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Vingt-sept recommandations visant à promouvoir la sécurité du
public et portant sur les oléoducs et les gazoducs canadiens sont
présentées dans le présent rapport. Elles sont fondées sur les
constatations faites dans le cadre d’une importante enquête publique
menée par l’Office national de l’énergie (Office, ONÉ) sur la fissuration
par corrosion sous tension (FCST) à pH quasi neutre. L’enquête a été
dirigée par trois membres de l’Office. Voici notre rapport.

Pourquoi cette enquête?

La formation de la FCST sur les pipelines enterrés constitue un
grave problème au Canada. L’inquiétude suscitée par la FCST affectant
le réseau pipelinier de TransCanada Pipelines Limited (TransCanada,
TCPL) a incité l’Office à procéder, en 1993, à une première enquête à la
suite de laquelle il a conclu que les compagnies pipelinières en cause
géraient convenablement la situation, compte tenu de l’ampleur limitée
qu’on attribuait alors à ce problème.

Toutefois, deux autres ruptures importantes, au cours desquelles
le gaz naturel s’est enflammé, sont survenues sur le réseau de
TransCanada en février et en juillet 1995; la rupture de juillet est
survenue à un endroit où on croyait que la FCST ne pouvait se
manifester.

En raison de ces deux défaillances et compte tenu des données
qui sont venues confirmer la nature plus généralisée de la FCST et des
nouvelles connaissances acquises grâce à la recherche, l’Office a décidé
de lancer une deuxième enquête en août 1995.

L’enquête a porté sur tous les aspects du domaine pipelinier au
Canada et s’est étendue à d’autres pays pour tirer profit de l’expérience
et de l’expertise acquises à l’étranger. Il s’agit de la première enquête
exhaustive au monde portant sur la FCST; en plus de fournir de
précieuses données scientifiques et techniques relativement à la
situation canadienne, les résultats obtenus pourraient susciter de
l’intérêt et être utiles à l’étranger.

Qu’est-ce que la FCST?

La fissuration par corrosion sous tension se manifeste par
l’apparition de petites fissures sur la surface externe d’un pipeline
enterré. Initialement invisibles à l’oeil nu, ces fissures sont en général
regroupées en «colonies» dans lesquelles elles sont toutes orientées
dans la même direction. Au fil des ans, ces fissures individuelles
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peuvent s’allonger et devenir plus profondes et elles peuvent, au sein
d’une même colonie, se joindre pour donner des fissures plus longues.
Comme la FCST se propage lentement, elle peut exister sur un pipeline
pendant de nombreuses années sans causer de problèmes. Cependant,
si une fissure grossit suffisamment, elle peut en fin de compte
provoquer la défaillance se manifestant par une fuite ou une rupture.

Expérience acquise par l’industrie sur la FCST 

Depuis 1977, la FCST a été à l’origine de 22 défaillances de
pipelines au Canada, dont douze ruptures et dix fuites survenues dans
des réseaux de gazoducs et d’oléoducs. La plupart des défaillances
causées par la FCST sont survenues depuis 1985 dans des pipelines,
revêtus de ruban de polyéthylène, qui ont été installés entre 1968 et
1973.

Connaissance de la FCST

Pour saisir pleinement le phénomène de la FCST, il faudra
procéder à de nombreuses autres recherches, mais les données
disponibles indiquent que la formation de la FCST résulte de
l’interaction complexe de trois conditions :

• un milieu propice à la surface de la conduite,
• une conduite en matériau vulnérable,
• une contrainte de traction.

Ces trois conditions doivent être réunies pour qu’il y ait FCST.
Un certain nombre de propriétés du sol et des eaux souterraines

interviennent dans la création d’un milieu propice à la surface de la
conduite. Pour que la FCST se forme, il faut qu’il y ait défaillance du
revêtement de la conduite et de la protection cathodique.

Tout acier couramment employé dans la fabrication des conduites
est vulnérable à la FCST. Toutefois, nous avons constaté que les conduites
fabriquées par Youngstown Sheet and Tube, qui ont servi à construire la
partie du réseau de TransCanada qui se trouve dans le sud de l’Ontario,
sont particulièrement vulnérables à la FCST.

La pression de service d’un pipeline est normalement la
principale cause de la contrainte de traction. Selon des données
recueillies sur le terrain et en laboratoire, la contrainte influe sur la
formation des fissures et peut-être même sur leur taux de propagation.
Les fluctuations des niveaux de contrainte et leur taux de variation
jouent également un rôle. Toutefois, nous avons constaté que, malgré
les recherches considérables effectuées dans ce domaine, les données
disponibles sur la contribution des contraintes à la FCST sont limitées et
parfois contradictoires.

En fait, les recherches n’ont pas permis d’établir une contrainte
seuil en dessous de laquelle il n’y a ni formation ni propagation des
fissures jusqu’à défaillance.



Enfin, nous croyons que les trois conditions nécessaires à la
formation de la FCST ne sont réunies que sur une faible partie des
réseaux pipeliniers au Canada. Par exemple, TransCanada a évalué à
moins de 4 % la partie de son réseau qui est vulnérable à une FCST
«importante».

Peut-on résoudre le problème de la FCST?

À prime abord, oui.
Il importe de définir le problème de la FCST comme problème

affectant surtout les pipelines construits dans les années 1960 et 1970,
dont le revêtement protecteur était constitué de ruban de polyéthylène.
Ce revêtement a eu tendance à se détacher de la conduite, exposant
cette dernière à l’humidité. Comme le ruban de polyéthylène est un
isolant, il empêche le courant de protection cathodique d’atteindre
l’acier de la conduite, même s’il s’en détache.

Le fait de savoir quels sont les pipelines les plus vulnérables à la
FCST rend l’attaque du problème plus simple, ou à tout le moins
définissable. Le problème fait l’objet d’examens systématiques pour les
pipelines les plus gravement touchés. Des programmes d’envergure
visant à le cerner et à l’éliminer ont été mis en oeuvre, mais il reste
beaucoup à faire.

Lorsqu’il s’agit de pipelines plus récents, le recours à des
revêtements différents (surtout l’époxy lié par fusion) s’est avéré efficace
pour prévenir la formation de la FCST, dans la mesure où les sections de
conduites et les joints de soudure les raccordant, réalisés au chantier,
sont tous deux protégés par des revêtements efficaces.

À mesure que les conduites revêtues de ruban de polyéthylène
font l’objet d’un examen systématique et que la FCST est décelée et
éliminée, on peut s’attendre à ce que le problème de la FCST s’atténue,
voire disparaisse. Toutefois, cela exigera du temps et de l’argent.

Qu’a-t-on fait jusqu’ici?

La présente enquête a montré que les compagnies pipelinières
canadiennes prennent très au sérieux le problème de la FCST et qu’elles
collaborent aux efforts de recherche et à l’échange de données pour sa
gestion.

Au total, les treize membres de l’Association canadienne des
pipelines de ressources énergétiques (ACPRÉ) prévoient, en 1996,
affecter 4,8 millions de dollars à la recherche sur la FCST et plus de
30 millions de dollars aux travaux d’entretien des pipelines affectés par
FCST. À elle seul, TransCanada a, depuis 1985, consacré 202 millions de
dollars à son programme de gestion de la FCST. Ces efforts ont
beaucoup fait avancé la recherche de solutions. De nouveaux outils ont
été mis au point; utilisés de façon systématique, ils permettront
d’atténuer la possibilité d’une défaillance due à la FCST.
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Les compagnies pipelinières avancent dans leurs travaux de
repérage de la FCST sur leurs réseaux. Néanmoins, étant donné
l’étendue du réseau pipelinier au Canada et le temps variable que
mettent les compagnies individuelles à vérifier leurs réseaux, nous ne
pouvons affirmer que toute la FCST affectant les pipelines canadiens a
été décelée.

Que faut-il faire?

La FCST, nous le savons, demeure un grave problème pour
l’industrie pipelinière et pour l’Office en qualité d’organisme de
réglementation. En raison de sa nature évolutive, elle finira par empirer
et causer d’autres défaillances si on ne lui accorde pas une attention
suffisante. Nous pensons qu’une approche polyvalente doit
comprendre :

• la mise en oeuvre, par chaque compagnie pipelinière, d’un
programme de gestion de la FCST;

• des changements à la conception des pipelines;
• des recherches;
• l’établissement d’une base de données sur la FCST;
• l’amélioration des méthodes d’intervention d’urgence;
• le partage de l’information.

Pression de service

Lorsque nous avons étudié ce que constituerait un programme
efficace de gestion de la FCST, nous avons considéré dans quelle
mesure une réduction de la pression de service des pipelines permettrait
d’atténuer efficacement le problème de la FCST.

Comme rien ne prouve clairement l’existence d’un seuil en
dessous duquel la FCST ne peut se former et se propager, une réduction
de la pression ne préviendra pas les défaillances et serait très coûteuse.
Nous constatons qu’il y a d’autres mesures d’atténuation de la FCST,
plus systématiques et efficaces, pour promouvoir la sécurité du public.
Ainsi, nous croyons qu’une réduction générale de la pression ne serait
pas une réponse logique ou efficace au problème de la FCST.

Toutefois, comme une telle réduction signifie qu’un défaut devra
être plus gros pour causer une défaillance du pipeline, cette mesure
devrait être envisagée comme mesure temporaire pour des tronçons où
il y a menace de défaillance imminente. Elle pourrait ainsi être
efficacement conjuguée à d’autres mesures d’atténuation dans le cadre
d’un programme de gestion de la FCST.

Programme de gestion de la FCST

Le moyen le plus efficace pour traiter le problème de la FCST est
que les compagnies individuelles possèdent des programmes de gestion
de la FCST qui leur soient propres et qui prévoient l’application
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systématique à des pipelines particuliers des connaissances et des
meilleures méthodes disponibles dans l’industrie.

Ces programmes viseraient à relever les endroits où se manifeste
la FCST et à prendre les mesures nécessaires pour l’éliminer. La
détection peut se faire par des fouilles exploratoires basées sur des
modèles prédictifs et par des essais hydrostatiques. À l’avenir, de
nouvelles technologies, comme les outils perfectionnés d’inspection
interne, aideront également à détecter la FCST.

Changements de conception des pipelines

Lorsqu’un outil fiable de détection des fissures sera disponible,
une compagnie dotée d’un tel outil pourra connaître de façon précise et
complète l’état de son pipeline. L’entretien des pipelines, pour la gestion
de la FCST ainsi que de la plupart des autres problèmes d’intégrité,
serait beaucoup facilité si les pipelines étaient conçus pour accepter des
outils d’inspection interne. Nous recommandons donc que les nouveaux
pipelines soient conçus de manière à permettre le passage de tels outils.

Des revêtements de protection efficaces jouent un rôle fondamental
dans la prévention de la FCST. Plusieurs revêtements se sont avérés
offrir une protection efficace à long terme contre la FCST. Toutefois, la
performance à long terme de certains nouveaux revêtements n’a pas
encore été établie. Nous recommandons donc que des critères d’essai
soient établis et que des études sur le terrain et en laboratoire soient
menées pour s’assurer que ces revêtements protégeront les pipelines
pendant toute leur durée de vie. 

Recherches

Il est essentiel de poursuivre les recherches sur la FCST. De
nombreuses questions fondamentales sur la formation et la propagation
de la FCST demeurent sans réponse. De plus, il est nécessaire de
poursuivre l’élaboration de mesures efficaces d’atténuation de la FCST.
Le perfectionnement des outils d’inspection interne améliorerait
beaucoup la capacité de l’industrie à détecter et à gérer la FCST.

Base de données sur la FCST

Nous sommes d’avis que, pour bien comprendre la FCST, il est
important de recueillir des données sur le terrain et de les analyser
soigneusement. Il est essentiel de disposer d’une base de données sur la
FCST pour l’ensemble de l’industrie, car une telle base permettra de
cerner les combinaisons de conditions environnementales et
opérationnelles qui influent le plus sur la formation et la propagation de
la FCST.
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Intervention d’urgence

Nous croyons que les personnes vivant et travaillant à proximité
des pipelines devraient mieux connaître ce qu’il faut faire en cas de
défaillance d’un pipeline. De toute évidence, c’est aux compagnies qui
exploitent des réseaux pipeliniers qu’il incombe avant tout d’assurer la
sécurité pipelinière. Lors des consultations avec les collectivités tenues
avec les représentants de l’Office, les résidents et le personnel de
première intervention ont exprimé le besoin de disposer d’informations
plus nombreuses et de meilleure qualité sur les mesures d’urgence et -
surtout dans le cas du personnel de première intervention - de recevoir
une formation. Il a aussi été suggéré que l’Office modifie ses méthodes
d’inspection sur le terrain.

Partage de l’information

Même si le but de l’enquête n’était pas de constituer un forum au
cours duquel on partagerait de l’information, nous avons constaté que
les participants ont eu la possibilité de connaître les travaux qui se
poursuivent ailleurs et d’acquérir de nouvelles connaissances sur ce
difficile problème qu’est la FCST. Le partage de l’information sur la FCST
doit se poursuivre.

Recommandations

L’enquête portait sur les installations réglementées par l’Office
national de l’énergie, mais beaucoup de données pertinentes ont été
fournies par des compagnies non réglementées, surtout par
l’intermédiaire de l’ACPRÉ, dont certains membres relèvent de la
compétence provinciale. Nous avons soigneusement tenu compte de cette
information, dont nous avons présenté certains éléments dans notre
rapport, particulièrement sous forme de tableaux. Nous croyons que cette
information nous a permis de faire un rapport complet sur le phénomène
de la FCST comme problème touchant l’ensemble du réseau pipelinier au
Canada. Bien entendu, elle a été précieuse lorsque nous avons élaboré
nos recommandations; il est à noter que ces recommandations ne
s’appliquent qu’aux compagnies assujetties à la compétence de l’Office.

