o contato entre óleo e 

ar atmosférico, é utilizado o chamado relé de ruptura. Esse é montado internamente a bolsa, ou 

membrana, e utiliza o princípio ótico para detectar a presença de óleo. A Figura 24 apresenta a 

instalação do relé de membrana, sendo as identificações MBR para Membrana e CP para Caixa de 

Passagem.  

 

Figura 24 - Relé de bolsa/membrana - Fonte Treetech 

2.1.7. Monitoramento do Comutador Sob Carga 

O monitoramento de gases dissolvidos no óleo e temperatura apresentados anteriormente 

são aplicáveis para comutadores sob carga.  

Adicionalmente, é adotado o sensor de torque do motor de acionamento que fornece 

informações como tempo de operação do mecanismo e oscilografia. Mudanças nesses valores ao 

longo do tempo podem ser relacionadas com defeitos. A Figura 25 apresenta um exemplo dessa 

medição, sendo em (a) o registro de torque no eixo e (b) a corrente do motor. 
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Figura 25 - Exemplo de torque (a) e corrente (b) no acionamento do comutador – Fonte [12] 

O desgaste dos contatos é monitorado indiretamente com o uso de algoritmos de estimativa 

que utilizam a corrente durante o processo de comutação [12]. 

Sensores acústicos acoplados ao tanque do equipamento aplicados ao monitoramento de 

comutadores sob carga são apresentados em [42], onde a assinatura dos sinais emitidos durante o 

acionamento é utilizada como parâmetro de referência. 
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2.1.8. Monitoramento de Buchas e Descargas Parciais 

As buchas aplicadas a transformadores são do tipo sólida ou capacitivas sendo que, a 

primeira é aplicável em tensões nominais inferiores, normalmente até 34,5 kV, e para níveis de 

tensões superiores são aplicadas as do tipo capacitiva. Em [1] um capítulo é dedicado ao histórico 

do desenvolvimento de buchas e suas tecnologias. 

As do tipo capacitivo, também chamadas de condensivas, consistem em camadas 

concêntricas de material isolante impregnadas em óleo, em uma das extremidades é conectado o 

condutor e no lado oposto o tap de testes. Dessa forma duas capacitâncias são criadas, C1 e C2 

entre condutor, tap e aterramento, respectivamente. 

A Figura 26 apresenta um corte em vista superior de uma bucha capacitiva. Através desse 

tap é possível acessar informações para fins de monitoramento destacando-se capacitância, 

tangente delta, ou fator de potência, e descargas parciais os quais serão abordados a seguir. 

 

Figura 26 - Forma construtiva de uma bucha capacitiva - Fonte Treetech 

Uma das preocupações na utilização do tap para monitoramento em tempo real é o seu 

aterramento adequado, os efeitos de um aterramento incorreto são apresentados em [43], uma vez 

que defeitos envolvendo buchas normalmente são de natureza destrutiva para o transformador e 

equipamentos ao redor. A Figura 27 apresenta uma bucha energizada e seu tap aberto. 
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Figura 27 – Bucha capacitiva energizada com o tap de testes aberto – Fonte [43] 

O monitoramento em tempo real da capacitância em buchas requer a medição da magnitude 

a partir do divisor capacitivo apresentado na Figura 26, quaisquer variações nas leituras de tensão 

obtidas pelo sensor indicam uma variação na capacitância [14], [43].  

Para monitoramento do fator de potência, ou tangente delta, é necessário a medição da 

magnitude e ângulo da corrente de fuga disponível no tap. O método do somatório de correntes 

apresentado em [14], [43] é um dos mais utilizados devido a sua simplicidade, a Figura 28 

apresenta o conceito desse método. 

 

Figura 28 - Somatório das correntes de fuga – Fonte [14] 
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Segundo a NBR IEC 60270 de 2017 [44] as descargas parciais são descargas elétricas 

localizada que curto-circuitam apenas parcialmente o isolante entre condutores e que pode ou não 

ocorrer nas adjacências de um condutor. 

Ainda de acordo com [44] as descargas parciais são, em geral, consequência das 

concentrações locais de tensão elétrica no isolante ou em sua superfície. Geralmente, tais descargas 

aparecem como impulsos apresentando uma duração muito inferior a 1 μs. 

O circuito apresentado na Figura 29 demonstra de forma didática a ocorrência de descargas 

parciais em uma cavidade presente em um meio isolante. Nesse circuito clássico conhecido como 

ABC, a cavidade é representada pela capacitância CC. As regiões entre os eletrodos e a cavidade 

são representadas por CB e, por fim, as regiões que não sofrem influência da cavidade por Ca.  

(a) (b)  

Figura 29 - (A) Representação do sistema de isolação (B) Circuito equivalente – Fonte [45] 

Durante a aplicação de uma tensão alternada nesse circuito observa-se o comportamento 

apresentado na Figura 30. A curva tracejada representa a tensão na cavidade caso o rompimento 

do dielétrico não ocorra. Porém, é observado que ao atingir o limite da rigidez dielétrica na 

cavidade dado por V+ ou V- a capacitância da cavidade descarrega através de RC originando a 

corrente de descarga i. Esse fenômeno acontece inúmeras vezes durante um ciclo [45]. Os 

trabalhos [46]–[54] exploram a simulação de descargas parciais em cavidades e seus modelos. 
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Figura 30 – Rompimento do dielétrico em cavidades – Fonte [45] 

Em transformadores a presença de bolhas de gases, contaminações no isolante sólido, 

partículas imersas no óleo, pontas metálicas entre outros são notadamente fontes de descargas 

parciais. Em [55] são apresentados as principais fontes e seus padrões. É importante observar que 

o transformador é um equipamento complexo e múltiplas fontes podem existir simultaneamente. 

Na Figura 31 é apresentado um exemplo de uma partícula de material condutor flutuando no 

óleo isolante e o padrão de descarga parcial encontrado para tal situação.   

pc

Fase

(a) (b)  

Figura 31 - (A) Partícula metálica como fonte de DP (B) Padrão observado – Fonte [55] 

Cabe destacar que uma atividade sustentada de descargas parciais causa aceleração do 

envelhecimento da isolação e, como já demonstrado, consumo da vida útil do transformador e de 

natureza acumulativa e irreversível.  
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Descargas parciais se manifestam por meio de vários fenômenos físicos e, 

consequentemente, podem ser detectadas de acordo com o meio pelo qual sua manifestação ocorre, 

conforme apresentado na Figura 32. 

Descarga Parcial

Efeitos Físicos

Manisfestaçoes Térmicas

Manifestações Químicas

Manifestações Óticas

Manifestações Através de 
Sons

Manifestações Elétricas

Métodos de Deteção

Químico

Ótico

Mecânico

Elétrico
 

Figura 32 - Formação de descargas parciais, seus efeitos e métodos de detecção – Fonte [9] 

Os trabalhos [56]–[61] apresentam os principais métodos para detecção de descargas 

parciais. A combinação de diferentes métodos tem mostrado resultados importantes, uma vez que 

ao fazê-lo as qualidades resultantes são complementares. A Figura 33 apresenta um levantamento 

das técnicas de detecção de descargas parciais realizado em [57]. 
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Fotoacústica
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Acoplamento

Tap Capacitivo da 
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Piezoelétrico

RFCT

Sensor TEV

Raio-X
Interferometria 
Mach-Zehnder

Interferometria 
Fabry-Perto

Acelerômetro Fibra Ótica Microfones

 

Figura 33 – Técnicas de detecção para descargas parciais – Fonte [57] 

Para detecção aplicando o método químico são utilizadas técnicas de análise de gases 

dissolvidos conforme apresentado anteriormente. 
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O método mecânico ocorre por meio de sinais acústicos emitidos durante a atividade das 

descargas parciais, essas ondas são propagadas através do óleo isolante e podem ser detectadas nas 

paredes do tanque do transformador. As ondas de pressão resultantes têm frequências que variam 

de 10 a 300 kHz [58]. 

As ondas mecânicas geradas são propagadas pelo óleo isolante e atingem o tanque do 

transformador em diversos pontos, portanto, uma serie de sensores, destacando os piezoelétricos, 

são dispostos externamente ao tanque para detecção desses sinais. A norma IEEE C57.127 [62] 

aborda o uso desse método para detecção e localização de descargas parciais em transformadores, 

a  Figura 34 apresenta um exemplo de uma fonte de emissão de sinais acústicos em um tanque e o 

posicionamento dos sensores para sua localização. Os trabalhos [63]–[67] apresentam 

desenvolvimentos utilizando método acústico para detecção. 

 

Figura 34 – Exemplo de posicionamento de sensores acústicos – Fonte [62] 

O método eletromagnético tem como objetivo a detecção de ondas eletromagnéticas na faixa 

de frequência entre 300 MHz e 3000 MHz [58]. Para tal são utilizadas sondas inseridas no interior 

do tanque do transformador pelas válvulas ou janelas de inspeção, a Figura 35 apresenta um sensor 

UHF para instalação em válvula. De [68]–[73] o uso de sensores UHF para detecção de descargas 

parciais em transformadores é discutido. Esse método comumente é utilizado é utilizado 

combinado ao método acústico [74], [75].  
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Figura 35 - Sensor UHF para instalação em válvula - Fonte Omicron 

Durante a ocorrência da descarga parcial uma parcela da energia liberada é emitida na forma 

de luz. O método ótico tem como objetivo detectar esse sinal de forma direta ou indireta, sendo a 

última de maior aplicabilidade pelo método ótico-acústico [76]–[78]. 

Considerando aspectos práticos o método de detecção elétrico é de destaque, devido a 

manifestação das descargas parciais através do tap capacitivo. O circuito de medição proposto 

pelas normas NBR IEC 60270 [44] e IEEE C57.113 [79] é apresentado na Figura 36. 

Nesse circuito o instrumento de medição (Mi) é conectado ao dispositivo de acoplamento 

(Dc) pelo cabo de conexão (MC). Em Dc está localizada a impedância de medição (Zm) responsável 

pela conexão ao tap capacitivo, através dessa impedância que os sinais são lidos. O trabalho [80] 

apresenta o desenvolvimento de um sensor baseado no método elétrico utilizando buchas 

capacitivas baseado no circuito de medição apresentado. 

 

Figura 36 – Método elétrico utilizando tap capacitivo – Fonte [44]  
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2.2. Gestão de Transformadores - Índices de Saúde e Risco 

Como abordado anteriormente vários trabalhos têm buscado diferentes formas de estimar a 

condição e o risco associada a falha de um transformador, dentre esses se destacam os índices de 

saúde (HI) e risco (RI).  

Em [10] é apresentado um método para priorização da substituição ou manutenção de 

transformadores baseado em custo de falha e em uma relação entre HI e vida útil estatística de 

uma população de transformadores para determinar a probabilidade de falha. Nos trabalhos [81]-

[82]  é apresentada uma abordagem para cálculo da idade aparente de transformadores com o uso 

do HI probabilístico de uma amostra de equipamentos.  No desenvolvimento de [83] uma rede 

neural é proposta para o cálculo do HI utilizando análise de gases dissolvidos e características 

físico-químicas do óleo isolante. Com o intuito de redução de custo e informações necessárias na 

determinação do índice de saúde os trabalhos [83]-[84] foram conduzidos, onde são avaliados os 

principais fatores a serem considerados utilizando ferramentas de inteligência artificial.  

A redução de falhas com a utilização do HI na gestão de uma população de transformadores 

é exemplificada em [85], onde o cálculo do índice considera aspectos elétricos, mecânicos, 

térmicos e químicos. Em [86] dois métodos para cálculo do HI são apresentados detalhadamente, 

sendo feita uma comparação dos resultados e constatado a importância em considerar a idade do 

equipamento e o carregamento ao qual esse é submetido. Em [87] é apresentado um levantamento 

sobre a taxa de falha em transformadores na experiencia australiana e uma ferramenta para 

extrapolar essa taxa em um horizonte de 10 anos e, consequentemente, priorizar investimentos. O 

trabalho conduzido em [88] considera uma ferramenta para gestão de uma população de 

transformadores utilizando índices de saúde e risco. 
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3. Desenvolvimento - Descargas Parciais 

Nesse capítulo é apresentado o desenvolvimento de um sensor de descargas parciais baseado 

no método elétrico para transformadores de potência no âmbito de distribuidoras de energia no 

mercado brasileiro, onde o monitoramento em tempo real encontra-se em desenvolvimento devido 

as exigências crescentes por redução de custo e melhores indicadores de qualidade. 

Como apresentado no capítulo anterior, a vida útil de transformadores está diretamente 

associada à condição do seu sistema de isolação, sendo a medição de descarga parcial um dos 

métodos de avaliação da integridade desse sistema. 

Considerando que o método elétrico é utilizado como parâmetro de aceitação de 

equipamento em fábrica, sua adaptação para uso em monitoramento em tempo real de 

transformadores é de grande interesse. 

Entre as principais vantagens e desvantagens desse método destacam-se: 

• Vantagens: 

o A calibração é realizada por meio da carga aparente. 

o Os níveis de descarga parcial são medidos em picocoulomb (pC), devido ao método de 

calibração, podendo ser comparados entre diversos equipamentos. 

o O método permite, por meio de padrões, identificar o tipo de fonte de descarga parcial. 

o Define um parâmetro de aceitação da integridade da isolação em transformadores. 

• Desvantagens: 

o Não é possível determinar a localização da fonte de descarga parcial. 

o Vulnerabilidade a interferências eletromagnéticas 

Outro aspecto considerado nesse desenvolvimento é o custo do sensor, uma vez que esse é 

um dos desafios a serem vencidos para disseminação do monitoramento contínuo devido ao custo 

dos sensores em relação ao equipamento, principalmente no segmento de distribuição de energia 

onde esse fator limitante se torna ainda mais predominante. 

Na Figura 37 é apresentado o sistema de monitoramento desenvolvido nesse trabalho, o qual 

é composto, de forma resumida, por: 

• Acopladores: São responsáveis pela conexão ao tap capacitivo da bucha, onde são obtidos 

os sinais de alta frequência. Conforme abordado no capítulo anterior, o correto aterramento 

do tap capacitivo é de extrema importância e, portanto, é utilizado um circuito de proteção 

paralelo a impedância de medição Zm, ambos localizados no acoplador.  
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• Unidade de aquisição: Como unidade de aquisição de dados, responsável pela conversão 

analógica-digital dos sinais, foi adotado um osciloscópio com frequência, resolução vertical 

e taxa de amostragem devidamente selecionadas para descargas parciais. 

• Unidade de processamento e comunicação: Identificam, quantificam e armazenam a 

atividade de descargas parciais de acordo com o nível de carga aparente definida na norma 

NBR IEC 60270 [44]. Posteriormente esses dados são enviados ao sistema supervisório 

utilizando o protocolo de comunicação desejado. 

Acopladores

Painel

Unidade de Aquisição

Unidade de 
Processamento e 

Comunicação
 

Figura 37 – Sistema de monitoramento de descargas parciais – Fonte HVEX 

A funcionalidade dos elementos presentes no sistema é apresentada na Figura 38.  
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Figura 38 – Funcionalidades do sistema de monitoramento 

O sistema proposto foi submetido a ensaios laboratoriais de tensão aplicada, impulso 

atmosférico e impulso de corrente de forma a garantir a segurança dos transformadores, 

considerando que uma falha do acoplador pode levar a uma falha da bucha e, consequentemente, 

do transformador.  
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Nas seções seguintes cada elemento do sistema proposto é abordado detalhadamente. 

3.1. Acopladores 

Devido a conexão direta da bucha ao enrolamento do transformador e acoplamentos internos 

ao circuito de transformação, os eventos internos ao tanque do transformador se manifestam 

eletricamente no tap de testes das buchas.  

Ao conectar o acoplador a esse tap é formado um sistema, conforme exemplificado na Figura 

39, onde as capacitâncias C1 e C2 da bucha formam um divisor de tensão com a capacitância Ck 

pertencente a impedância de medição, apresentada anteriormente na Figura 36. Esse divisor 

permite uma leitura em níveis de tensão adequado para a unidade de aquisição. 

C2 CK

V1

V2

 

Figura 39 – Divisor de tensão entre bucha e sensor 

O acoplador desenvolvido nesse trabalho é apresentado na Figura 40, onde é possível 

observar os anéis de vedação responsáveis por impedir a entrada de umidade. Esse elemento é 

responsável pela medição do sinal de tensão diretamente, uma vez que a impedância de medição 

é interna. Outras filosofias utilizam um adaptador de bucha e impedância de medição separados, 

o que leva risco ao transformador caso ocorra rompimento dos cabos de interligação. 
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Figura 40 - Acoplador - Vista lateral e explodida – Fonte HVEX 

Com o objetivo de proteger o transformador e o sistema de monitoramento são utilizados 

circuitos de proteção primário e secundário, conforme Figura 41.  