Après avoir pris en compte toute l’information qui nous a été
présentée au cours de l’enquête, voici nos recommandations.

Programme de gestion de la FCST

Même si des programmes de gestion de la FCST (par
exemple, celui de TransCanada) avancent bien, nous
recommandons à l’Office :

• d’exiger de toutes les compagnies qu’elles élaborent
et mettent en oeuvre un programme de gestion de
la FCST d’ici au 30 juin 1997 (recommandation 6-1,
p. 125);
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• d’exiger que le programme de gestion de la FCST
identifie le représentant de la compagnie qui est
responsable de la mise en oeuvre du programme
(recommandation 6-2, p. 125);

• d’exiger que le programme de gestion de la FCST
prévoit un examen de la totalité du réseau d’une
compagnie pipelinière ainsi que la mise à jour
régulière des données (recommandation 6-3, p. 125);

• d’exiger que le programme de gestion de la FCST
oblige les compagnies à prendre en considération
les conséquences et les probabilités d’une
défaillance lorsqu’elles établissent l’ordre de priorité
de leurs activités de fouilles exploratoires,
d’atténuation et de prévention (recommandation 6-
4, p. 125);

• d’exiger qu’un programme de gestion de la FCST
comporte trois éléments principaux :

a) la détermination de la vulnérabilité des pipelines
à la FCST et une surveillance active des pipelines
vulnérables;

b) la mise en oeuvre des mesures d’atténuation
requises si on décèle une FCST «importante», et la
liste des critères qu’une compagnie doit prendre
en compte lorsqu’elle arrête son choix parmi les
options d’atténuation;

c) la consignation et le partage de l’information sur
les pipelines vulnérables (recommandation 6-5,
p. 125);

• d’exiger des compagnies qu’elles lui signalent
immédiatement toute constatation de FCST
«importante» et les mesures d’atténuation à prendre
immédiatement, au besoin, et qu’elles élaborent et
présentent un plan d’atténuation précisant les
mesures d’atténuation spécifiques à prendre et un
calendrier de mise en oeuvre de ces mesures
(recommandation 6-6, p. 126);

• de faire la vérification, dans le cadre de ses activités
permanentes de surveillance, de la documentation
relative aux programmes de gestion de la FCST
(recommandation 6-7, p. 126);

• de demander à l’ACPRÉ de continuer à élaborer son
manuel des pratiques recommandées et de le
déposer auprès de l’Office d’ici au 31 mars 1997
(recommandation 6-8, p. 126);

• de demander à l’ACPRÉ de mettre au point des
méthodes de détection et d’atténuation de la FCST
circonférentielle et de les inclure dans de futures
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versions du manuel des pratiques recommandées
(recommandation 6-9, p. 126);

• d’exiger de la compangnie pipelinière, s’il a lieu de
croire qu’un pipeline est vulnérable à la FCST, qu’elle
élabore un modèle prédictif pour repérer et classer
les sites afin de les soumettre à un programme de
fouilles exploratoires (recommandation 4-2, p. 71); 

• de demander à l’ACPRÉ qu’elle élabore des critères
d’échantillonnage pour vérifier la précision des
modèles prédictifs (recommandation 4-3, p. 71);

• d’exiger que, lorsqu’un programme d’essais
hydrostatiques est requis dans le cadre de la gestion
de la FCST, un tel programme soit conçu en fonction
du pipeline affecté. La conception devrait tenir
compte de facteurs tels que les propriétés des
matériaux et la géométrie de la conduite, les
antécédents d’exploitation du pipeline, ses futures
conditions d’exploitation et les données recueillies
sur le terrain et en laboratoire relativement à la taille
et à la propagation des fissures. Lorsque des
données fiables ne sont pas disponibles, il faudrait
poser des hypothèses prudentes (recommandation
4-6, p. 98);.

• de demander au comité technique sur les réseaux
industriels de canalisations de pétrole et de gaz de la
CSA :

a) d’incorporer, dans la prochaine édition de la
norme CSA Z662 Réseaux de canalisations de
pétrole et de gaz, des exigences concernant la
conduite d’essais hydrostatiques comme moyen
pour maintenir l’intégrité des pipelines;

b) de modifier les exigences actuelles, stipulées dans
la norme, concernant les essais de pression, à la
lumière des résultats de récentes études sur les
essais hydrostatiques (recommandation 4-7,
p. 98);

• de demander à l’ACPRÉ :

a) de continuer à élaborer et à vérifier des modèles
prédictifs des dangers et des conséquences
associés aux défaillances de pipeline pour
différents fluides de service;

b) d’élaborer des critères pour déterminer les
distances sécuritaires contre les effets des
défaillances de pipeline (recommandation 4-8,
p. 101);
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• d’exiger que tous les programmes de gestion de la
FCST comprennent des mesures de réduction de la
pression et que le recours à la réduction de la
pression soit envisagé :

a) de concert avec des fouilles exploratoires et
d’autres mesures d’atténuation comme les essais
hydrostatiques et les inspections internes;

b) comme mesure provisoire en cas de menace de
défaillance imminente, aussi longtemps que
l’intégrité du pipeline n’est pas rétablie
(recommandation 4-5, p. 88);

• d’exiger des compagnies pipelinières qu’elles
procèdent à une inspection de toute conduite
soudée par résistance électrique, fabriquée par
Youngstown Sheet and Tube, se trouvant dans des
sols propices à la FCST, pour déterminer s’il y a
présence de FCST (recommandation 3-1, p. 59).

Changements de conception des pipelines

Nous recommandons à l’Office :

• d’exiger que les nouveaux pipelines de grand
diamètre soient conçus et construits de façon à
permettre le passage des outils d’inspection interne
(recommandation 4-4, p. 84);

• de demander au comité technique sur les réseaux
industriels de canalisations de pétrole et de gaz de la
CSA, à l’industrie pipelinière et aux fabricants de
revêtements de coordonner leurs efforts pour :

a) élaborer, le cas échéant, des essais standard pour
déterminer si un revêtement satisfait aux critères
de performance énoncés dans la norme CSA
Z662-94 durant toute la durée de vie prévue d’un
pipeline;

b) incorporer ces essais dans les normes CSA
pertinentes;

c) effectuer des études objectives basées sur ces
essais pour démontrer l’efficacité à long terme des
différents types de revêtements de pipelines qui
sont actuellement disponibles (recommandation
4-1, p. 66).

Recherches

Nous recommandons à l’Office :

de demander à l’ACPRÉ 

• de poursuivre son programme de recherche sur la
FCST et de l’étendre pour inclure des spécialistes de
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la FCST provenant d’autres industries et une gamme
plus vaste de disciplines (recommandation 6-13,
p. 133);

• de présenter un rapport annuel sur les activités de
recherche liées à la FCST, soulignant les réalisations
jusqu’à ce jour et décrivant les projets de recherche
futurs et précisant les priorités, les calendriers
d’exécution et les niveaux de financement
(recommandation 6-14, p. 133);

• de fournir, d’ici au 30 juin 1997, une analyse de la
mesure dans laquelle le programme actuel de
recherche sur la FCST incorpore les domaines,
relevés dans le présent rapport, où la recherche est
incomplète, ainsi que sur les mérites et les
incidences d’élargir ce programme pour y incorporer
ces domaines (recommandation 3-2, p. 59).

Base de données sur la FCST

Nous recommandons à l’Office :

• de demander à l’ACPRÉ de continuer à développer et
à maintenir une base de données sur la FCST qui est
compatible avec d’autres initiatives internationales,
et d’inciter les autres compagnies pipelinières non
membres à participer (recommandation 6-10,
p. 128);

• de demander aux compagnies pipelinières qu’elles
versent les données liées à la FCST dans la base de
données sur la FCST de l’ACPRÉ dès qu’elles sont
disponibles (recommandation 6-11, p. 128);

• de demander à l’ACPRÉ de lui fournir les résultats
des premières analyses des tendances, tel que
proposé, y compris les analyses des tendances
particulières susceptibles d’être demandées par
l’Office. De même, nous recommandons que
d’autres parties intéressées (par exemple, les
chercheurs et le public) aient la possibilité de
pouvoir connaître les analyses des tendances
particulières dont elles pourraient avoir besoin
(recommandation 6-12, p. 128).

Intervention d’urgence

Nous recommandons à l’Office :

• d’examiner, dans le cadre de ses activités
permanentes de surveillance, les méthodes
d’intervention d’urgence des compagnies, pour
s’assurer que le personnel de première intervention
reçoit une formation adéquate et que le public
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dispose de renseignements appropriés sur les
mesures à prendre en cas de situations d’urgence
(recommandation 5-1, p. 110);

• d’élargir la portée de son programme d’enquête sur
les accidents pour y inclure les questions portant sur
les relations avec les collectivités et l’intervention
d’urgence (recommandation 5-2, p. 111).

Partage de l’information

Nous recommandons à l’Office :

• de demander à l’ACPRÉ et aux autres organisations
de l’industrie de fournir à l’industrie, au gouvernement
et au public des occasions, par des conférences et
des ateliers, de partager régulièrement l’information
sur l’expérience pratique acquise en matière de FCST
et sur les progrès de la recherche (recommandation
6-15, p. 134).
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Abréviations

µm micromètre (1 million µm = 1 mètre)
ºC degré Celsius
ao taille de fissure critique à la pression

maximale de service
aT taille de fissure critique à la pression

d’essai
ACG Association canadienne du gaz
ACPP Association canadienne des

producteurs pétroliers 
ACPRÉ Association canadienne des pipelines

de ressources énergétiques
AEC Alberta Energy Company Ltd.
AEUB Alberta Energy and Utilities Board
AGA American Gas Association
ANG Alberta Natural Gas Company Ltd.
ASME American Society of Mechanical

Engineers
Battelle Battelle Memorial Institute
BSR bactérie sulfatoréductrice
BST Bureau de la sécurité des transports du

Canada
CANMET Centre canadien de technologie des

minéraux et de l’énergie 
C.-B. Colombie-Britannique
CCAIM Conseil canadien des accidents

industriels majeurs
CDDAC critère de défaillance de défauts axiaux

dans les conduites
CO2 dioxyde de carbone
CSA Association canadienne de

normalisation
CSA Z662 norme Réseaux de canalisations de

pétrole et de gaz de l’Association
canadienne de normalisation (CSA)

DSAS double soudure à l’arc submergé
É.-U. États-Unis d’Amérique
ÉLF époxy lié par fusion 



END essai non destructif
FCST fissuration par corrosion sous tension
FÉA fissuration éco-assistée
FFM fuite de flux magnétique
FIH fissuration induite par l’hydrogène
FPL Foothills Pipe Lines Ltd.
GRI Gas Research Institute
HPV haute pression de vapeur
INGAA Interstate Natural Gas Association of

America
IPL Pipeline Interprovincial Inc.
IPM inspection par particules magnétiques
klb kilolivre
klb/po2 kilolivre par pouce carré
km kilomètre
kPa kilopascal
kW/m2 kilowatt par mètre carré
lb/po2 livre par pouce carré
lb/po2 (ind.) livre par pouce carré (pression

indiquée)
LÉMS limite d’écoulement minimale spécifiée
Loi Loi sur l’Office national de l’énergie
m mètre
NGTL NOVA Gas Transmission Ltd.
mm/a millimètre par année
mm/s millimètre par seconde
mm millimètre
MPa mégapascal
MPa√m mégapascal par racine carrée d’un

mètre
mV Cu/CuSO4 potentiel en millivolts par rapport à une

demi-pile cuivre/sulfate de cuivre
NOVA NOVA Gas Transmission Ltd.
NRTC Novacor Research & Technology Corp.
NUL Northwestern Utilities Limited
Office, ONÉ Office national de l’énergie
OPLA Ontario Pipeline Landowners

Association
pH mesure de l’acidité ou de l’alcalinité

d’une substance
pi3/d pied cube par jour
PMS pression maximale de service
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PRASC Pipeline Risk Assessment Steering
Committee

PRCI Pipeline Research Council International
PT pression d’essai
PTC Petroleum Transmission Company
Rainbow Rainbow Pipe Lines Co. Ltd.
SRÉ soudure par résistance électrique
TCPL TransCanada PipeLines Limited
TGL TransGas Limited
TMPL Trans Mountain Pipe Line Company Ltd.
TNPI Pipelines Trans-Nord Limitée
TransCanada TransCanada PipeLines Limited
WEI or Westcoast Westcoast Energy Inc.
Youngstown Youngstown Sheet and Tube
ZAC zone affectée par la chaleur
ZGGAC zone à gros grains affectée par la

chaleur
∆ delta (variation)
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FISSURATION PAR CORROSION SOUS TENSION 1

1.0 Introduction

Le présent chapitre vise à fournir des renseignements généraux
sur les gazoducs et les oléoducs au Canada et à décrire les
organisations nationales qui jouent un rôle en matière de sécurité
pipelinière. Dans les chapitres ultérieurs, nous décrivons les
considérations qui ont abouti à l’enquête sur la fissuration par corrosion
sous tension (FCST), ce que nous avons appris à ce sujet et nos
conclusions sur la façon de traiter ce problème.

Plus de 540 000 kilomètres (340 000 milles) de gazoducs et
d’oléoducs enterrés sillonnent le pays. Leur diamètre varie de 25 mm
(1 po), dans le cas des conduites de distribution du gaz en plastique, à
1 219 mm (48 po) dans le cas des oléoducs parcourant les Prairies. Ces
pipelines transportent des hydrocarbures gazeux ou liquides, y compris
du gaz naturel, du pétrole brut, des produits à haute pression de vapeur

Chapitre 1
Les pipelines au Canada
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Principaux gazoducs au Canada



(HPV), comme le propane, ainsi que des produits raffinés, comme
l’essence et le carburéacteur.