Caso ocorra um dano na impedância de medição o tap capacitivo perde seu aterramento, o 

que acarreta risco ao equipamento, portanto, o circuito de proteção primaria é responsável por 

manter a integridade do equipamento. Para surtos provenientes do tap capacitivo a proteção 

secundária deve impedir que as sobretensões atinjam a unidade de aquisição.  
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Figura 41 – (a) Circuito impresso – Fonte HVEX e (b) Esquemático de Proteção 

Com os valores que foram utilizados no circuito de medição, um fator de redução de tensão 

aproximadamente 11.300 é encontrado, ou seja, dada uma tensão fase-terra de 79,7 kV o valor sob 

o capacitor CK é de 7,05 V, valores considerados ideais para unidade de aquisição. 

Uma preocupação referente ao circuito de medição é a atenuação do sinal, logo, uma análise 

da função de transferência foi realizada constatando que as atenuações ocorrem para frequências 

acima das desejadas em medições de descargas parciais, validando o circuito de medição utilizado. 

3.2. Unidade de Aquisição 

Essa unidade é responsável pela leitura e conversão analógica-digital dos sinais. Nesse 

trabalho um osciloscópio foi adotado como unidade de aquisição, conforme mostrado na Figura 

42. 
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Sinais Provenientes 
dos Acopladores

Osciloscópio
(Unidade de Aquisição)

 

Figura 42 - Unidade de aquisição - Fonte HVEX 

Utilizando o osciloscópio os sinais de tensão obtidos nos acopladores são amostrados, a uma 

taxa devidamente escolhida para frequência dos sinais de descargas parciais, e passam por um 

conversor analógico-digital.  

Devido a amplitude dos sinais provenientes de descargas parciais, a resolução vertical deve 

ser devidamente dimensionada para correta identificação dos picos das descargas, fato importante 

para o cálculo da carga aparente. 

Além disso, a banda de leitura deve ser superior àquela apresentada pelas descargas para que 

uma leitura adequada seja possível. 

Outro ponto importante é a capacidade de operar nas temperaturas encontradas no painel 

alocado externo ao tanque do transformador, ou seja, o osciloscópio está sujeito a temperaturas 

ambientes do pátio da subestação. 

A Tabela 8 apresenta as principais especificações do osciloscópio adotado como unidade de 

aquisição de dados no âmbito desse trabalho. 
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Tabela 8 - Especificação da unidade de aquisição 

Frequência de amostragem 2,5 GSa/s 

Resolução vertical 10 bits 

Canais de entrada simultâneas 3 

Banda de leitura Até 200 MHz 

Temperatura de operação 0°C – 50°C 

 

3.3. Unidade de Processamento e Comunicação 

Um computador industrial foi utilizado como unidade de processamento nesse trabalho, 

conforme apresentado na Figura 43. Essa unidade consiste no conjunto formado pelo software e 

hardware.  

Sinais Provenientes dos Acopladores

Osciloscópio
(Unidade de Aquisição)

Computador Industrial
Unidade de 

Processamento/Comunicação

Painel

 

Figura 43 - Unidade de processamento e comunicação - Fonte HVEX 

As informações obtidas pela unidade de aquisição são processadas de acordo com os 

algoritmos utilizados e posteriormente são armazenadas localmente e transmitidas em tempo real 

para o sistema supervisório desejado. A Figura 44 apresenta a estrutura utilizada no trabalho para 

comunicação, onde CMA significa Centro de Manutenção de Ativos. 
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Sensores Camada 0

IEDs Camada 1

Unidade Remota Camada 2

Supervisorio Camada 3

CMA Camada 4

 

Figura 44 - Estrutura de comunicação 

No diagrama apresentado, é utilizado uma rede serial 485 ou RJ45 como melhor alternativa 

de comunicação nas proximidades do transformador ou dentro do seu painel.  

Foi empregado cabeamento em fibra ótica do transformador para a sala de comando de forma 

a mitigar problemas e ruídos por efeitos eletromagnéticos. Com isso a necessidade de um 

conversor de mídia para a interface entre IED e switch, uma vez que para esse último se utiliza 

fibra ótica. 

O switch localizado na sala de comando da subestação é responsável por receber os dados 

de campo e disponibilizá-los na rede da subestação. Por questões de segurança de dados, todas as 

informações do campo para o supervisório circulam em uma rede operativa utilizando o protocolo 

DNP 3.0, totalmente segregada de redes abertas ao público, como a internet. 

Na camada 4 o Centro de Manutenção de Ativos recebe dados de forma segura de vários 

supervisórios de diversas localidades em um sistema centralizado. 

3.4. Algoritmo 

Foi adotado um algoritmo de baixo custo computacional, fato esse essencial para 

monitoramento em tempo real de descargas parciais. 

A tensão lida no tap capacitivo inclui, além das descargas parciais, a tensão na frequência 

60 Hz, harmônicos e ruídos existentes no ambiente de medição ao qual o sensor está inserido. 

Todos esses são indesejáveis e devem ser eliminados para que somente o sinal de interesse 

permaneça. 
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Dessa forma foi adotado um filtro Butterworth passa-banda que se caracteriza pela 

magnitude da resposta em frequência monotônica nas faixas de passagem e de rejeição [89]. Cabe 

destacar que os parâmetros frequências de corte inferior, superior e ordem são dados de entrada e 

são definidos durante comissionamento em campo. 

Após filtragem os valores resultantes são constituídos por descargas parciais e ruídos na 

faixa de frequência de descargas. Para eliminação desse último um gatilho, ou trigger, é utilizado, 

dado que a amplitude das descargas reais e ruídos são diferentes. Assim como os parâmetros do 

filtro, a calibração do gatilho deve ser realizada durante comissionamento de forma a obter os 

valores de ruídos típicos para o ambiente ao qual o sistema de monitoramento está inserido. Cabe 

destacar que a aplicação do gatilho isoladamente não seria eficaz, uma vez que o filtro é o 

responsável pela remoção da maior parte dos sinais indesejados. 

Conforme apresentado na Figura 45 o pico da descarga parcial é definido como o valor entre 

duas passagens por zero que superam o gatilho. Por fim, a carga aparente da descarga parcial é 

calculada conforme (1): 

𝑞 =
𝑅

2𝜋𝑓𝐶𝐾
∑ 𝑣𝑡Δt

𝑇

𝑡=1

 

(1)   

Onde: 

• R - Fator de redução da tensão nominal para tensão lida na unidade de aquisição. 

• f – Frequência fundamental do sistema. 

• Ck – Impedância de medição 

• Vt – Valor de tensão lido 

• Δt – Passo de integração 
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Figura 45 – Identificação do pico de descarga parcial – Fonte [90] 
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4. Desenvolvimento – Metodologia de Priorização 

Para o monitoramento integral do transformador de potência é necessário que uma série de 

sensores sejam instalados no equipamento, conforme abordado no capítulo 2, e como primeira 

contribuição esse trabalho apresentou o desenvolvimento de um sensor de descargas parciais pelo 

método elétrico, acessível ao segmento de distribuição de energia, considerando que as falhas 

envolvendo o sistema de isolação são as de maior representatividade. 

Porém, o sensor desenvolvido deve ser utilizado em conjunto com outros sensores de 

mercado para que todos os subsistemas do transformador sejam cobertos. Essa informação é o 

motivador para a segunda contribuição desse trabalho. 

As distribuidoras possuem uma população de transformadores diversificada em termos de 

idade, potência nominal, nível de tensão, estágio de monitoramento atual, importância sistêmica, 

entre outros. Essas empresas estão inseridas em um ambiente onde a demanda por melhores 

indicadores de qualidade é crescente e, para isso, o monitoramento em tempo real de 

transformadores apresenta uma vantagem estratégica, pois a falha desses equipamentos causa um 

impacto significativo nos indicadores da empresa devido ao elevado número de consumidores 

conectados a esses equipamentos. 