Les pipelines constituent un moyen efficace pour transporter ces
produits. Le gaz naturel est transporté grâce à un réseau continu de
gazoducs reliés entre eux, à partir de champs de gaz qui se trouvent
surtout dans l’Ouest canadien, vers des marchés situés un peu partout
au Canada et aux États-Unis (É.-U.) Pendant son transport à travers le
pays, le gaz naturel est comprimé sous des pressions pouvant atteindre
8 700 kPa (1 260 lb/po2) et acheminé dans des canalisations en acier
sous haute pression. Lorsqu’il atteint la collectivité qu’il est destiné à
desservir, il est acheminé directement aux consommateurs dans des
conduites sous faible pression. Quant au pétrole brut, il provient surtout
de l’Ouest canadien et est transporté par oléoduc vers des raffineries
situées un peu partout sur le continent (figure 1.4).

La production et le transport de l’énergie sont des aspects très
importants de l’économie canadienne. Presque les deux tiers des
approvisionnements en énergie au Canada sont transportés par
pipelines, et pratiquement toutes les exportations de pétrole et de gaz -
évaluées à 15 milliards $ en 1995 - sont acheminées par pipelines.

Au Canada, les tracés empruntés par la plupart des pipelines sous
haute pression ont été déterminés dans les années 1950, lors de
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l’établissement des principaux réseaux pipeliniers. La plupart des
canalisations originales sont encore en service de nos jours. Toutefois,
les compagnies pipelinières ont constamment augmenté la capacité de
leurs réseaux, en ajoutant des stations de compression, des stations de
pompage et de nouveaux pipelines dont la plupart sont disposés
parallèlement aux pipelines d’origine.

1.1 Sécurité pipelinière au Canada

La sécurité pipelinière est un sujet important, car les produits
transportés sont des substances dangereuses. Il y a toujours risque de
fuite ou de rupture, ce qui peut avoir de graves conséquences sur les
personnes qui vivent ou travaillent à proximité, ainsi que sur l’environ-
nement. Lorsqu’il y a rupture d’un gazoduc sous haute pression, la
décompression soudaine du gaz dégage une énorme quantité d’énergie.
Le gaz qui s’échappe peut s’enflammer et causer des dommages
considérables. En cas de défaillance d’un oléoduc, le produit qui fuit
peut causer des dommages considérables à l’environnement. Certains
de ces hydrocarbures liquides, comme l’essence ou le carburéacteur,
peuvent s’enflammer et brûler. La défaillance d’un pipeline transportant
du propane ou d’autres produits à HPV peut donner lieu à la formation
d’un nuage de vapeur, susceptible lui aussi d’exploser.

Malgré le risque d’accidents graves, les pipelines sous haute
pression au Canada ont présenté un bon dossier de sécurité tout au
cours de leurs 40 années d’existence. On note de 30 à 40 cas de
défaillance chaque année sur les pipelines réglementés par l’Office,
mais il s’agit, dans la plupart des cas, de fuites et non de ruptures.
Depuis 1959, date à laquelle l’Office a été créé, un seul accident mortel
est survenu; en 1985, une charrue a provoqué la rupture d’un gazoduc
réglementé par l’Office, et l’accident a entraîné la mort d’un particulier.

Figure 1.4
Parc de citernes d’Edmonton

Edmonton : point de départ de deux grands

oléoducs canadiens, soit IPL vers l’est et TMPL

vers l’ouest.



4 RAPPORT DE L’ENQUÊTE

La construction et l’exploitation d’un réseau pipelinier soulèvent
un certain nombre de questions fort diverses en matière de sécurité,
allant de la façon dont les pipelines sont installés et exploités, en
passant par les mesures de sécurité prises par les personnes travaillant
à proximité des pipelines, jusqu’à des questions comme celle qui nous
intéressent dans le présent document, soit la fissuration par corrosion
sous tension. La sécurité pipelinière est le résultat de l’attention
soutenue que portent plusieurs organisations à ces questions. C’est à
l’industrie piplinière qu’il incombe avant tout d’assurer la sécurité. Elle
a, de bien des façons, pris les devants dans la résolution des questions
relatives à la sécurité. De plus, trois organisations nationales jouent des
rôles différents mais complémentaires dans le domaine de la sécurité
pipelinière.

1.2 Le rôle de l’Office national de l’énergie en matière
de sécurité

L’Office réglemente les pipelines interprovinciaux ou internationaux
au Canada, soit au total quelque 40 000 kilomètres (25 000 milles) de
pipelines. Les pipelines provinciaux sont réglementés par les provinces
dans lesquelles ils sont exploités.

En général, les pipelines réglementés par l’Office sont des
pipelines sous haute pression de grand diamètre. Par exemple, l’Office
réglemente deux des plus gros réseaux de gazoducs au pays, soit ceux
de TransCanada Pipelines Limited (TransCanada) et de Westcoast
Energy Inc. (Westcoast). Il réglemente aussi les deux plus gros réseaux
d’oléoducs, soit ceux de Pipeline Interprovincial Inc. (IPL) et de Trans
Mountain Pipe Line Company Ltd. (TMPL). De plus, il réglemente plus de
60 petits réseaux pipeliniers.

L’Office réglemente de nombreux aspects concernant les
pipelines. Il approuve la construction de nouveaux pipelines ainsi que
les droits payés pour le transport de pétrole ou de gaz naturel par
pipeline, s’assure qu’il y a accès équitable au réseau pour tous les
expéditeurs, et établit les règles et règlements concernant la conception,
la construction, l’exploitation et la cessation d’exploitation des pipelines.

L’Office a établi des exigences techniques minimales dans son
Règlement sur les pipelines terrestres. À l’occasion, il a ordonné à une
compagnie pipelinière de réduire temporairement la pression de service
de son pipeline ou de prendre d’autres mesures pour assurer
l’exploitation sécuritaire du pipeline.

l’Office peut enquêter sur tout accident impliquant un pipeline qui
relève de sa compétence. Si, à la suite d’une enquête, il relève des
problèmes en matière de sécurité, il peut ordonner à la compagnie
pipelinière de prendre des mesures correctives, ou faire des
recommandations sur les moyens à prendre pour qu’un tel accident ne
se répète pas. Dans certains cas, il peut aussi déterminer la cause de
l’accident et les facteurs susceptibles d’y avoir contribué.

Le rôle de l’Office en matière de

sécurité…

L’article 48 de la Loi sur l’ONÉ se lit en

partie comme suit :

48(1) Pour favoriser la sécurité de

l’exploitation d’un pipeline, l’Office peut

ordonner à la compagnie de réparer,

reconstruire ou modifier une partie de

celui-ci et, selon le cas, interdire l’utilisation

de cette partie avant la fin des travaux ou

assujettir son utilisation aux conditions qu’il

peut indiquer.

(2) L’Office peut, avec l’approbation

du gouverneur en conseil, prendre des

règlements concernant la conception, la

construction, l’exploitation et la cessation

d’exploitation d’un pipeline ainsi que, dans

le cadre de ces opérations, la protection

des biens et de l’environnement et la

sécurité du public et du personnel de la

compagnie.
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1.3 Rôle d’enquêteur du Bureau de la sécurité des
transports du Canada

Le Bureau de la sécurité des transports au Canada (BST) a comme
mandat de veiller à ce que les moyens de transport qui sont réglementés
par le gouvernement fédéral, y compris les pipelines, soient sécuritaires.
Pour ce faire, il mène, entre autres, des enquêtes indépendantes et, au
besoin, des enquêtes publiques sur les accidents de transport, en vue
d’en déterminer la cause et les facteurs qui y ont contribué. Lorsque le
BST enquête sur un accident de pipeline, l’Office n’est pas autorisé à
enquêter sur toute question liée à l’accident sur laquelle porte l’enquête
du BST.

1.4 Rôle de l’Association canadienne de normalisation

L’Association canadienne de normalisation (CSA) est une
organisation indépendante et à but non lucratif du secteur privé. Pour
nombre de produits et d’activités, elle constitue pour le public, les
gouvernements et les entreprises une tribune permettant d’atteindre un
consensus national en matière de normalisation. De nombreuses
normes CSA ont été incorporées dans les lois provinciales et fédérales.
Par exemple, le Règlement sur les pipelines terrestres de l’Office exige que
les compagnies pipelinières se conforment à la norme CSA Z662-94,
Réseaux de canalisations de pétrole et de gaz (CSA Z662). Cette norme a
été établie et acceptée par des comités représentant l’industrie
pipelinière, les fabricants et les organismes de réglementation, y
compris l’Office et les organismes de réglementation provinciaux. 

La norme CSA Z662 décrit en détail les exigences techniques
visant les réseaux pipeliniers, y compris les exigences de conception, les
matériaux pouvant être utilisés, les méthodes d’installation et
d’assemblage, l’exécution des essais de pression, les méthodes
acceptables de protection contre la corrosion, et l’exploitation et
l’entretien.

Nombre de compagnies traitent les normes CSA comme des
exigences minimales et établissent leurs propres normes, qui sont plus
strictes.



Chapitre 2
Enquête sur la fissuration par corrosion sous tension
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2.0 Introduction

Le chapitre précédent a décrit la structure fondamentale de
l’industrie pipelinière, ainsi que les rôles des différentes organisations
oeuvrant dans le domaine de la sécurité pipelinière. Le présent chapitre
décrit comment la FCST est devenue une question propre à faire l’objet
d’une enquête de la part de l’Office.

La FCST se manifeste d’abord par l’apparition de petites fissures
sur la surface des pipelines enterrés. Ces fissures, qui sont initialement
invisibles à l’oeil nu, sont très souvent regroupées en «colonies» dans
lesquelles elles sont toutes orientées dans la même direction. Au cours
des années, elles peuvent devenir plus longues et plus profondes, et
celles qui constituent une colonie peuvent se rejoindre et former des
fissures plus longues. Comme la FCST apparaît lentement, elle peut
exister sur les pipelines pendant de nombreuses années sans causer de
problèmes. Si une fissure grossit suffisamment, elle peut en fin de
compte provoquer une défaillance se manifestant par une fuite ou une
rupture.

La FCST n’est pas un problème particulier aux pipelines
canadiens. Elle est une cause connue de défaillance des pipelines un
peu partout au monde. Elle affecte des pipelines en Australie, en Iran, en
Iraq, en Italie, au Pakistan, en Arabie saoudite, dans l’ex-Union
soviétique et aux États-Unis.

La FCST n’est pas le seul problème qui cause la défaillance des
pipelines et menace la sécurité du public. Outre les effets de la corrosion
générale que les pipelines subissent, il arrive qu’ils soient endommagés
ou perforés accidentellement lors de travaux d’excavation. Les pipelines
enterrés peuvent aussi être endommagés par des mouvements de
terrain, comme les glissements. L’industrie pipelinière étudie ces
problèmes depuis longtemps et possède une bonne connaissance des
méthodes permettant de les gérer. Par contraste, l’industrie et les
chercheurs apprennent encore des choses sur la FCST, plus
particulièrement sur le type de FCST qui affecte les pipelines au Canada.

C’est en 1985 que l’on a pris conscience que la FCST affectait des
pipelines canadiens que nous réglementons. Il y a eu trois défaillances
dans le tronçon nord-ontarien du pipeline de TransCanada entre mars
1985 et mars 1986 (figure 2.1). Ces défaillances ont été attribuées à la
FCST et ont été considérées à l’époque comme le premier indice de
FCST au Canada, bien qu’ultérieurement on ait déterminé que la FCST
avait été détectée sur d’autres pipelines dans les années 1970. Le type



de FCST à l’origine de ces défaillances était différent de la FCST à «pH
élevé» observée sur d’autres pipelines ailleurs au monde. À l’époque, on
qualifiait cette nouvelle forme de fissuration de FCST à «bas pH». Plus
récemment, cette forme de FCST a été qualifiée, plus correctement
d’ailleurs, de FCST à pH «quasi neutre». (la différence entre la FCST à pH
élevé et la FCST à pH quasi neutre est expliquée au chapitre 3.)

En réaction à ces premières défaillances, TransCanada a mis en
oeuvre, en 1985, un programme intitulé «Programme de maintenance
de pipeline», qui visait à étudier le problème que constituait la FCST
dans son réseau et à trouver une solution. Ce programme faisait appel à
plusieurs méthodes de détection qui sont maintenant utilisées par
plusieurs compagnies (ces méthodes sont examinées au chapitre 4).
TransCanada a aussi effectué, dans le cadre de son programme, des
recherches considérables sur la formation et la propagation de la FCST à
pH quasi neutre.

2.1 Enquête menée par l’Office en 1993

TransCanada a subi ses quatrième et cinquième ruptures
impliquant la FCST en décembre 1991, à proximité de Cardinal, et en
juillet 1992, à proximité de Tunis, toutes deux en Ontario. À la suite de
son enquête sur ces défaillances, le BST a fait, en novembre 1992, trois
recommandations provisoires à l’Office par l’intermédiaire du ministre
de l’Énergie, des Mines et des Ressources [1].