Assim, uma metodologia de priorização de investimento em sensoriamento foi desenvolvida, 

considerando que existe uma grande diversidade de transformadores e que esses apresentam 

diferentes impactos sistêmicos quando da ocorrência de uma falha e, portanto, devem possuir 

diferentes níveis de sensoriamento. 

Considerando esses aspectos, nesse capítulo é apresentada uma metodologia para priorização 

de investimentos em monitoramento de transformadores de potência, para uma população de 

transformadores existentes, no âmbito de distribuidoras inseridas no mercado de energia regulado 

brasileiro, considerando aspectos técnicos, regulatórios e tecnológicos. A Figura 46 exemplifica 

as dimensões avaliadas. 
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Dimensões de Análise

Técnica Tecnológica Regulatória

Número de Clientes
Potencial de Compensação

Interrupção
Atendimento Emergencial

Etc

Nível/Condição de 
Sensoriamento da População 

em Análise

Valor do Ativo
Depreciação

Tarifas
Etc

Priorização

 

Figura 46 - Dimensões de análise 

A Figura 47 apresenta de forma resumida as etapas da metodologia proposta nesse trabalho. 

Primeiramente os transformadores são representados pelos seus principais atributos 

representativos como, por exemplo, potência nominal, tensão nominal, carregamento, tipo de 

comutador, entre outras. Nas seções seguintes as demais etapas são apresentadas de forma 

detalhada. 

População de Transformadores

Classificação em Grupos
Sn e Vn

Modelagem 
Beneficio Econômico

Índice de Priorização de Detecção 

Representação de Atributos
(Sn, Vn, Comutação, Carregamento, etc)

Definição do Sistema de 
Sensorimanento

Modelagem do Investimento

Priorização

 

Figura 47 – Fluxograma da metodologia de priorização 
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4.1. Classificação em Grupos 

A primeira etapa consiste na divisão da população de transformadores em grupos, conforme 

apresentado na Tabela 9. O primeiro critério é dado pela potência nominal, onde se estabelece um 

limite inferior e superior para cada grupo dado pelo índice i. Em seguida a tensão nominal é 

utilizada para segmentar o grupo i em diferentes níveis de tensão de acordo com o índice k. Por 

exemplo, potências entre 10 e 30 MVA definem o grupo A e as tensões 69 e 138 kV os subgrupos 

A1 e A2, respectivamente. Essa divisão é necessária para que posteriormente sejam definidos os 

sensores utilizados em cada subgrupo, uma vez que transformadores de potencias menores não 

justificam certos tipos de sensoriamento. 

Tabela 9 – Critério de divisão da população de transformadores em grupos 

Faixa de Potência Nominal Tensão Nominal Grupo 

Índice Limite Inferior ≤ Si < Limite Superior Índice Vk ik 

 

4.2. Índice de Priorização de Detecção 

Esse índice busca representar os transformadores por aspectos técnicos e econômicos, o 

índice t utilizado nas equações representa que o cálculo é realizado individualmente para cada 

transformador do grupo analisado. 

• Valor de Mercado em Uso (VMU): Valor do equipamento subtraído a depreciação de acordo 

com a vida útil regulatória de 35 anos [4], conforme (2): 

 

𝑉𝑀𝑈𝑡 = 𝑉𝑎𝑙𝑜𝑟 𝑑𝑜 𝐸𝑞𝑢𝑖𝑝𝑎𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜𝑖 ∗
𝐼𝑑𝑎𝑑𝑒𝑡

35 𝐴𝑛𝑜𝑠
 

(2)   

 

• Custo da Energia Não Distribuída (CEND): Valor da energia não distribuída devido a 

ocorrência de uma falha, não considerando aspectos sociais, imagem da empresa, entre 

outros, conforme (3): 

 

𝐶𝐸𝑁𝐷𝑡 = 𝐹𝑎𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝐶𝑎𝑟𝑔𝑎𝑡 ∗ 𝐶𝑎𝑟𝑟𝑒𝑔𝑎𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑀é𝑑𝑖𝑜𝑡 ∗ 𝑉𝑎𝑙𝑜𝑟 𝑑𝑎 𝑇𝑎𝑟𝑖𝑓𝑎𝑡 (3)   
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• Custo Potencial de Compensação (CPC): Representa o potencial custo de compensação 

utilizando a média histórica de compensações em R$/MWh e o carregamento médio do 

equipamento, conforme (4): 

 

𝐶𝑃𝐶𝑡 = 𝐻𝑖𝑠𝑡𝑜𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒 𝐶𝑜𝑚𝑝𝑒𝑛𝑠𝑎çõ𝑒𝑠 ∗ 𝐶𝑎𝑟𝑟𝑒𝑔𝑎𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑀é𝑑𝑖𝑜𝑡 (4)   

 

• Potencial de Clientes Atingidos (PCA): Representa o impacto de um desligamento frente a 

meta do indicador de qualidade FEC da empresa, conforme (5): 

 

𝑃𝐶𝐴𝑡 =
𝑁𝑜𝐶𝑙𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒𝑠 𝐶𝑜𝑛𝑒𝑐𝑡𝑎𝑑𝑜𝑠𝑡

𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝐶𝑙𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒𝑠
∗  𝑀𝑒𝑡𝑎 𝐹𝐸𝐶 

(5)   

 

• Análise do modo de falha, efeitos e criticidade (FMECA): Representa o risco apresentado 

pelo transformador através de uma pontuação, mostrada na Tabela 10, estabelecida para o 

período médio entre ocorrências (Mean Time Between Failures – MTBF) sob aspectos 

ambientais, segurança ao pessoal, econômicos e qualidade de energia, conforme 6: 

 

𝐹𝑀𝐸𝐶𝐴𝑡 =  ∑ 𝐻𝑖𝑠𝑡𝑜𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒 𝑂𝑐𝑜𝑟𝑟ê𝑛𝑐𝑖𝑎𝑠𝑡 (𝑇𝑎𝑏𝑒𝑙𝑎 𝑑𝑒 𝑃𝑜𝑛𝑡𝑢𝑎çã𝑜)  (6)   
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Tabela 10 – Tabela de pontuação - FMECA 

Frequência de Ocorrência 

NÍVEL DE SEVERIDADE 

Sob os Aspectos 

Ambiental/Segurança/Econômico/Qualidade 

1 2 3 4 

Mais que 7 anos 1 4 6 13 

Entre 3 e 7 anos 2 5 11 14 

Entre 1 e 3 anos 3 9 12 18 

Entre 1 e 2 vezes por ano 7 10 16 19 

Mais que 2 vezes por ano 8 15 17 20 

 

Então, as variáveis utilizadas são normalizadas de forma a estabelecer um índice entre 0 e 1, 

conforme a equação (7): 

  

𝑥 =
𝑥 − 𝑥𝑚í𝑛𝑖𝑚𝑜

𝑥𝑚á𝑥𝑖𝑚𝑜 − 𝑥𝑚í𝑛𝑖𝑚𝑜
 (7)   

 

Por fim, o Índice de Priorização de Detecção (IPD) é dado pela média ponderada de acordo 

com (8): 

 

𝐼𝑃𝐷𝑡 =  𝑉𝑀𝑈𝑡 ∗ 𝐴 + 𝐶𝐸𝑁𝐷𝑡 ∗ 𝐵 + 𝐶𝑃𝐶𝑡 ∗ 𝐶 + 𝑃𝐶𝐴𝑡 ∗ 𝐷 + 𝐹𝑀𝐸𝐶𝐴𝑡 ∗ 𝐸 (8)   

 

Onde os termos A, B, C, D e E são pesos atribuídos a cada uma das variáveis. 

4.3. Definição do Sistema de Sensoriamento 

O IPD é utilizado para definir três níveis de prioridade, ou de criticidade, de monitoramento 

para os subgrupos definidos na Tabela 9, conforme apresentado na Figura 48. 
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Figura 48 - Divisão dos grupos de acordo com IPD 

Dessa forma, os transformadores são representados por três subíndices sendo eles: 

• i – Definido de acordo com a potência nominal 

• k – Definido de acordo com a tensão nominal 

• j – Definido de acordo com o IPD 

Para cada grupo de transformadorikj é proposto um conjunto de sensoriamento. 

4.4. Modelagem do Investimento em Sensoriamento 

Considerando que já existe certo nível de monitoramento no parque de transformadores, são 

então, definidas variáveis básicas de monitoramento para a determinação do estágio atual de cada 

transformador, sendo elas: temperatura do óleo e dos enrolamentos, gases dissolvidos no óleo e 

informações do comutador sob carga, destacando-se a posição do tap.  

São considerados três níveis para o estágio atual de acordo com as variáveis disponíveis, 

esse conceito é resumido na Figura 49.  
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Monitoramento 
Atual

Temperatura do 
Enrolamento

(TPEL)

Gases
(Gás)

Comutador
(TAP)

Temperatura do 
Óleo

(TPOL)

Nível 1

Nível 2

Nível 3

TPOL TPEL TAP

TPOL TPEL TAP Gás

(a) (b)  

Figura 49 – (A) Variáveis consideradas no monitoramento atual (B) Níveis de automação atual 

De acordo com o nível de monitoramento atual atribuído ao transformador é definido o custo 

incremental, composto de sensores e infraestrutura necessária, para atingir o monitoramento 

proposto para o transformadorikj. 

4.5. Modelagem dos Benefícios  

A Figura 50 apresenta os benefícios econômicos esperados ao utilizar o sistema de 

monitoramento proposto para o transformadorikj. Cabe salientar que existem outros benefícios não 

considerados devido à dificuldade nas informações para sua mensuração, por exemplo, custo social 

da falha ou impactos relacionados a imagem da empresa. 
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Benefícios

Remuneração Regulatória do Transformador
Ganho de Vida Útil

Remuneração Regulatória
Sensores

Redução da Energia Não Distribuída

Redução do Custo Operacional de 
Atendimento Emergencial

 

Figura 50 - Benefícios 

A Figura 51 apresenta o conceito relacionado ao benefício de remuneração regulatória do 

transformador. Nesse gráfico é possível observar que ao ocorrer uma falha do equipamento antes 

de 35 anos, ou seja, o fim da vida útil regulatória, ocorre uma perda de receita associada aos anos 

perdidos. Ao utilizar o monitoramento contínuo, de forma conservadora, parte dessa perda em 

anos será evitada e com isso uma receita é obtida em valor presente. 

 

Figura 51 - Benefício remuneração do transformador por meio do ganho de vida útil 

Do ponto de vista da remuneração regulatória do investimento em sensores é considerado 

uma perda percentual devido a taxa de falhas dos sensores e de sua obsolescência no decorrer de 

sua vida util. A Figura 52 apresenta a remuneração regulatoria dos sensores. 
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Figura 52 - Benefício remuneração dos sensores 

Com a ocorrência de uma falha em um transformador ocorre um prejuízo financeiro devido 

a energia não distribuída (END) aos consumidores, ao utilizar o monitoramento contínuo é 

esperado uma redução na taxa de falha e, consequentemente, esse custo pode ser reduzido de 

acordo com a equação (9): 

 

𝐸𝑁𝐷𝑡 = 𝑇𝑀𝐴𝑡 ∗ 𝑅𝑒𝑑𝑢çã𝑜 𝑇𝑎𝑥𝑎 𝐹𝑎𝑙ℎ𝑎 ∗ 𝑇𝑎𝑥𝑎 𝐹𝑎𝑙ℎ𝑎 ∗ 𝐶𝐸𝑁𝐷𝑡 (9)   

 

onde TMAt – Tempo médio de atendimento para o transformador t. 

Após a queima de um transformador ocorrem elevados custos referente as equipes de 

manutenção de equipamentos, automação e operação deslocadas para o atendimento, além disso, 

muitas vezes são necessários equipamentos especiais como guindastes e outros para remoção e 

mobilização de um equipamento substituto. Assim como a END o custo operacional de 

atendimento é reduzido com a redução da taxa de falha ao empregar o monitoramento: 

 

𝐶𝑂𝐴𝑡 = 𝑅𝑒𝑑𝑢çã𝑜 𝑇𝑎𝑥𝑎 𝐹𝑎𝑙ℎ𝑎𝑠 ∗ 𝑇𝑎𝑥𝑎 𝐹𝑎𝑙ℎ𝑎𝑠 ∗ 𝐶. 𝑂𝑝𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖𝑜𝑛𝑎𝑙𝑡 (10)   
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4.6. Priorização 

Após concluídas as etapas apresentadas em 4.1 até 4.5 são definidos os custos de 

implementação do sistema de monitoramento proposto individualmente para o transformadoresikj 

e os benefícios financeiros esperados ao implementar essa solução. Permite-se assim, estabelecer 

um valor presente da implementação para cada transformador, sendo esse o critério de priorização 

adotado nesse trabalho.  
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5. Resultados 

Na primeira seção desse capítulo são apresentados os resultados provenientes do sensor de 

descargas parciais desenvolvimento neste trabalho, os quais foram instalados e encontram-se em 

operação em 06 transformadores de potência da classe 145 kV localizados em subestações 

distintas, as figuras 53 a 56 exemplificam essa instalação. Adicionalmente foram realizadas 

medições pontuais, ou offline, em um sétimo transformador apresentando formação de gases 

combustíveis. 

• Transformador 01: 20/25/30 MVA – 138x13,8 kV 

• Transformador 02: 20/25/30 MVA – 138x13,8 kV 

• Transformador 03: 20/25/30 MVA – 138x11,4 kV 

• Transformador 04: 20/25/30 MVA – 138x13,8 kV 

• Transformador 05: 20/25/30 MVA – 138x69 kV (Autotransformador) 

• Transformador 06: 36/48/60 MVA – 138x88 kV (Autotransformador) 

• Transformador 07: 15/20/25 MVA – 69x11,4 kV 

Na segunda seção são apresentados os resultados da metodologia desenvolvida para 

priorização de investimentos em transformadores, sendo essa aplicada para uma população de 848 

transformadores distribuídos em 555 subestações.  

5.1. Descargar Parciais 

O sensor de descargas parciais desenvolvido nesse trabalho foi instalado, inicialmente, em 

6 transformadores da classe 138 kV. As informações provenientes desses sensores, e de outros 

utilizados no transformador, são transmitidas através de uma rede operativa segura para uma 

plataforma de gerenciamento de transformadores. 

Nessa seção é abordado a instalação do sensor nos transformadores selecionados, ensaios 

laboratoriais e resultados de leitura sob um horizonte de tempo, bem como, uma leitura adicional 

offline realizada em um transformador apresentando formação de gases. 

5.1.1. Instalação 

Durante o processo de instalação do sensor é necessário acesso ao tap de testes da bucha, 

fato esse que, entre outros, necessita o transformador isolado por um período de instalação. Para 

isso foram realizadas avaliações de carregamento pelo operador para determinação do período de 

disponibilidade para cada transformador selecionado.  
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No caso do transformador 06, sendo de difícil desligamento por representar um elo entre 

dois sistemas 138 e 88 kV, foi possível o agendamento em conjunto com manutenção preventiva 

do comutador. Para isso utilizou-se uma subestação móvel como é possível observar na Figura 55. 

A Figura 53 apresenta uma instalação finalizada, onde é possível observar a posição adotada 

para os painéis. Os acopladores nas três fases são visualizados na Figura 54, para Figura 55 uma 

fase em maior proximidade é apresentada. O painel pode ser visto na Figura 56, onde unidade de 

processamento encontra-se na parte superior e a unidade de aquisição ao centro da imagem. 

 

Figura 53 - Transformador 1 – Visualização da posição do painel 
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Figura 54 - Transformador 2 - Acopladores 

 

Figura 55 – Transformador 6 – Detalhe do acoplador 
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Figura 56 - Painel 

5.1.2. Ensaios Laboratoriais 

De forma a garantir a suportabilidade do acoplador desenvolvido e, principalmente, a 

segurança operacional para o transformador, os seguintes ensaios laboratoriais foram realizados: 

• Tensão aplicada 

• Impulso Atmosférico 

• Impulso de Corrente 

• Descargas Parciais 

A Figura 57 exemplifica a montagem laboratorial, com uma bucha tipo GOB montada sobre 

um tanque de óleo mineral representando o transformador e o sensor conectado ao tap de testes. 
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Figura 57 - Montagem laboratorial 

Os resultados do ensaio de tensão aplicada nominal e de sobretensão são apresentados nas 

figuras 58 e 59 respectivamente, mostram que o comportamento foi adequado e não ocorreram 

descargas disruptivas. 
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Figura 58 – Leitura tensão aplicada - Nominal 

 

Figura 59 - Leitura tensão aplicada – Sobretensão 

As oscilografias da Figura 60 demonstram os impulsos atmosféricos aplicados sob a bucha 

de testes. Novamente o equipamento não apresentou falha de isolação, reforçando a segurança 

operativa do conjunto bucha e acoplador.  