En réponse à ces recommandations, l’Office a décidé, en
décembre 1992, que la meilleure façon de répondre au BST et
d’examiner le Programme de maintenance de pipeline serait de tenir
une enquête. L’enquête s’est tenue, conformément à l’ordonnance
MHW-1-92 [2] de l’Office, au début de 1993 par voie de mémoires. Au
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Figure 2.1
Site d’une défaillance due à la FCST : Lowther (Ontario), août 1995

Recommandations de 1992 du

BST :

Que l’Office national de l’énergie

s’assure que la pression interne de tous les

gazoducs sous réglementation fédérale,

sur lesquels on a découvert ou sur lesquels

il pourrait vraisemblablement exister de la

fissuration par corrosion sous tension, soit

inférieure aux niveaux critiques de

formation ou de propagation de la

fissuration par corrosion sous tension;

(P92-01)

Que l’Office national de l’énergie, en

collaboration avec l’industrie, mette au

point des méthodes améliorées pour la

détection, et des instructions précises pour

la réparation, des fissures causées par la

corrosion sous tension; et (P92-02)

Que l’Office national de l’énergie, en

collaboration avec les autorités

provinciales et en consultation avec

l’industrie, conçoive une série de

restrictions à l’exploitation s’appliquant à

l’ensemble de l’industrie et visant les

gazoducs où l’on soupçonne l’existence de

fissuration par corrosion sous tension.

(P92-03)

source : note [1]



total, 47 parties ont présenté des commentaires sur les
recommandations du BST et répondu à une liste de questions sur la
FCST. De plus, l’Office a demandé à toutes les compagnies pipelinières
qu’il réglementait de signaler tout cas de FCST dans leurs réseaux.

En août 1993, l’Office a déposé son rapport sur l’enquête
MHW-1-92, dans lequel il répondait aux recommandations du BST.
l’Office a conclu que [3]:

…des restrictions aux conditions d’exploitation n’offraient pas
une solution pratique aux problèmes causés par la forme [à
pH quasi neutre] de FCST rencontrée jusqu’à présent dans les
pipelines canadiens. Les éléments dont on dispose confirment
qu’il n’est actuellement pas possible de déterminer le niveau
critique de la formation ou de la propagation de la FCST [à pH
quasi neutre]. L’imposition de restrictions arbitraires à
l’exploitation n’entraînerait aucune amélioration quantifiable
de la sécurité et aurait des effets négatifs importants sur les
producteurs et les consommateurs de gaz naturel.

l’Office a conclu que «…la FCST n’est pas un problème largement
répandu au Canada et que là où la FCST existe sur les pipelines sous
réglementation fédérale, on traite le problème de façon responsable».[4]
l’Office poursuivait en disant, cependant, que «...compte tenu du fait que
le problème est localisé, et qu’il est difficile de détecter les nombreuses
petites fissures caractéristiques de la FCST, celle-ci peut exister sans
toutefois être détectée sur certains de ces réseaux de pipelines».[5] Par
conséquent, l’Office a incité toutes les compagnies sous sa compétence
«…à considérer l’expérience de TransCanada dans le domaine de la FCST et
à examiner leur propre réseau lorsque l’occasion se présente durant les
activités d’inspection, de réparation ou de maintenance, pour y déceler
l’éventuelle FCST».[6]

l’Office a également constaté que TransCanada a pris «…les
mesures nécessaires quant au risque que pose la FCST pour la sécurité, en
fournissant l’effort et les ressources appropriées dans la poursuite du
développement et la mise en place de son Programme de maintenance de
pipeline».[7] l’Office a appuyé la proposition de TransCanada d’effectuer
plus fréquemment des essais hydrostatiques et de remplacer toute
section de pipeline vulnérable à la FCST se trouvant à proximité
d’habitations ou de zones fort peuplées. l’Office indique également qu’il
«…continuera de suivre de près le développement de la recherche sur la
nature de la FCST et sur sa détection, ainsi que sur les techniques de
réparation, et est prêt à imposer les mesures nécessaires pour assurer la
sécurité du public». [8]

2.2 Évènements qui ont suivi l’enquête de 1993

Après l’enquête MHW-1-92, l’Office a demandé à toutes les
compagnies pipelinières sous sa compétence de lui signaler tout cas de
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FCST qu’elles auraient trouvé lors d’études réalisées depuis l’enquête.
Plusieurs compagnies ont indiqué qu’elles avaient examiné des parties
de leurs réseaux en utilisant des techniques semblables à celles
employées par TransCanada. Elles ont signalé qu’elles avaient décelé
quelques cas de FCST, mais qu’il ne s’agissait pas de cas graves.

Entre-temps, la recherche sur la FCST progressait. On en
apprenait plus sur la FCST à pH quasi neutre qu’on n’en connaissait à
l’époque de l’enquête MH-1-92. On recevait également plus
d’informations émanant de travaux effectués sur le terrain, où l’on
détectait des fissures causées par la corrosion sous tension sur un
nombre de plus en plus grand de pipelines.

C’est alors que sont survenues, à six mois l’une de l’autre, les
sixième et septième ruptures causées par la FCST sur le réseau de
TransCanada. En février 1995, à proximité de Vermilion Bay dans le
nord de l’Ontario, la FCST a provoqué une rupture au cours de laquelle
le gaz qui fuyait s’est enflammé. On avait déjà déterminé que cette
section du pipeline était susceptible à la FCST; d’ailleurs, elle avait déjà
fait l’objet, plusieurs années auparavant, d’un essai hydrostatique dans
le cadre du Programme de maintenance de pipeline de la compagnie.
En fait, le pipeline devait subir un autre essai lorsque la rupture est
survenue. À la suite de cet incident, TransCanada a soumis à des essais
d’autres sections semblables qui n’en avaient pas subi récemment.

En juillet 1995, la FCST a causé une rupture du pipeline de
TransCanada à proximité de Rapid City, au Manitoba, provoquant une
importante explosion (figure 2.2). Jusqu’à cette date, TransCanada avait
effectué un certain nombre de fouilles exploratoires dans l’Ouest
canadien et n’avait trouvé aucun indice de FCST importante dans son
réseau à l’ouest de Winnipeg. En conséquence, TransCanada avait surtout
appliqué son Programme de maintenance de pipeline à son réseau à l’est
de Winnipeg. À Rapid City, la défaillance est survenue en aval d’une
station de compression sur une courte section de conduite qui avait été
revêtue manuellement de ruban protecteur. (Le reste de la section était
protégé par un type différent de revêtement considéré comme étant
efficace contre la FCST.) Toutefois, à la lumière des renseignements de
plus en plus nombreux acquis sur la FCST depuis l’enquête précédente,
l’incident de Rapid City a accru l’inquiétude suscitée par ce qui semble
maintenant une présence généralisée de la FCST.

2.3 Enquête menée par l’Office en 1995

En août 1995, l’Office a réagi à cette inquiétude accrue en
ordonnant la tenue d’une enquête publique sur la FCST (dont le cadre
est donné à l’annexe I). Trois membres de l’Office, soit Kenneth W.
Vollman, Anita Côté-Verhaaf et Roy Illing, ont été autorisés à constituer
un comité d’enquête, à tenir une enquête et à présenter leurs
constatations à l’Office.
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Le 20 septembre 1995, le comité invitait le public à participer à
ses travaux et distribuait des instructions pour l’instance et une liste
préliminaire des questions qui seraient abordées durant l’enquête.

L’une des premières tâches a consisté à obtenir le plus de
renseignements possible sur la FCST afin de comprendre tous les
aspects de ce type de fissuration. Nous voulions que cette enquête
permette de dresser le dossier le plus complet qui soit, c’est-à-dire un
dossier équilibré comprenant une vaste gamme d’expériences, de
recherches et de points de vue. Nous désirions entendre des personnes
vivant à proximité de pipelines, des chercheurs et d’autres experts, ainsi
que des compagnies pipelinières, des associations industrielles et
d’autres organismes de réglementation. La liste préliminaire des
questions a servi à guider les discussions avec ces groupes lors d’une
série de consultations et de réunions d’information technique qui ont eu
lieu entre septembre 1995 et février 1996.

2.3.1 Consultations avec le public

De toute évidence, ce sont les personnes qui habitent le plus près
d’un pipeline qui subissent les effets les plus immédiats d’une
défaillance. Nous avons été très sensibles à l’impact de la FCST sur ces
personnes et nous avons cherché à obtenir leur point de vue. L’une des
premières mesures prises par les représentants et les experts-conseils
de l’Office a été de rencontrer les résidents et les fonctionnaires des
municipalités de Rapid City, au Manitoba, et de Vermilion Bay, de
Williamstown et de Cardinal, en Ontario, où il y avait eu défaillance d’un
pipeline (figure 2.4). Le personnel de l’Office a aussi rencontré les
représentants de l’Ontario Pipeline Landowners Association (OPLA), un
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Figure 2.2
Site d’une défaillance due à la FCST : 
Rapic City (Manitoba), juillet 1995



groupe de propriétaires fonciers du sud de l’Ontario qui avaient
manifesté leur intérêt pour l’enquête. Le compte rendu de ces
rencontres a été consigné et résumé dans des rapports. Les
préoccupations dont ont fait état les propriétaires fonciers, les
personnes habitant à proximité des pipelines, ainsi que le personnel
d’intervention d’urgence et les fonctionnaires des municipalités ont été
incorporées dans la version révisée de la liste des questions, dans la
mesure où notre mandat le permettait. Nous nous sommes aussi
engagés, une fois l’enquête terminée, à tenir ces collectivités au courant
de la situation, comme elles l’avaient demandé. 

2.3.2 Réunions d’information technique

À la fin de 1995 et au début de 1996, nous avons tenu des
réunions d’information technique pour recueillir des renseignements sur
la FCST et les questions connexes. Voici les parties que nous avons
rencontrées :
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rupture sur TCPL (Tunis, Ont.)
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2 ruptures sur TCPL 
(Ignace, Lowther, Ont.)
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(Callander, Ont.)
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recommandations du BST

défaillances de pipeline

activités de recherche

programmes d’examen

autres évènements

Figure 2.3
Chronologie des évènements liés à la FCST au Canada



Exploitants de pipelines et associations industrielles

• TransCanada, NOVA Gas Transmission Ltd. (NGTL) et Mobil
Oil Canada Ltd. (qui est l’exploitant de Rainbow Pipe Lines
Co. Ltd. (Rainbow)) ont discuté de leur expérience dans le
domaine de la FCST.

• L’Association canadienne des pipelines de ressources
énergétiques (ACPRÉ) a fourni certains renseignements sur
l’expérience des compagnies qui en sont membres.

• L’Interstate Natural Gas Association of America (INGAA) a
discuté de l’expérience de ses compagnies membres qui
exploitent des pipelines.

Sociétés d’experts-conseils et fabricants

• Camrose Pipe Company, fabricant de conduites, et Shaw
Pipe Protection, filiale de Shaw Industries Ltd., un fabricant
de revêtements pour pipelines.

• British Gas, une société ouverte à responsabilité limitée,
(British Gas) et Pipetronix Ltd. (Pipetronix), importantes
compagnies qui mettent au point des outils d’inspection
interne permettant de détecter les fissures sur les pipelines.

• J.E. Marr Associates (Canada) Ltd., compagnie qui se
spécialise dans l’élaboration de modèles pour prédire les
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zones où la FCST peut survenir, ainsi que dans l’exécution
d’études sur le terrain permettant de déceler la FCST.

Organismes gouvernementaux

• le BST et l’Alberta Energy and Utilities Board (AEUB). Cette
dernière est chargée de réglementer les oléoducs et
gazoducs relevant de la province de l’Alberta.

Chercheurs

• Battelle Memorial Institute (Batelle); Cortest Columbus
Technologies, Inc. (Cortest); le Centre canadien de la
technologie des minéraux et de l’énergie (CANMET); et
Novacor Research Technology Corporation (NRTC).

• l’expert éminent dans le domaine de la FCST, le Dr R.N.
Parkins (Parkins), de l’Université de Newcastle-Upon-Tyne,
Angleterre.

2.3.3 Audience publique

L’audience publique constituait la phase suivante de l’enquête. Le
6 décembre 1995, nous avons émis des instructions supplémentaires
pour l’instance et une version révisée de la liste des questions qui
seraient traitées à l’audience.

Cette liste révisée comprenait six points généraux :

• mesure dans laquelle la FCST affecte les oléoducs et les
gazoducs au Canada;

• état de la recherche sur la FCST affectant les pipelines
enterrés;

• détection de la FCST sur les pipelines enterrés;

• mesures d’atténuation de la FCST sur les pipelines enterrés;

• prévention de la formation de la FCST sur les pipelines
enterrés;

• sécurité du public et des employés des compagnies, et
protection de l’environnement et des biens.

La version complète de la liste des questions figure à l’annexe II.
L’audience publique prévue dans le cadre de l’enquête s’est

déroulée du 15 au 23 avril 1996 à Calgary (Alberta), en vue d’interroger
les témoins et d’entendre les témoignages de toutes les parties. Tous les
participants ont été invités à préparer des mémoires basés sur la liste
des questions. Ils ont présenté par écrit leurs exposés finals.

Voici les groupes qui ont participé activement à l’audience :
British Gas, l’Association canadienne des producteurs pétroliers (ACPP),
l’Association canadienne du gaz (ACG), l’ACPRÉ, TransCanada et
l’OPLA. Un certain nombre de compagnies pipelinières ont participé à
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l’audience en tant que membres d’associations industrielles. De plus,
plusieurs autres participants, y compris des propriétaires fonciers, divers
particuliers et des organisations, ont présenté des lettres de commentaires.

L’ACPRÉ, qui comprend treize des principaux exploitants de
pipelines au Canada, a joué un rôle majeur dans l’enquête pour le
compte de ses membres. Elle a présenté une grande quantité de
données techniques et a invité des témoins clés, certains provenant de
l’étranger, pour répondre à des questions dans le cadre de l’enquête.
Elle a indiqué son intention de jouer un rôle clé dans les activités qui
suivraient l’enquête. En conséquence, nous lui avons adressé un certain
nombre de nos recommandations. 

Dans les chapitres suivants, nous décrivons ce que nous avons
appris sur la FCST et comment nous avons utilisé ces connaissances
dans l’élaboration de nos recommandations.
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3.0 Introduction

Le présent chapitre porte sur ce que nous avons appris sur la
façon dont la FCST se forme et se propage. Nous définissons ce que
nous entendons par la fissuration éco-assistée, par les différences entre
la FCST à pH quasi neutre, courante au Canada, et la FCST à pH élevé.
Nous expliquons aussi ce que nous appelons les trois conditions
nécessaires pour que la FCST se forme et se propage.

3.1 Fissuration éco-assistée

La FCST est une forme de «fissuration éco-assistée» ou FÉA. Cette
expression générale décrit tous les types de fissuration dans les pipelines
lorsque les conditions du milieu, le matériau constituant la conduite et les
contraintes qui s’exercent sur elle se conjuguent de manière à diminuer la
résistance de la conduite (sa capacité à supporter des charges).

Dans un sens, les différents types de FÉA sont le résultat de
facteurs chimiques et physiques qui se conjuguent. Les circonstances
particulières de chaque type de FÉA sont uniques. Lorsque l’acier entre
en contact avec l’eau, les minéraux et les gaz contenus dans l’eau, une
fois en contact avec la surface de l’acier, créent des cellules qui
l’attaquent. Cette réaction chimique ou électrochimique est la corrosion
et, dans d’autres circonstances, causerait normalement un
amincissement de la paroi de la conduite ou des piqûres dans l’acier.
Par ailleurs, la contrainte fait partie de l’équation de la FÉA et, dans
certains types de FÉA, contrainte et corrosion se conjuguent de manière
à affaiblir la conduite.

D’autres types de FÉA se retrouvent également dans d’autres
industries. Les chaudières sont attaquées par fissuration en milieu
caustique; la tuyauterie en acier au carbone des caloporteurs des
réacteurs nucléaires est attaquée par la FCST; la tuyauterie en acier
inoxydable des circuits d’ammoniac dans les installations chimiques se
fissure, tout comme celle des puits de pétrole acide.

3.2 FCST à pH quasi neutre et FCST à pH élevé dans les
pipelines

Nous connaissons deux types de FCST qui causent des défail-
lances de pipelines. Il s’agit de la FCST à pH élevé et de la FCST à pH
quasi neutre, ainsi nommés selon le degré d’acidité ou d’alcalinité du
milieu en contact avec la surface de la conduite.

Chapitre 3
Comprendre la fissuration par corrosion sous tension

Parents proches : 
autres types de fissuration 
éco-assistée (FÉA)

Il existe d’autres types de FÉA : la

fatigue par corrosion, la fissuration induite

par l’hydrogène (FIH), la fragilisation par

l’hydrogène, etc. Suit un exemple de l’effet

du milieu et des contraintes qui entraînent

ces types de fissuration.

• Une conduite en eau salée soumise à

de longs cycles de sollicitation ne se

fissurera pas par corrosion sous

tension, mais comportera des fissures

de fatigue par corrosion après un

nombre de cycles suffisant.

• En l’absence d’un courant cathodique,

une conduite dans un milieu d’acide

carbonique (à pH quasi neutre) se

fissurera par corrosion sous tension

lorsque soumise à de longs cycles de

sollicitation (par ex. moins d’un cycle

par jour). Si la fréquence de

sollicitation est portée à des centaines

de cycles par jour, des fissures de

fatigue par corrosion peuvent se

former. Si elle est augmentée

davantage, des fissures de fatigue

peuvent se former car le temps de

contact avec le milieu est insuffisant

pour que ce dernier puisse avoir un

effet corrosif. (La différence réside

dans le temps de contact de l’acier

avec le milieu pendant la période de

traction du cycle.)



La FCST à laquelle sont exposés les pipelines canadiens est
essentiellement du type à pH quasi neutre, de sorte que nous nous
attarderons à examiner comment cette forme de FCST se développe.
Toutefois, les conditions qui causent la FCST à pH quasi neutre sont plus
faciles à comprendre lorsque nous pouvons les comparer à celles qui
causent la FCST à pH élevé. La description qui suit de la manière dont la
FCST à pH élevé se forme, puis se propage, constituera un cadre pour
l’analyse ultérieure de la FCST à pH quasi neutre.

3.2.1 FCST à pH élevé

Les pipelines enterrés sont recouverts d’un revêtement de
protection contre la corrosion, mais la conduite d’acier risque toujours
d’être exposée au milieu ambiant, auquel cas elle pourrait être vulnérable
à la corrosion. Comme la corrosion est une réaction électrochimique, une
protection efficace consiste à acheminer un courant électrique à travers le
sol jusqu’à la conduite. Ce procédé, qui confère au pipeline un potentiel
cathodique, s’appelle protection cathodique.

La FCST à pH élevé ne se produit que dans une plage de potentiel
cathodique assez étroite, dans un milieu chargé de
carbonate/bicarbonate de pH supérieur à 9. Dans la plage de potentiel
cathodique et dans un milieu propices à la FCST à pH élevé, il se forme
un film protecteur sur la surface de l’acier [1]. Ce film est une mince
couche d’oxyde provenant de la réaction électrochimique qui se produit.

Si le film protecteur est continu, la FCST ne peut se produire
parce que le film agit comme une barrière entre la surface de la
conduite et le milieu ambiant. Mais si l’acier est étiré au point de se
déformer de façon permanente, le film, de nature fragile, peut se
rompre, auquel cas le métal à nu sera exposé au milieu ambiant. C’est
par ce phénomène de défaillance du film menant à l’exposition du métal
que la FCST peut se former.

La déformation susmentionnée est dite «plastique». Si la déformation
plastique est ramenée à une déformation «élastique» (non permanente) de
la conduite, le film protecteur finit par recouvrir l’acier nouvellement
exposé, rétablissant ainsi la barrière protectrice, et la propagation des
fissures cesse. Pour que cette dernière reprenne, le film doit être rompu par
une déformation plastique à la tête de la fissure. Ce phénomène cyclique
montre que les fissures peuvent commencer ou arrêter de se propager
selon le niveau des contraintes et des déformations dans l’acier. Comme le
film prend du temps à se former, les fissures peuvent se propager
seulement si le taux de déformation plastique est supérieur au taux de
formation du film. Par conséquent, le taux de déformation, qui est lié au
taux de variation de la pression dans la conduite, est un facteur déterminant
de la propagation des fissures par FCST à pH élevé. Il est important de noter
que les niveaux des contraintes ou des déformations locales dans une
conduite peuvent différer des niveaux des contraintes ou des déformations
dans l’ensemble d’un pipeline.
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Données concernant le pH...

Le sol et l’eau peuvent être acides,

neutres ou alcalins, et le degré d’acidité ou

d’alcalinité est mesuré par le pH qui varie

entre 0 (très acide) et 14 (très alcalin).

L’eau du robinet a normalement un pH de

7, c’est-à-dire neutre.
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3.2.2 FCST à pH quasi neutre

La recherche sur la FCST à pH élevé se poursuit depuis plus de
30 ans, mais celle sur la FCST à pH quasi neutre ne date que d’une
décennie à peine. Comme les deux types de fissuration diffèrent, la
recherche n’est en général pas transférable.  Par conséquent, des
connaissances additionnelles sur la FCST à pH quasi neutre doivent être
développées.  Les caractéristiques de la FCST à pH quasi neutre et de la
FCST à pH élevé sont comparées au tableau 3.1.

Plusieurs chercheurs ont pris la tête de la recherche sur la FCST,
et certains ont fait des présentations lors de l’enquête. Parkins a
souligné que la façon dont la FCST à pH quasi neutre se forme, puis se
propage, reste à élucider; le lecteur du présent rapport doit donc en tenir
compte [3]. Dans sa présentation, Parkins a indiqué que la dissolution et
l’hydrogène seraient des facteurs dans la croissance de la FCST à pH
quasi neutre [4] :

Nous sommes loin de disposer d’une théorie ou d’un modèle
fiable et quantitatif de la FCST à pH quasi neutre. J’ai suggéré
que le mécanisme de propagation des fissures en est un de
dissolution et de pénétration de l’hydrogène dans l’acier,
l’hydrogène facilitant la propagation des fissures en diminuant
la ductilité de l’acier. Même si les signes de corrosion dans les
lèvres des fissures qui se sont formées en cours d’exploitation
ou lors d’essais en laboratoire révèlent qu’il y a dissolution

Tableau 3.1
Caractéristiques de la FCST à pH élevé et de la FCST à pH quasi neutre dans les pipelines 

facteur FCST à pH quasi neutre (non classique) FCST à pH élevé (classique)

emplacement • 65 % entre la station de compression et la 1ière vanne • en général, dans les premiers 20 km en aval de la station 
(distance entre vannes : 16 à 30 km en général) de compression

• 12 % entre les 1ière et 2e vannes • le nombre de défaillances diminue rapidement avec la
• 5 % entre les 2e et 3e vannes distance en aval du compresseur et avec la température plus 
• 18 % en aval de la 3e vanne basse de la conduite
• FCST associée aux conditions particulières du terrain : • FCST associée aux conditions particulières du terrain : sols allant

sols allant d’humides à secs et qui tendent à déloger et d’humides à secs et qui tendent à déloger et à endommager les
à endommager les revêtements revêtements.

température • aucune corrélation apparente avec la température de la conduite • décroissance exponentielle du taux de croissance en fonction 
• semble se produire dans les climats froids où la concentration de de la diminution de la température

CO2 dans l’eau souterraine est plus élevée

électrolyte • solution diluée de bicarbonate de pH neutre variant • solution concentrée de carbonate-bicarbonate de pH alcalin 
entre 5,5 et 7,5 supérieur à 9,3

potentiel • à un potentiel de corrosion libre de -760 à -790 mV (Cu/CuSO4) • de -600 à -750 mV (Cu/CuSO4)
électrochimique • la protection cathodique n’atteint pas la surface de la conduite • la protection cathodique permet d’atteindre ces potentiels

aux sites de FCST

trajectoire et • surtout transgranulaire (en travers des grains d’acier) • surtout intergranulaire (entre les grains d’acier)
morphologie • fissures larges avec signes de corrosion marquée • fissures étroites et serrées sans indice de corrosion secondaire 
des fissures des lèvres des fissures des lèvres des fissures

Source : d’après la note [2]
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dans des enclaves au creux des fissures, il n’est pas certain
que la dissolution explique à elle seule la propagation des
fissures car, dans des conditions de contraintes ou de
déformations importantes, les taux de croissance sont
nettement supérieurs à ce que peuvent produire les taux de
dissolution observés dans des milieux à pH [quasi neutre].
Toutefois, la preuve du rôle que peut jouer l’hydrogène dans
l’ensemble du phénomène de croissance est plutôt indirecte
que directe.

Parkins [5] a indiqué que les facteurs contribuant à la formation
des fissures par FCST à pH quasi neutre semblent se résumer aux points
suivants :

1. Les fissures se forment probablement à la surface de l’acier à
partir de piqûres où il s’établit un milieu isolé dont le pH est
suffisamment bas pour produire de l’hydrogène atomique.

2. La présence de dioxyde de carbone (CO2) dans l’eau
souterraine aide à créer un pH quasi neutre.

3. Une partie de l’hydrogène atomique produit pénètre dans
l’acier, dégradant localement ses propriétés mécaniques de
sorte que les fissures se forment ou se propagent sous l’effet
combiné de la dissolution et de la fragilisation par
l’hydrogène.

4. La dissolution anodique continue dans les fissures est
nécessaire pour qu’il y ait propagation, facilitée par la
pénétration de l’hydrogène dans l’acier.

5. Il se peut que le degré de déformation plastique nécessaire
pour qu’il y ait fissuration ne soit pas uniquement lié à la
fracture de l’acier fragilisé, mais pourrait être un facteur
contributif en entraînant la rupture du film protecteur et en
permettant à l’hydrogène d’atteindre l’acier et d’y pénétrer.

Ainsi, Parkins [6] est d’avis que la propagation de la FCST à pH
quasi neutre tient à la dissolution et à la présence d’hydrogène, ce que
prônent également Leis [7], Wilmott et Jack [8], Lambert et Plumtree [9],
et Beavers [10].

3.2.3 Caractéristiques des fissures par FCST à pH élevé et par
FCST à pH quasi neutre

Les deux types de FCST se distinguent par la façon dont les
fissures se propagent. Les figures 3.1 et 3.2 représentent respectivement
des coupes métallographiques de fissures par FCST à pH élevé et de
fissures par FCST à pH quasi neutre. La FCST à pH élevé produit une
fissuration intergranulaire, où les fissures se propagent autour ou entre
les grains de l’acier. Ces fissures sont très étroites et serrées. La plupart
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Figure 3.1
Coupe métallographique, FCST à pH élevé
(grossie 250 fois)

Figure 3.2
Coupe métallographique, FCST à pH quasi neutre
(grossie 250 fois)

Avec la permission de R.J. Eiber

Avec la permission de R.J. Eiber
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des fissures produites par FCST à pH quasi neutre sont différentes. Elles
sont en général transgranulaires, traversant les grains de l’acier. Leurs
lèvres se corrodent et elles semblent beaucoup plus larges que les
fissures par FCST à pH élevé. Par contre, les lèvres sont en général plus
étroites vers le fond de la fissure.

La trajectoire des fissures (intergranulaires ou transgranulaires)
diffère selon les conditions du milieu et la vulnérabilité de l’acier. Dans
la FCST à pH élevé, les joints de grain sont plus vulnérables à la
dissolution que les grains eux-mêmes; c’est donc là que les fissures se
forment. Parkins a montré que la FCST transgranulaire peut aussi se
produire à pH élevé lorsque les fissures deviennent relativement
profondes ou qu’elles sont exposées à des contraintes relativement
élevées ou très variables [11]. Par conséquent, il ne suffit pas qu’une
fissure soit transgranulaire pour que nous puissions conclure avec
certitude qu’elle est le résultat d’une FCST à pH quasi neutre.