Por limitações do laboratório disponível esse ensaio limitou-se a aplicação do impulso 

atmosférico relativo ao NBI da classe 69 kV. 
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Figura 60 – Impulso de tensão 

Para avaliação da suportabilidade do circuito de proteção do acoplador, o mesmo foi 

submetido ao ensaio de impulso de corrente. Para impulsos superiores a 40 kA, Figura 61, houve 

dano ao centelhador presente no circuito de proteção, porém mantendo a integridade da placa e 

componentes de medição. Como resultado verifica-se, mais uma vez, a robustez no 

funcionamento. 
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Figura 61 - Impulso de corrente 

Para o ensaio de descargas parciais a Figura 62 apresenta a leitura obtida sob tensão nominal. 

Como era esperado devido a bucha utilizada nos testes ser nova o resultado da leitura demonstra 

um sinal livre de descargas parciais. 

 

Figura 62 – Sinal filtrado livre de descargas parciais 

Em seguida um sinal conhecido de 100 pC é aplicado e o resultado sem a aplicação do filtro 

é visualizado na Figura 63 e após filtragem na Figura 64, exemplificando a efetividade do 

algoritmo. 
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Figura 63 - Sinal com DP sem aplicação do filtro 

 

Figura 64 - Sinal com DP filtrado 

5.1.3. Monitoramento Contínuo de Descarga Parcial 

Para o monitoramento em tempo real é necessário que as informações geradas pelos diversos 

sensores sejam armazenadas por um longo período, permitindo assim uma análise de tendências e 

evolução do parâmetro monitorado. 

Nesse intuito, o sensor de descargas parciais foi integrado ao sistema supervisório, através 

da rede operativa a qual as subestações estão inseridas, e armazenadas em um banco de dados.  

A Figura 65 apresenta um período de aproximadamente três meses de medições para um 

transformador 138/88 kV, potência 36/48/60 MVA e ano de fabricação 1998.  
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Figura 65 - Monitoramento contínuo de DP 

Como esperado é possível observar um comportamento cíclico nos sinais devido a alteração 

das condições operativas do equipamento como carregamento ao longo do dia, comutação, 

transitórios de manobra, temperatura, formação de gases, entre outros. A partir do mês três foram 

iniciados testes no sistema de comunicação, por essa razão é possível observar uma diminuição na 

quantidade de leituras. 

A grandeza dos valores lidos é adequada considerando tratar-se de uma medição em tempo 

real em um ambiente de uma subestação, bem como a idade do equipamento medido. Outro fator 

observado é a estabilidade no período medido, sendo um bom indicativo para o equipamento. 

5.1.4. Transformador com formação de gases 

Durante a etapa de instalação do monitoramento nos 06 transformadores planejados 

inicialmente, surgiu a oportunidade de uma medição em um transformador apresentando formação 

de gases combustíveis antes que este fosse retirado de operação e enviado para abertura e inspeção. 

Trata-se de um transformador 69x11,4 kV, potência 15/20/25 MVA, comutador sob carga e 

ano de fabricação 2001. A Tabela 11 apresenta o resultado da análise de gases dissolvidos realizada 

em laboratório para 03 amostras espaçadas no tempo. 
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Tabela 11 – Amostragem de gases dissolvidos 

Gás 
Concentração de gases dissolvidos (ppm) 

Amostra 1 Amostra 2 Amostra 3 

Hidrogênio – H2 59  276  327  

Oxigênio – O2 3980  9230  14700  

Nitrogênio – N2 15650  60140  52620  

Metano – CH4 58  296  280  

Monóxido de Carbono – CO  100  258  256  

Dióxido de Carbono – CO2 972  2710  1756  

Etileno – C2H4 16  389  564  

Etano – C2H6 19  180  132  

Acetileno – C2H2 -  4  6  

 

Destaca-se as concentrações de dióxido de carbono, as quais são relacionadas a falta térmica 

envolvendo celulose. Também, a formação de gases combustíveis de alta temperatura, com 

principal destaque para o Acetileno (C2H2).  

As figuras 66 e 67 apresentam o triangulo clássico e pentágono 1 de Duval, respectivamente, 

evidenciando a evolução de uma falta térmica da classe T1, temperaturas inferiores a 300 oC, para 

T3, temperaturas superiores a 700 oC, com as diferentes amostragens de óleo. 
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Figura 66 - Triangulo de Duval 

 

Figura 67 - Pentágono de Duval 

Antes da remoção do equipamento foi realizada a medição de descargas parciais, o resultado 

é apresentado na Tabela 12 e visualizado nos gráficos da Figura 69. 

Uma presença acentuada é observada para as fases A e C, especialmente essa última, 

destacando-se a intensidade das descargas. Fato esse confirmado ao realizar uma avaliação no 

domínio da frequência, Figura 68, onde é verificado a predominância do sinal acima de 1 MHz, 

característico de descargas parciais. 

Assim, após a medição, é possível afirmar a existência de uma fonte de descargas parciais 

de intensidade significativa nas fases A e C.  
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Tabela 12 - Medições de descargas parciais 

DP (pC) Fase A  Fase B Fase C 

Máxima Carga Aparente Positiva (pC) 2164,50 74,25 8664,31 

Máxima Carga Aparente Negativa (pC) 2811,39 82,20 8721,35 

Carga Aparente Média (pC) 950,89 39,83 4294,83 

 

 

Figura 68 – Domínio da frequência 
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Fase A 

 

Fase B 

 

Fase C 

Figura 69 - Medição de descargas parciais 

O equipamento foi direcionado a oficina de manutenção para abertura e inspeção, a Figura 

70 ilustra a inspeção realizado no comutador sob carga onde não foram constatados pontos de 

carbonização ou indicativos de defeitos. 



Resultados 

80 

 

  

 

Figura 70 - Inspeção do comutador sob carga 

Em seguida a parte ativa foi removida do tanque, Figura 71, e após inspeção minuciosa foi 

localizado no fechamento da estrela do enrolamento de baixa tensão um ponto de carbonização, 

observado na Figura 72, como esperado pela análise de gases dissolvidos. 

Como observado na figura, o nível de deterioração avançado e a formação de gases levou a 

um alto nível de descargas parciais e, com o acoplamento capacitivo entre os enrolamentos foi 

possível a medição da sua manifestação através de descargas parciais utilizando o sensor acoplado 

ao tap de testes da bucha desenvolvido nesse trabalho. Em concordância com o afirmado 

anteriormente, onde a medição de descargas parciais foi capaz de detectar uma deterioração 

avançada de origem térmica. 
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Figura 71 - Remoção da parte ativa 

 

Figura 72 – Carbonização identificada no ponto de conexão da estrela 
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5.2. Metodologia de Priorização 

Para a população de 848 transformadores abordada nesse trabalho foi adotada a classe de 

tensão e faixa de potência nominal para divisão da população em grupos, conforme Tabela 9 do 

capítulo anterior. Os resultados da divisão dos transformadores em grupos são apresentados na 

Tabela 13: 

Tabela 13 - Definição de grupos de transformadores 

Índice 

“i” 

Potência Nominal 

(MVA) 

Índice 

“k” 

Tensão Nominal 

(kV) 
Grupo Quantidade 

A Sn < 5,0 
1 Vn ≤ 34,5 A1 147 

2 Vn ≤ 69,0 A2 12 

B 5,0 ≤ Sn < 10,0 

1 Vn ≤ 34,5 B1 135 

2 Vn ≤ 69,0 B2 66 

3 Vn ≤ 138,0 B3 14 

C 10,0 ≤ Sn < 30,0 

1 Vn ≤ 34,5 C1 16 

2 Vn ≤ 69,0 C2 159 

3 Vn ≤ 138,0 C3 169 

D 30,0 ≤ Sn < 50,0 

1 Vn ≤ 34,5 D1 0 

2 Vn ≤ 69,0 D2 10 

3 Vn ≤ 138,0 D3 114 

E Sn  ≥ 50,0 

1 Vn ≤ 34,5 E1 0 

2 Vn ≤ 69,0 E2 0 

3 Vn ≤ 138,0 E3 6 

 

Para os grupos D1, E1 e E2 não foram identificados transformadores na população e serão 

omitidos dos gráficos e tabelas a seguir. A Figura 73, alternativamente a Tabela 13, apresenta 

graficamente a distribuição da população em cada grupo definido. 
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Figura 73 – Quantidade em cada grupo 

O histograma da Figura 74 apresenta a distribuição dos transformadores por idade, onde foi 

obtida uma média e desvio padrão de 21 e 14 anos, respectivamente.  