3.3 Conditions requises pour la formation de la FCST

Comme nous l’avons souligné, chaque type de FÉA, dont la FCST,
se développe dans un ensemble de conditions uniques et individuelles
qui lui sont propres. L’enquête a porté en détail sur les conditions
particulières dans lesquelles la FCST à pH quasi neutre se développe sur
un pipeline dans un type de milieu donné. Nous savons que trois
conditions sont nécessaires pour qu’il y ait fissuration par corrosion
sous tension : 

• un milieu propice à la surface de la conduite,

• un pipeline constitué d’un matériau vulnérable,

• une contrainte de traction.

La figure 3.3 illustre la relation entre ces conditions.
Le point essentiel est qu’il faut que les trois conditions soient

réunies pour qu’il y ait fissuration. Si une des trois conditions peut être
éliminée ou atténuée au point d’empêcher la fissuration, alors la FCST
peut être évitée. Par exemple, il arrive souvent que, dans un milieu à
peine corrosif, mais exempt de source de contrainte ou de matériau
vulnérable, la corrosion ne soit pas suffisante pour menacer l’intégrité
du pipeline. De même, il ne peut y avoir FCST si le milieu est corrosif et
qu’il s’y trouve une source de contrainte, mais que la conduite de métal
est suffisamment protégée.

Nous examinerons maintenant en détail les aspects uniques de
ces trois conditions qui mènent à la formation de la FCST.

3.4 Milieu propice

Les conditions à la surface de la conduite définissent le milieu. Ce
milieu peut être isolé du sol environnant par le revêtement du pipeline,
et les conditions à la surface de la conduite peuvent différer de celles du



sol environnant. La recherche en laboratoire et l’expérience sur le
terrain nous ont bien renseignés sur le milieu qui est propice à la FCST à
pH quasi neutre. Les chercheurs ont appris que le milieu renferme une
gamme d’espèces chimiques favorisant la FCST à pH quasi neutre. On a
trouvé de la FCST dans les milieux pauvres en acide carbonique et en
ions carbonate, et contenant d’autres espèces tels des ions chlorure,
sulfate et nitrate. Comme tous ces milieux sont propices à la FCST, il
faut s’attendre à ce que le milieu varie d’un siège de FCST à l’autre [12].

L’acide carbonique est le produit de la réaction entre le CO2

contenu dans le sol et l’eau souterraine; plus la température du sol est
faible, plus la solubilité du CO2 est élevée; plus la concentration de CO2

est élevée, plus le pH est faible, la plage de quasi-neutralité allant de 5,5
à 7,5. Les milieux d’acide carbonique étudiés sur le terrain là où on a
trouvé de la FCST sont des milieux relativement dilués et donc peu
corrosifs [13].

Un milieu propice à la FCST à pH quasi neutre ne peut se
développer que lorsque le revêtement protecteur de la conduite est
endommagé ou se détache, et en l’absence du courant cathodique
destiné à prévenir la corrosion. Si le courant cathodique atteint la
surface de la conduite en présence d’eau souterraine contenant peu de
CO2, il s’établira un milieu de carbonate/bicarbonate dont le pH variera
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milieu propice
•  détachement du revêtement
•  humidité et CO2
•  niveaux de protection cathodique
•  conditions pédologiques
•  température

matériau vulnérable
•  condition de la 
   surface de la conduite
•  microstructure de l’acier

contrainte de traction
•  contraintes introduites 
   lors de la fabrication
•  contraintes exercées 
   durant l’exploitation
    - pression de service
    - chargements cycliques
    - niveau de contraintes
    - contraintes secondaires

Figure 3.3
Les trois conditions requises pour la formation de la FCST



entre 9 et 13, et la FCST à pH quasi neutre ne pourra se produire. Par
contre, certains types de revêtement, lorsqu’ils se détachent, font
obstacle à la protection cathodique. En outre, lorsque la résistivité du
sol est élevée, le courant cathodique ne peut atteindre la surface de la
conduite. Si, dans ces circonstances, l’eau souterraine et le CO2 entrent
en contact avec la surface de la conduite, il se forme alors un milieu
d’acide carbonique dont le pH se situera entre 5,5 et 7,5, plage propice à
la FCST à pH quasi neutre.

En résumé, les quatre facteurs contrôlant la formation du milieu
propice à l’apparition de la FCST à pH quasi neutre sont le type et l’état du
revêtement, le sol, la température et l’intensité du courant cathodique.

3.4.1 Types de revêtement

Au cours des ans, plusieurs matériaux de protection différents ont
été employés pour revêtir les pipelines, et nous avons appris que le type
de revêtement a un effet sur la formation d’un milieu propice à la FCST à
pH quasi neutre. Cela s’explique par le fait que les caractéristiques des
matériaux des revêtements diffèrent, les uns se détachant plus
facilement que les autres (cas où le revêtement se détache de la conduite
sans être endommagé) ou créant des «lacunes» dans le revêtement (cas
où il y a des brèches ou des discontinuités dans le revêtement). L’usage
du ruban de polyéthylène était répandu du début des années 1960 au
début des années 1980, mais un fort pourcentage des défaillances se
sont produites dans des pipelines revêtus de ruban de polyéthylène qui
ont été installés entre 1968 et 1973 (figures 3.4 et 3.5). Il est important de
noter que, jusqu’à ce jour, aucune FCST n’a été observée dans les
pipelines revêtus de polyéthylène extrudé ou d’époxy lié par fusion [14].
Certains de ces revêtements sont en place depuis plus de vingt ans.

Les types de revêtement utilisés dans l’industrie ont évolué au
cours des années. La figure 3.7 donne un aperçu des principaux types de
revêtement utilisés au Canada au cours des 60 dernières années.
Certains de ces revêtements continuent à être employés.

• Dans les années 1950 et 1960, les revêtements de goudron
de houille et de bitume étaient abondamment appliqués au
chantier. Ils étaient aussi parfois appliqués sur les conduites
à l’usine dans les années 1970 et 1980.

• Au milieu des années 1950, des revêtements de
polyéthylène extrudé appliqués à l’usine ont été lancés sur
le marché. Ils sont en usage depuis ce temps, surtout pour
les conduites de petit diamètre.

• Du début des années 1960 au début des années 1970, du
ruban de polyéthylène, à enroulement simple ou double,
était appliqué au chantier (figure 3.6). Depuis le milieu des
années 1980, ce revêtement a été amélioré. Grâce à de
meilleurs produits d’adhérence (mastics), ces nouveaux
types de ruban sont moins susceptibles de se détacher.
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ruban de polyéthylène (73 %)

e houille (9 %)

bitume (9 %)

autres (9 %)

goudron de
houille
(9 %)

Figure 3.4
Distribution des défaillances par
FCST selon le type de revêtement

de 1986 à 1973 (82 %)

avant 1968 (14 %)

après 1973 (4 %)

Figure 3.5
Distribution des défaillances par
FCST selon l’année de pose du
pipeline

Source :  note [14]

Source :  note [14]



Même en cas de détachement, le ruban ne se détache que
du mastic, et la conduite demeure protégée parce que le
mastic continue d’adhérer à la surface de celle-ci.

• Au début des années 1970, les revêtements en époxy lié par
fusion appliqués en usine ont été lancés sur le marché et sont
abondamment utilisés pour les conduites de grand diamètre.
Actuellement, c’est le type de revêtement le plus utilisé [15].

En général, les revêtements de goudron de houille, de bitume et
de polyéthylène extrudé, ainsi que les rubans de polyéthylène étaient
appliqués sur des conduites qu’on avait au préalable débarrassées à la
brosse d’acier ou au grattoir de toute rouille ou saleté. Les conduites
revêtues d’époxy lié par fusion étaient sablées ou grenaillées avant
d’être revêtues, afin de favoriser l’adhérence et d’éliminer de la surface
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Figure 3.6
Enrubaneuse

Avec la permission de Petroleum Communication Foundation/NOVA

1940 1950 1960 1970 1980 1990 2000

goudron de houille

ruban cire/vinyle bitume

polyéthylène extrudé «yellow jacket»

ruban de polyéthylène

revêtement en époxy lié par fusion

revêtement triple épaisseur en polyéthylène et époxy lié par fusion

revêtement composite

Figure 3.7
Aperçu des principaux revêtements utilisés au Canada

Source :  note [15]



la plus grande partie de la croûte de laminage. À propos des
revêtements appliqués en usine, les extrémités des conduites étaient
laissées à nu, et les soudures transversales étaient revêtues d’un autre
matériau au chantier. En général, on utilisait du ruban de polyéthylène,
des gaines thermorétractables ou un époxy liquide. Les caractéristiques
de chacun des principaux revêtements sont maintenant abordées.

Bitume et goudron de houille. Ces revêtements sont
relativement épais (de 2 à 4 mm) et souvent assez fragiles. Lorsque la
surface de la conduite n’est pas adéquatement préparée, ils adhèrent
souvent mal à l’acier. Les contraintes exercées par le sol favorisent leur
détachement et la création de lacunes dans le revêtement, lors de
l’exploitation du pipeline. Une fois détachés, ces revêtements se
saturent d’humidité et conduisent le courant cathodique dans la zone
affectée, ce qui protège la conduite. Il n’y a pas eu de FCST à pH quasi
neutre dans les conduites enduites de bitume ou de goudron de houille,
sauf  lorsque la résistivité du sol était telle que le courant cathodique ne
pouvait atteindre la surface de la conduite. Dans les conduites enduites
de bitume, la FCST n’attaque pas des sites préférentiels, mais se produit
partout où il y a détachement du revêtement ou lacune dans celui-ci.
Dans les conduites enduites de bitume, la FCST produit une colonie de
fissures semblables en surface à celle de la figure 3.8.

Ruban de polyéthylène posé au chantier. Ces rubans sont
enroulés autour de la conduite avec un chevauchement de 18 à 50 mm.
Ces revêtements se détachent facilement à cause de la boursouflure qui
se produit entre la surface de la conduite et le ruban, le long de la crête
formée par la surépaisseur de soudure longitudinale (figure 3.9). Il peut
aussi y avoir détachement dans le chevauchement lorsque les
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Figure 3.8
Colonie de fissures due à la FCST

Avec la permission de R.J. Eiber



enroulements successifs ne sont pas bien liés. Lorsqu’un ruban de
polyéthylène se détache, l’humidité pénètre sous le revêtement. Comme
le polyéthylène est un bon isolant électrique et que le parcours est long
sous le ruban détaché, le courant cathodique appliqué à travers le sol ne
peut atteindre la surface de la conduite pour empêcher la corrosion. Par
conséquent, il s’établit un milieu propice à la formation de la FCST à pH
quasi neutre.

Ce type de revêtement est un facteur important de FCST, car 73 %
des défaillances causées par la FCST à pH quasi neutre se sont produites
dans des conduites revêtues de ruban de polyéthylène (figure 3.4).
L’ACPRÉ signale que la FCST est environ quatre fois plus fréquente dans
les conduites revêtues de ruban de polyéthylène que dans les conduites
enduites de bitume ou de goudron de houille. Les problèmes des rubans
de polyéthylène ressortent davantage lorsqu’on compare les types de
revêtement quant au nombre moyen de colonies de FCST par mètre de
conduite. Les conduites revêtues d’une seule couche de ruban de
polyéthylène présentent cinq fois plus de colonies de FCST par mètre
que les conduites enduites de bitume ou de goudron de houille. Les
conduites revêtues de deux couches de ruban de polyéthylène en
présentent neuf fois plus [16].

La figure 3.9 illustre les zones où la FCST à pH quasi neutre se
manifeste typiquement sur la surface extérieure d’une conduite revêtue
de ruban de polyéthylène, ainsi que les types de fissures (longitudinales
et circonférentielles) observées. La figure 3.11 montre les fissures qui se
sont formées sur une conduite revêtue de ruban de polyéthylène, aux
alentours de la zone de boursouflure de la double soudure à l’arc
submergé (DSAS). Les fissures ont tendance à se produire à l’intérieur
ou près du bord de la soudure parce que les contraintes sont
concentrées à cet endroit et que l’eau souterraine peut s’y infiltrer
facilement. Il se forme aussi des fissures dans la masse de la conduite,
là où le revêtement a été endommagé (figure 3.10) ou là où il y a
détachement des enroulements successifs du ruban (figure 3.12).
Comme les fissures ont tendance à se produire seulement aux endroits
où le revêtement est endommagé ou détaché, elles constituent en
général des «colonies» isolées de plusieurs fissures. La figure 3.8 montre
une colonie isolée de fissures qui se sont formées dans une zone où le
ruban de polyéthylène s’est détaché.

Époxy lié par fusion. Ces revêtements résistent en général au
détachement. Lorsqu’ils se détachent, ils agissent comme les
revêtements de bitume qui deviennent saturés d’humidité et permettent
au courant de protection cathodique d’atteindre la conduite, empêchant
l’établissement des conditions de FCST à pH quasi neutre. Aucune FCST
n’a encore été relevée sous ces revêtements.

Polyéthylène extrudé. Ces revêtements ont surtout été
appliqués sur des conduites de plus petit diamètre, soit de moins de
508 mm (20 po). Ils sont relativement épais et résistants, réduisant la
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possibilité de développement de lacunes. Même les perforations à la
suite de dommages mécaniques ou d’une manutention maladroite sont
peu probables. Aucune FCST n’a été observée sous ces revêtements.