 

Figura 74 - Histograma idade dos transformadores 

Para o cálculo do IPD foram utilizadas as equações (2) a (8), considerando os parâmetros 

individuais de cada transformador. Para fins de demonstração da grandeza desses parâmetros tem-

se que os transformadores possuem carregamento médio de 72%, fator de carga de 60%, média de 

7300 unidades consumidoras e, dada a depreciação regulatória, apresentam um Valor de Mercado 

em Uso (VMU) médio de aproximadamente R$ 500.000,00. 

Para os fatores ambiental, segurança, econômico e qualidade utilizados no cálculo do 

FMECA, conforme Tabela 10, foi utilizado o potencial de derramamento/vazamento de óleo, 

possibilidade de causar danos físicos a pessoas e severidade associada, potencial de compensações 

financeiras e número de clientes afetados, respectivamente. 
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Para os fatores A, B, C, D e E foi realizado um processo iterativo com validação dos 

operadores dos equipamentos para aferição dos valores a serem adotados, chegando-se em 25%, 

30%, 15%, 15% e 15%, respectivamente. 

Dado o IPD, obtido individualmente por transformador, foi adotada a divisão entre os níveis 

1, 2 e 3 de acordo com as porcentagens apresentadas na Figura 75. A Figura 76 apresenta, por 

grupo, a quantidade de transformadores classificados de acordo com o IPD. 

 

Figura 75 – Divisão IPD 
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Figura 76 - Classificação IPD por grupo 

A próxima etapa consiste na proposição do sensoriamento desejado por transformador, de 

acordo com seu grupo e criticidade. Para isso foram considerados os principais fornecedores 

presentes no mercado nacional e o valor de aquisição, bem como valor do equipamento 

monitorado. Ressalta-se como pontos importantes na escolha a tecnologia utilizada, assistência 

técnica oferecida, periodicidade de manutenção, meio físico e protocolos de comunicação 

disponíveis, algoritmo/inteligência embarcados e interface amigável.  

Nesse ponto é importante observar que as condições de mercado do momento em que esse 

trabalho foi realizado podem causar variações nos custos do conjunto de monitoramento proposto 

como, por exemplo, variações cambiais. Sob o aspecto tecnológico novos produtos chegarão ao 

mercado com o passar dos anos, substituindo produtos ou agregando ao portfólio existente. 

Portanto, uma periodicidade deve ser adotada para atualização dos custos e monitoramentos 

adotados.  

As tabelas 14 a 18 apresentam o conjunto de sensores sugeridos nesse trabalho, dado os 

grupos e níveis de priorização. É possível observar que certos monitoramentos contemplaram 

todos os grupos, sendo a principal razão a maturidade e consolidação da tecnologia utilizada 
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nestes. Destaca-se nessa situação o monitoramento das temperaturas ambiente, óleo e enrolamento 

por imagem térmica, bem como, nível de óleo, condição do sistema de resfriamento, indicação de 

posição do comutador sob carga e regulação de tensão. Informações provenientes de proteções 

intrínsecas do equipamento, bem como, tensão e corrente não foram apresentadas por serem 

consideradas essenciais para operação do equipamento.  

Cabe destacar para Tabela 18, que o monitor de descargas parciais desenvolvido nesse 

trabalho possui a capacidade adicional de monitoramento da bucha capacitiva, por essa razão 

observa-se a igualdade da proposta entre os monitoramentos de buchas e descargas parciais.  
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Tabela 14 – Monitoramento de temperatura 

Grupo Priorização 
Temperatura 

Ambiente Óleo Imagem Térmica Medição Direta 

A1 

1 
    

2     
3 

    

A2 

1 
    

2 
    

3 
    

B1 

1 
    

2 
    

3 
    

B2 

1 
    

2 
    

3 
    

B3 

1 
    

2 
    

3 
    

C1 

1 
    

2 
    

3 
    

C2 

1 
    

2 
    

3 
    

C3 

1 
    

2 
    

3 
    

D1 

1 
    

2 
    

3 
    

D2 

1 
    

2 
    

3 
    

D3 

1 
    

2 
    

3 
    

E1 

1 
    

2 
    

3 
    

E2 

1 
    

2 
    

3 
    

E3 

1 
    

2 
    

3 
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Tabela 15 – Monitoramento de gases e umidade 

Grupo Priorização 
Gases Dissolvidos (Quantidade de Gases Monitorados) 

Umidade 
01 02 03 04 05 07 08 09 

A1 

1          
2          
3          

A2 

1          
2          
3          

B1 

1          
2          
3          

B2 

1          
2          
3          

B3 

1          
2          
3          

C1 

1          
2          
3          

C2 

1          
2          
3          

C3 

1          
2          
3          

D1 

1          
2          
3          

D2 

1          
2          
3          

D3 

1          
2          
3          

E1 

1          
2          
3          

E2 

1          
2          
3          

E3 

1          
2          
3          
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Tabela 16 – Monitoramento do comutador sob carga 

Grupo Priorização 
Comutador Sob Carga 

Indicação  
de Posição 

Regulação 
De Tensão 

Torque  
no Eixo 

Temperatura  
do Óleo 

03  
Gases 

09 
Gases 

A1 

1       
2       
3       

A2 

1       
2       
3       

B1 

1       
2       
3       

B2 

1       

2       
3       

B3 

1       
2       

3       

C1 

1       
2       
3       

C2 

1       
2       
3       

C3 

1       

2       
3       

D1 

1       
2       

3       

D2 

1       
2       
3       

D3 

1       
2       
3       

E1 

1       

2       
3       

E2 

1       
2       

3       

E3 

1       
2       
3       
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Tabela 17 – Sistema de conservação do óleo e sistema de refrigeração 

Grupo Priorização 
Sistema de Conservação do Óleo Sistema de Refrigeração 

Nível de Óleo Ruptura da Membrana Status do Sistema 

A1 

1 
   

2    
3 

   

A2 

1 
   

2 
   

3 
   

B1 

1 
   

2 
   

3 
   

B2 

1 
   

2 
   

3 
   

B3 

1 
   

2 
   

3 
   

C1 

1 
   

2 
   

3 
   

C2 

1 
   

2 
   

3 
   

C3 

1 
   

2 
   

3 
   

D1 

1 
   

2 
   

3 
   

D2 

1 
   

2 
   

3 
   

D3 

1 
   

2 
   

3 
   

E1 

1 
   

2 
   

3 
   

E2 

1 
   

2 
   

3 
   

E3 

1 
   

2 
   

3 
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Tabela 18 - Buchas e descargas parciais 

Grupo Priorização Capacitância/Tangente Delta/Corrente de Fuga Descargas Parciais 

A1 

1   
2   
3   

A2 

1   
2   
3   

B1 

1   
2   
3   

B2 

1   
2   
3   

B3 

1   
2   
3   

C1 

1   
2   
3   

C2 

1   
2   
3   

C3 

1   
2   
3   

D1 

1   
2   
3   

D2 

1   
2   
3   

D3 

1   
2   
3   

E1 

1   
2   
3   

E2 

1   
2   
3   

E3 

1   
2   
3   
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Em seguida foi realizado um levantamento no sistema supervisório, responsável pela 

operação do sistema elétrico ao qual o transformador está inserido, para determinação do nível de 

monitoramento existente, sendo o último parâmetro utilizado como classificação dos 

transformadores, conforme Figura 49.  

Os transformadores de nível 1 representam 51% dos transformadores. Porém, isso não 

significa ausência de monitoramento básico, mas que não estão disponíveis informações de 

temperatura do óleo, enrolamento e posição do comutador. Foi observado que em grande parte dos 

casos isso é devido a necessidade de manutenção ou falta de comunicação dos monitores existentes 

com o sistema supervisório. Para o nível 3 a porcentagem encontrada é justificada pela pequena 

quantidade de sensores de gases instalados. O resultado é apresentado na Figura 77. 