3.4.2 Sols

Plusieurs facteurs pédologiques influent sur l’établissement du
milieu propice à la FCST à pH quasi neutre : type de sol, drainage, relief,
CO2, température, conductivité électrique et utilisation d’inhibiteurs.
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Figure 3.9
Zones de formation de la FCST à pH quasi neutre

boursouflure
du ruban

colonie de fissures longitudinales (axiales) 
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fissuration circonférentielle 
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bord du joint de 
soudure longitudinaleaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaa a aaaaaaaaaaaaaaaaaa

Figure 3.10
Revêtement de ruban de polyéthylène, en mauvais état à cause du
plissement



Type de sol. Le type de sol influe sur la performance d’un
revêtement, surtout les rubans de polyéthylène. Les argiles bleuâtres
retiennent l’humidité et créent des contraintes qui contribuent au
détachement des revêtements de polyéthylène, établissant une des
conditions requises pour la FCST à pH quasi neutre. Le contact avec des
pierres peut causer des lacunes dans les revêtements, permettant à
l’eau souterraine d’entrer en contact avec la surface de la conduite.
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Figure 3.11
Fissures dues à la FCST le long et au bord de la soudure
longitudinale

Figure 3.12
Fissures dues à la FCST sous le chevauchement du ruban de
polyéthylène enroulé

Avec la permission de of R.J. Eiber

Avec la permission de R.J. Eiber



Drainage. La quantité d’humidité contenue dans le sol affecte
aussi l’établissement du milieu propice à la FCST à pH quasi neutre. Les
sols insuffisamment ou mal drainés constituent une source d’humidité.
Les endroits constamment très humides ne semblent pas aussi favorables
à l’établissement d’un milieu propice à la FCST à pH quasi neutre que les
endroits où l’humidité varie. Ces formes de drainage déterminent
également si le sol est réducteur (anaérobie) ou oxydant (aérobie). Il
semble qu’un sol doive être anaérobie pour créer un milieu propice à la
FCST à pH quasi neutre [17]. Un sol anaérobie est un milieu favorable à la
présence de bactéries sulfatoréductrices, qui réduisent les sulfates du sol
en sulfures. Lorsque la surface d’une conduite est exposée à l’eau et que
la réaction de corrosion débute, il y a production d’hydrogène atomique.
L’hydrogène atomique se transforme en hydrogène moléculaire ou gazeux
en présence de l’oxygène, mais le sulfure est un poison qui l’empêche de
se transformer en hydrogène moléculaire. Dans sa forme moléculaire,
l’hydrogène serait incapable de pénétrer dans la paroi de la conduite et
s’éloignerait de sa surface. Or, le sulfure permet à l’hydrogène atomique
de pénétrer dans la paroi de la conduite. Comme l’a souligné Parkins,
l’effet de l’hydrogène est de fragiliser l’acier à la tête des fissures,
favorisant ainsi leur propagation. La contribution des bactéries anaérobies
à la FCST à pH quasi neutre a été évaluée, mais aucune conclusion n’a été
tirée quant à leur rôle [18].

Le pouvoir oxydoréducteur du sol peut être mesuré et s’appelle
potentiel redox. Le potentiel redox indique si un sol est aérobie
(potentiel positif) ou anaérobie (potentiel négatif). La question qui se
pose alors est de savoir si le potentiel redox est une autre
caractéristique du sol qui permet de repérer les zones du sol vulnérables
à la FCST. Wilmott a publié en 1996 un article [19] dans lequel les
mesures négatives du potentiel redox du sol (sol anaérobie) semblaient
en général être en corrélation avec la présence de FCST à pH quasi
neutre dans le tronçon du pipeline. La figure 3.13 est un tracé du
potentiel redox en fonction de la distance qui révèle un résultat
semblable : les défaillances en cours d’exploitation et en laboratoire se
sont produites en présence d’un potentiel négatif (anaérobie). Toutefois,
la corrélation n’est pas précise car, à 741 et 751 m, le potentiel redox est
positif, dénotant un milieu aérobie. Toutefois, des défaillances par FCST
à pH quasi neutre se sont malgré tout produites à ces distances lors des
essais hydrostatiques. Ces résultats sont intéressants et des recherches
additionnelles dans ce domaine pourraient fournir plus de réponses.

Relief. Le drainage d’un sol est étroitement lié au relief. La FCST
à pH quasi neutre semble être associée aux dépressions du terrain, soit
au pied des collines ou près des cours d’eau, où l’eau souterraine
s’écoule le long ou en travers du pipeline. L’écoulement d’eau peut aider
à maintenir un milieu à pH quasi neutre en alimentant la solution
électrolytique en CO2 additionnel dans la zone de détachement à la
surface de la conduite.
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Concentration de CO2 et température du sol et de la
conduite. Même si la FCST à pH élevé dépend étroitement des
températures du sol et de la conduite (en général, elles sont identiques
près de la conduite), les données recueillies en laboratoire et sur le terrain
n’ont pas révélé une corrélation semblable pour la FCST à pH quasi
neutre. Parkins a effectué des essais à faible taux de déformation, mais les
résultats ne dénotent aucun écart important entre les taux de croissance
des fissures à 5 °C et ceux à 45 °C [20]. Dans les gazoducs, la température
du gaz naturel et de la conduite peut atteindre 40 °C à la sortie d’une
station de compression et diminue progressivement en aval. Dans le
réseau de TransCanada, à peine le tiers des défaillances en cours
d’exploitation et lors des essais hydrostatiques se sont produits à moins
de 16 km en aval d’une station de compression où la température du
gaz est élevée. Les fouilles dans les réseaux de TransCanada et de NGTL
ont révélé des signes de FCST à pH quasi neutre à plus de 30 km en aval
de stations de compression où la température du gaz est sans doute
plus basse. On a aussi relevé de la FCST à pH quasi neutre dans le
réseau de NGTL, à un endroit où la température du sol autour de la
conduite atteignait environ 10 °C ou moins [21].
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Figure 3.13
Remplacement d’une conduite de 1,1 km à Virginia Hills (Alberta) :
variation du potentiel redox du sol en fonction de la distance

Source :  note [19]
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Selon Beavers, l’absence de corrélation entre des températures
du sol élevées et la FCST à pH quasi neutre peut être due à la solubilité
du CO2 dans l’eau, qui est plus élevée aux basses températures [22].
Comme plus de CO2 se dissout dans l’eau souterraine, la capacité du
système de protection cathodique d’élever le pH à la surface de la
conduite est fort réduite. Si cette hypothèse est correcte, cela signifierait
que le milieu propice à la FCST à pH quasi neutre est plus probable à
basse température à cause de la concentration potentielle plus élevée
de CO2. Selon Beavers, une concentration plus élevée de CO2 pourrait
expliquer pourquoi les milieux à pH quasi neutre semblent plus
fréquents dans les régions froides, comme par exemple au Canada et
dans l’ex-Union soviétique. Cette possibilité n’a pas été pleinement
explorée, et une recherche plus poussée pourrait nous permettre de
mieux comprendre les facteurs qui contrôlent l’établissement d’un
milieu propice à la FCST à pH quasi neutre.

Courant de protection cathodique. La FCST à pH quasi neutre
se manifeste là où le courant de protection cathodique ne peut pénétrer à
travers ou sous le revêtement et atteindre la conduite d’acier. Dans les
conduites revêtues de ruban de polyéthylène, la protection cathodique ne
peut s’étendre qu’à quelques centimètres d’une lacune ou d’une
boursouflure dans le revêtement car le ruban détaché fait écran. Il
pourrait sembler raisonnable d’essayer d’augmenter l’intensité du courant
cathodique dans l’espoir qu’il puisse pénétrer plus loin dans la zone de
détachement. Toutefois, cela est difficile dans la pratique car une telle
zone peut avoir plus d’un mètre de long. Dans ces circonstances, une
partie importante de la conduite exposée est vulnérable à la FCST. Il ne
semble donc qu’un potentiel de protection cathodique plus élevé puisse
aider à prévenir la propagation de la FCST dans les pipelines revêtus de
ruban. En fait, l’ACPRÉ et NRTC ont indiqué qu’un courant de protection
cathodique plus intense pourrait favoriser le détachement des rubans.
Toutefois, NRTC a étudié une autre solution. Les premières études de
NRTC sur la protection cathodique pulsée indiquent que les impulsions
peuvent pénétrer plus en profondeur dans une zone de détachement que
les systèmes de protection cathodique classiques [23]. Selon la taille de la
zone de détachement, la protection pulsée pourrait aider à lutter contre la
FCST à pH quasi neutre. Ce domaine devrait aussi être étudié plus à fond.

Dans un pipeline enduit de bitume, la FCST à pH quasi neutre se
produit dans un sol sableux bien drainé où il est difficile d’assurer une
protection cathodique suffisante car le sol peu humide transmet mal le
courant. L’étude de ce domaine pourrait aboutir à de nouvelles solutions
pour transmettre un courant cathodique dans un sol ayant une grande
résistivité. 

Inhibiteurs. Les chercheurs qui étudient la FCST à pH élevé
explorent la possibilité d’ajouter des inhibiteurs de FCST à pH élevé dans
le sol ou sur le revêtement. Toutefois, aucune étude n’a été menée sur un
tel moyen de prévenir la FCST à pH quasi neutre. Parkins a déclaré [24] :



Je ne connais aucun ouvrage portant sur l’utilisation
d’inhibiteurs dans les revêtements organiques pour lutter
contre la FCST [à pH quasi neutre], même si de telles études
ont été menées sur la FCST à pH élevé. Ces études révélaient
qu’en quantités suffisantes, le chromate ou le phosphate de
sodium parvenaient à inhiber la fissuration intergranulaire et
qu’il serait étonnant de ne pas trouver des inhibiteurs
semblables pour la FCST [à pH quasi neutre].

Les études sur le terrain portant sur la FCST à pH élevé ont révélé
que, dans le sol, les inhibiteurs – chromates, phosphates et silicates –
étaient lessivés après quelques années, de sorte que leur efficacité était
d’une durée relativement courte à cause de leurs concentrations
décroissantes [25][26].

3.5 Vulnérabilité du matériau constituant la conduite

Outre un milieu propice, la vulnérabilité du matériau constituant
la conduite est un autre facteur nécessaire pour la formation de la FCST
à pH quasi neutre. Les données sur les défaillances de pipeline par FCST
indiquent que des signes de FCST à pH quasi neutre ont été observés
dans une vaste gamme de conduites. Des défaillances ont été relevées
sur des pipelines dont le diamètre varie de 114 à 1067 mm, ayant une
épaisseur de paroi allant de 3,2 à 9,4 mm et d’une nuance allant de 241
à 448 MPa (35 à 65 klb/po2). Les défaillances par FCST ont porté sur des
conduites soudées par résistance électrique (SRÉ) et par double soudure
à l’arc submergé (DSAS). 

Des chercheurs et des scientifiques ont cherché à savoir si les
diverses caractéristiques et qualités des conduites peuvent influer sur la
vulnérabilité de ces dernières à la FCST à pH quasi neutre. Ces facteurs
comprennent le procédé de fabrication des conduites, le type d’acier, sa
nuance, sa pureté (présence ou absence d’impuretés ou d’inclusions), sa
composition, ses caractéristiques de déformation plastique
(caractéristiques d’assouplissement cyclique), sa température ainsi que
l’état de la surface des conduites.

3.5.1 Fabrication des conduites

À une exception près, la FCST à pH quasi neutre ne semble pas
être associée à un procédé de fabrication ou à un fabricant particulier.
Font exception les conduites à joint longitudinal de soudure par
résistance électrique, fabriquées dans les années 1950 par Youngstown
Sheet and Tube (Youngstown) et utilisées pour construire la partie du
réseau de TransCanada se trouvant dans le sud de l’Ontario [27]. Le
joint de soudure de ces conduites semble moins résistant à la FCST à pH
quasi neutre que le métal de base. La cause de cette résistance
inférieure demeure inconnue, mais pourrait être liée à la faible ténacité
de cette région, à la présence de piqûres et de brûlures d’arc associées
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au type de soudure par résistance électrique de ce fabricant ou à une
contrainte résiduelle plus grande que normale [28]. On devrait noter que
TransCanada a mis en oeuvre un programme spécial de remplacement
des conduites Youngstown à proximité des habitations, ainsi que d’essais
hydrostatiques de ces conduites tous les quatre ans.

À l’examen d’échantillons de nuance 448 MPa (65 klb/po2)
prélevés sur le réseau de TransCanada, Beavers [29] a constaté que la
zone à gros grains affectée par la chaleur (ZGGAC), adjacente à la
double soudure à l’arc submergé, est beaucoup plus vulnérable à la
fissuration que le matériau de base dans le milieu à pH quasi neutre. Les
vitesses moyennes de fissuration étaient de quelque 30 % plus élevées
dans la ZGGAC que dans le métal de base. On ne sait pas s’il s’agit d’un
cas isolé dans le réseau de TransCanada ou si toutes les ZGGAC sont
aussi vulnérables, mais plus de recherches s’imposent.

3.5.2 Limite d’écoulement de l’acier des conduites

Personne n’a fait une évaluation détaillée de la vulnérabilité des
différents aciers à la formation et à la propagation des fissures par FCST
à pH quasi neutre. L’acier est souvent classé selon sa nuance, qui est
liée à sa limite d’écoulement. Les nuances d’acier provenant d’une
gamme de fabricants de conduites, allant de 241 à 483 MPa (35 à 70
klb/po2), se sont avérées vulnérables à la FCST à pH quasi neutre. Des
chercheurs étudiant la FCST à pH élevé n’ont relevé aucune corrélation
entre la plage des résistances mécaniques observées dans des conduites
ayant subi une rupture et la vulnérabilité à la FCST [30]. Il est probable
que les chercheurs, à mesure que progressera l’étude de la FCST à pH
quasi neutre, arriveront à la même conclusion, car la plasticité à la
surface d’une conduite ou à la tête d’une fissure est le principal facteur
de FCST. Des aciers plus résistants pourraient être plus vulnérables à la
FCST ou à la fragilisation par l’hydrogène, ce qui pourrait aggraver le
problème de FCST. On sait que si une conduite d’acier de faible
résistance est remplacée par une conduite d’acier plus résistante de
même diamètre et de même pression de service, sa tolérance aux
défauts critiques sera moindre à cause de sa paroi plus mince.