 

Figura 77 - Níveis de monitoramento existente 

Com base nas informações obtidas até esse ponto é possível confrontar o custo médio de 

reposição do equipamento monitorado, ou seja, o valor de aquisição do transformador com os 

custos de elevar o monitoramento atual deste para o proposto considerando o custo de aquisição 

do monitoramento, acréscimo de infraestrutura necessária na subestação, infraestrutura de rede e 

comunicação. A Figura 78 exemplifica o custo médio de implementação por grupo, onde é possível 

observar uma variação entre 5 e 17%, aproximadamente. 
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51%

Nível 2
45%

Nível 3
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Figura 78 - Custo médio percentual de implementação 

Para o cálculo dos benefícios econômicos é utilizado como dado de entrada a redução da 

taxa de falha esperada para a população de transformadores. A Tabela 19 apresenta as reduções 

utilizadas nesse trabalho, onde é possível observar uma correlação negativa com o nível de 

monitoramento atual e positiva com o índice de priorização de detecção. Após a implementação 

do monitoramento de um grupo de transformadores os valores utilizados podem ser atualizados. 

Tabela 19 - Redução da taxa de falha estimada 

 Monitoramento Existente 
IPD 

Nível 1 

IPD 

Nível 2 

IPD 

Nível 3 

Redução da Taxa de Falha 

1 10% 15% 20% 

2 7% 12% 15% 

3 5% 10% 12% 

 

Para o benefício de remuneração regulatório do transformador foi utilizada a taxa de falha 

regulatória com comportamento constante. Para população de transformadores, considerando um 

decaimento exponencial da taxa de falha, resultando em uma vida média de 24 anos. Considerando 

a redução da taxa de falha estimada se obtém vida útil média superior e, a diferença de anos em 

valor presente representa o benefício econômico. 

Considerando os sensores empregados sendo contabilmente acessórios ao transformador, ou 

seja, sua depreciação regulatória ocorrerá também em 35 anos. Porém estes não atingem essa idade 

devido a obsolescência tecnológica, taxa de falhas e vida útil estimado pelo fabricante. Assim, o 
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benefício economico do investimento em sensores em valor presente é negativo. Para os conjuntos 

de sensores sugeridos para os diversos grupos de transformadores foi considerado uma vida média 

de 10 anos e em valor presente representa -6%, em média, do valor de aquisição.  

Para o cálculo do benefício econômico devido a redução da energia não distribuída (END) 

foi utilizada a equação (9), considerando a redução de taxa de falha estimada de acordo com a 

Tabela 19. Para o tempo médio de atendimento (TMA) foram considerados os planos de 

contingência de cada subestação, os quais baseiam-se no tempo de deslocamento das equipes, 

disponibilidade de equipamentos reserva, tempo de deslocamento de equipamentos móveis, entre 

outros. 

Para a redução do custo operacional de atendimento (COA), que pode ser interpretado como 

o custo relacionado ao TMA, são considerados os recursos necessários para o atendimento 

indicados no plano de contingência da subestação. 

Com base nos dados disponíveis a Figura 79 apresenta a quantidade de transformadores por 

grupo, seus níveis de priorização e o percentual de viabilidade encontrada onde é possível observar 

no comportamento da curva de viabilidade uma convergência entre o nível de priorização e a 

viabilidade considerando o monitoramento proposto. 

 

Figura 79 - Percentual de viabilidade por grupo 

Ao confrontar os custos de implementação com o benefício econômico esperado de acordo 

com a metodologia proposta obtêm-se gráfico da Figura 80, onde ambos são abordados de forma 

cumulativa e normalizados de acordo com a equação (7). 

Para o benefício econômico é possível observar que o grupo de transformadores que 

apresentam viabilidade de implementação causam uma inclinação positiva na curva, até que o 
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ponto máximo do gráfico é atingido para o equipamento de número 347. A partir desse ponto, os 

equipamentos a serem monitorados não apresentam viabilidade e representam 501 unidades.  

Sob o aspecto de custo de implementação, como esperado, é possível observar um 

comportamento cumulativo aproximadamente linear. O ponto de cruzamento das curvas é 

interpretado como o qual onde os benefícios e custos se igualam, esse ponto acontece para o 

transformador de número 633. 

 

Figura 80 – Benefícios e custos acumulados 

A Figura 81 exemplifica a proporção de transformadores que apresentam viabilidade de 

implementação utilizando a metodologia proposta nesse trabalho. 

 

Figura 81 – Percentual de viabilidade
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6. Conclusões 

Nesse capítulo são apresentadas as conclusões dos resultados obtidos com o 

desenvolvimento do sensor de descargas parciais e para metodologia de priorização de 

investimento em sensoriamento para transformadores de potência no âmbito de distribuidoras. 

Como resultados para o sensor desenvolvido foram apresentados os ensaios laboratoriais de 

tensão aplicada, impulso atmosférico e corrente, bem como, descargas parciais. Para isso foi 

utilizado uma bucha da classe 145 kV montada sobre um tanque de óleo mineral, representando o 

transformador, e o sensor conectado ao tap de testes. Os resultados obtidos foram conforme 

esperados, não ocorrendo descargas disruptivas, atestando a segurança operacional da aplicação. 

O sensor de descargas parciais foi instalado em 06 transformadores para monitoramento 

contínuo, o resultado da medição para um período de 03 meses de um equipamento 138/88 kV 

36/48/60 MVA foi apresentado. Como previsto um comportamento cíclico nos sinais foi obtido, 

devido a alteração das condições operativas do equipamento como carregamento ao longo do dia, 

comutação, transitórios de manobra, temperatura, formação de gases, entre outros. A grandeza dos 

valores lidos é adequada considerando tratar-se de uma medição em tempo real em um ambiente 

de uma subestação, bem como a idade do equipamento medido. Outro fator observado é a 

estabilidade no período medido, sendo um bom indicativo para o equipamento.  

Uma medição pontual, ou offline, foi realizada em um transformador 69x11,4 kV 15/20/25 

MVA com formação de gases foi realizada. A análise de gases dissolvidos para três amostras foi 

realizada utilizando o triangulo e pentágono de Duval, com indicativos de falhas térmicas. A 

medição apresentou uma presença acentuada de descargas parciais. Após abertura para inspeção 

do equipamento foi localizado um ponto de carbonização no fechamento da estrela no secundário 

do equipamento, conforme indicado pela análise de gases dissolvidos. Com o nível de deterioração 

avançado e a formação de gases associada resultou um alto nível de descargas parciais e, com o 

acoplamento capacitivo entre os enrolamentos foi possível a medição da sua manifestação através 

de descargas parciais utilizando o sensor acoplado ao tap de testes da bucha desenvolvido nesse 

trabalho.  

Outro aspecto importante é a demonstração que a evolução de situações envolvendo os 

outros modos de falha, como o térmico do caso apresentado, podem causar uma degradação do 

sistema de isolação e, eventualmente, levam a uma detecção através de descargas parciais, 

reforçando a sua importância. 
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Com base nos casos apresentados e considerando o comportamento do sensor e qualidade 

das leituras obtidas foi constatado o funcionamento seguro e correto, contribuindo com avanços 

no monitoramento contínuo de transformadores. 

Como trabalhos futuros propõe-se a integração das leituras armazenadas com um software 

de inteligência artificial receptor da informação proveniente de múltiplos sensores. Assim, será 

possível observar correlações entre diferentes grandezas e uma maior assertividade no diagnóstico 

da condição de transformadores. 

Para metodologia de priorização de investimento foram apresentados os resultados obtidos 

com seu uso em uma população de 848 transformadores de diferentes distribuidoras em todas as 

regiões do país. Onde um conjunto de sensores foi proposto para os diferentes grupos de 

transformadores estabelecidos, e sua viabilidade de implementação confrontando o custo de 

implementação com o benefício econômico estimado. Foi obtida uma viabilidade de 

implementação para 41% dos transformadores, sendo observado uma uniformidade da viabilidade 

entre os grupos e índices de priorização. 

A próxima etapa de desenvolvimento, como trabalho futuro para essa metodologia, consiste 

na sua integração com o software de inteligência citado acima. Dessa forma permite-se que o 

índice de priorização seja calculado continuamente por meio de um índice de saúde. Também, que 

os dados de entrada da metodologia, como por exemplo redução da taxa de falha, seja aferida com 

os resultados obtidos para um horizonte de tempo. 
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