3.5.3 Caractéristiques des déformations plastiques

Il faut qu’il y ait déformation microplastique localisée (allongement
permanent) pour que des fissures de FCST à pH quasi neutre se forment et
se propagent. Par conséquent, des conditions de microplasticité localisée
(faibles déformations plastiques dans des endroits isolés) doivent exister à
la surface de la conduite ou à la tête d’une fissure existante pour que la
FCST se forme ou se propage.  Normalement, les contraintes requises
pour produire une telle déformation locale ne surviennent pas à des
niveaux de contraintes inférieurs à la limite d’élasticité de l’acier. Dans la
plupart des pipelines, cette limite se situe dans la plage de 85 à 95 % de la
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limite d’écoulement de l’acier. Toutefois, la limite d’élasticité peut presque
atteindre la limite d’écoulement dans les pipelines qui ont été soumis à
des essais hydrostatiques à haute pression. Ainsi, Il se pourrait que les
essais hydrostatiques à haute pression puissent contribuer à rendre une
conduite plus résistante à la FCST.

Une déformation microplastique localisée peut se produire à des
niveaux de contraintes inférieurs à la limite d’élasticité de l’acier dans
deux cas. Dans le premier cas, la couche de surface de la paroi de la
conduite peut se déformer avant le reste de l’épaisseur de la paroi [31]
et, dans le deuxième cas, des chargements cycliques peuvent produire
dans l’acier des déformations microplastiques à des niveaux nominaux
auxquels aucune déformation plastique n’est prévue [32]. Leis a montré
que la couche superficielle d’une conduite peut se déformer plastique-
ment plus facilement que la pleine épaisseur de la paroi sous-jacente.
Comme la surface extérieure de la paroi constitue une surface libre
(dont une face n’est pas en contact avec le métal, mais seulement avec
l’air), elle peut se déformer plastiquement sous des contraintes plus
faibles qu’à mi-paroi. Cela indique qu’une fissure peut se former en
raison de la plasticité de la surface de la conduite. À des contraintes
inférieures, la fissure pourrait se propager jusqu’à une profondeur où
aucune microplasticité n’est possible à cause de l’état différent des
contraintes à l’intérieur de la paroi par rapport à la surface, de sorte que
la fissure cesse de se propager. Sous des contraintes plus élevées, la
fissure pourrait continuer de se propager au point d’entraîner une
défaillance de la conduite.

L’assouplissement cyclique est un phénomène par lequel
l’application de contraintes ou de pressions cycliques avec des
maximums inférieurs à la limite d’écoulement produit dans l’acier des
déformations microplastiques localisées après un certain nombre de
cycles de chargement. L’acier peut ensuite se comporter élastiquement
pendant quelques cycles, puis se déformer de nouveau de façon
plastique pendant quelques autres cycles. On ne connaît pas le nombre
de telles régions de déformations plastiques dans un acier, mais le
phénomène a été observé dans des aciers à conduites du type qui a subi
des défaillances par FCST à pH quasi neutre [33]. Cela explique en partie
pourquoi il se ne forme une fissure par FCST qu’après plusieurs années
d’exploitation. Essentiellement, l’acier doit être soumis à un nombre de
cycles de pression suffisant pour qu’il s’assouplisse au point que des
déformations microplastiques se produisent à la surface de la conduite.

Leis est d’avis que la propension à l’assouplissement cyclique est
fonction de la microstructure de l’acier. Des recherches limitées
indiquent que les microstructures bainitiques sont en général moins
enclines à l’assouplissement que les microstructures ferrite-perlite des
conduites actuellement en service.

On ne sait pas comment modifier les caractéristiques d’assouplis-
sement cyclique de l’acier des pipelines existants. Certains ont proposé
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des essais hydrostatiques à haute pression, mais rien n’indique encore
si cela est faisable. La recherche sur le comportement des aciers à
conduites en matière d’assouplissement cyclique est incomplète.

3.5.4 Pureté des aciers

Surkov fait état d’une relation observée entre la vulnérabilité à la
FCST et la densité des inclusions non métalliques dans l’acier (particules
de matières étrangères tels des sulfures de manganèse) [34]. Un seuil de
formation des fissures a été observé indiquant que, si la longueur des
défauts de surface (qui sont contrôlés par la longueur des inclusions non
métalliques) ne dépasse pas 200 à 250 µm, aucune fissure longitudinale
ne se forme.

CANMET a fait une recherche limitée sur la longueur des
inclusions [35]. Il a prélevé des échantillons sur cinq conduites
comportant des fissures «importantes» et cinq échantillons dont les
fissures étaient «négligeables». Après examen, CANMET a conclu que
la longueur moyenne des inclusions «légères ou minces» observées
dans des échantillons «fissurés» et «non fissurés» peut différer de celle
des inclusions dans des conduites non fissurées, les conduites fissurées
présentant des inclusions plus longues que les échantillons fissurés.
L’effet des propriétés métalliques, y compris le rôle des inclusions non
métalliques dans la formation de la FCST, sera abordé dans un
programme de recherche lancé par l’ACPRÉ au cours de l’été 1996. 

Les résultats obtenus grâce à l’outil d’inspection interne de British
Gas ont révélé que, dans les conduites de TransCanada affectées par la
FCST, le nombre d’inclusions non métalliques est plus élevé le long du
joint de soudure longitudinal (bord original de la plaque) qu’à l’intérieur
du corps de la conduite. Cela pourrait expliquer en partie pourquoi les
fissures ont plus tendance à se produire près du joint de soudure.

3.5.5 Composition des aciers

Aucune étude n’a été menée sur la relation possible entre la
composition des aciers et leur vulnérabilité à la FCST à pH quasi neutre.
Toutefois, des études ont été effectuées sur les alliages d’acier dans le
but d’en évaluer la résistance à la FCST à pH élevé. Les résultats ont
montré que l’addition de 2 à 6 % de chrome, de nickel et de molybdène
rend l’acier plus résistant à la FCST à pH élevé. Toutefois, l’addition de
quantités aussi élevées rend le coût de production de l’acier prohibitif
[36]. Ce domaine mériterait une recherche plus poussée.

3.5.6 État de la surface des conduites

Parkins a mené plusieurs expériences sur la formation de fissures
sous chargement cyclique et a constaté que l’état de la surface de la
conduite était un facteur important [37] :

Dans tous mes travaux sur les chargements cycliques, une des
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surfaces d’essai correspondait à la surface extérieure de la
conduite dans laquelle les éprouvettes étaient découpées,
surface nettoyée au jet d’eau une fois la conduite déterrée. La
surface opposée des éprouvettes, une fois soigneusement polie,
a rarement donné signe de formation de fissures et n’a jamais
donné signe de propagation sur plus de 20 µm, tandis que
lorsque des fissures plus profondes ont été produites, elles ont
toujours pris naissance à la surface extérieure de la conduite.
Cette surface extérieure était couverte de piqûres très
superficielles qui se recoupaient, même si le nettoyage au jet
d’eau avait éliminé la plupart des produits de corrosion
probablement présents lors de la mise au jour de la conduite.
Ces piqûres auraient contribué à une certaine concentration de
contraintes, mais je doute qu’elles n’expliquent totalement les
tendances opposées à la fissuration des surfaces extérieure et
polie de la conduite. Il est plus probable que les piqûres
constituent un moyen pour repérer les variations de
composition et de pH du milieu ambiant, un phénomène
que l’on sait survenir aux piqûres et autres irrégularités
géométriques en présence de certains milieux.

Les données de laboratoire de Parkins indiquent que, si les
contraintes dépassent la limite d’écoulement, la contrainte seuil (point
de formation et de propagation des fissures jusqu’à défaillance) n’est
pas la même sur une surface propre et lisse que sur une surface
semblable à celle d’une conduite après des années d’exploitation. Seule
la présence de piqûres pourrait expliquer la formation et la propagation
des fissures (figure 3.14)

La présence d’une croûte de laminage à la surface de la conduite
contribue à la FCST à pH élevé et pourrait aussi contribuer à la FCST à
pH quasi neutre. La recherche dans ce domaine est incomplète.

3.5.7 Température de la conduite

Comme la température du sol et celle de la conduite sont
considérées égales, ce sujet a été abordé dans une section précédente.
(Voir la section 3.4.2 , p. 31 «Concentration de CO2 et température du sol
et de la conduite».)

3.6 Contraintes

Comme il est noté à la section 2.1, la question de la pression
interne dans la conduite et de son effet sur la FCST a été soulevée par le
BST après les ruptures de 1991 et de 1992 survenues sur le réseau
TransCanada. Des recherches importantes ont été effectuées depuis ce
temps et se poursuivent. Nous allons maintenant présenter un résumé
des témoignages ainsi que nos conclusions.
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3.6.1 Contraintes dans les pipelines

Une contrainte est une «charge» par unité de surface exercée sur
la paroi d’une conduite. Un pipeline enterré est soumis à des contraintes
de types et de sources différents. Le contenu du pipeline est sous
pression et cette pression constitue une source de contrainte exercée
sur la paroi de la conduite. Le sol autour du pipeline peut bouger et
constitue une autre source de contrainte. Les procédés de fabrication
des conduites, tel le soudage, peuvent introduire des contraintes dites
«résiduelles». Ce ne sont là que quelques exemples. Nous allons
maintenant aborder ces sources de contraintes ainsi que d’autres.

Dans une conduite, les contraintes s’exercent dans deux
directions : le long de la circonférence de la conduite (contrainte dite
circonférentielle) et longitudinalement dans l’axe de la conduite
(contrainte dite longitudinale ou axiale). Les fissures se forment de
façon perpendiculaire à la direction de la contrainte. On trouve les
fissures longitudinales (axiales) dans les zones de contrainte
circonférentielle élevée; quant aux fissures circonférentielles
(transversales), on les trouve dans les zones de contrainte axiale élevée
(figure 3.15).

• Il y a plusieurs sources de contraintes circonférentielles :

1) contrainte circonférentielle due à la pression interne de
service; il s’agit normalement de la composante de
contrainte la plus importante dans la conduite;
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Figure 3.14
Formation de fissures à la base d’une piqûre de corrosion 
(grossie 150 fois)

Avec la permission de R.J. Eiber



2) contrainte résiduelle introduite lors de la fabrication de
la conduite;

3) contrainte de flexion résultant de la pression interne
exercée sur une conduite ovale ou non circulaire;

4) contrainte exercée localement sur les bords des doubles
soudures à l’arc submergé, ou associées à des stries, à
des piqûres de corrosion, etc., et dans d’autres zones où
se concentrent les contraintes;

5) contrainte secondaire due au tassement du sol ou à des
glissements de terrain, et pouvant ovaliser les
conduites;

6) contrainte due à un écart de température dans
l’épaisseur de la paroi de la conduite.

• Il y a aussi plusieurs sources de contraintes longitudinales
(axiales) dans les conduites :

1) contrainte longitudinale due à la pression interne de
service et pouvant atteindre le tiers, voire la moitié, de
la contrainte circonférentielle;

2) contrainte secondaire qui exerce une flexion sur la
conduite et introduit de fortes contraintes
longitudinales, telles que le tassement du sol et les
glissements de terrain;

3) contrainte due à une variation de température le long
de l’axe du pipeline.
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Contraintes s’exerçant sur un pipeline



3.6.2 Contraintes dans la conduite en exploitation

La contrainte exercée sur l’acier d’une conduite est la somme de
toutes les formes de contraintes circonférentielles et longitudinales.
Dans la présente section, chacune de ces composantes sera définie et
ses effets examinés.

Pression interne de service. Les pipelines fonctionnent à
diverses pressions. Les gros pipelines fonctionnent en général à des
pressions maximales pouvant atteindre 8 700 kPa (1 260 lb/po2). La
contrainte circonférentielle causée par la pression de service (P) est
fonction du diamètre de la conduite (D) et de l’épaisseur de la paroi (t),
et peut être calculée à partir de l’expression mathématique suivante,
dite formule de Barlow :

Comme la pression interne de service est en général la
principale cause de contrainte, il est courant dans l’industrie d’exprimer
la contrainte dans la paroi de la conduite en fonction de la contrainte
circonférentielle, telle que calculée par la formule de Barlow, en
pourcentage de la limite d’écoulement minimale spécifiée (LÉMS) de
l’acier utilisé dans la fabrication de la conduite. Toutefois, la plupart des
fabricants produisent en général des conduites dont la limite réelle
d’écoulement est supérieure à la LÉMS. La limite d’écoulement réelle
peut être de 10 à 30 % supérieure à la LÉMS. Par conséquent, dans un
pipeline exploité à 72 % de la LÉMS, il se peut que la conduite ne soit
sollicitée qu’à 60 % de sa limite réelle d’écoulement.

La norme CSA Z662 fixe la contrainte circonférentielle maximale
admissible en fonction de l’emplacement du pipeline et de la densité des
habitations. Elle définit quatre classes d’emplacement selon la densité
des habitations environnantes. La classe 1 vise les régions rurales ou
peu peuplées qui comportent au plus dix habitations dans un rayon de
200 m du pipeline, sur une distance continue de 1,6 km mesurée le long
du pipeline. Dans les gazoducs, la contrainte de service ou contrainte
circonférentielle maximale varie entre 80 et 44 % de la LÉMS, selon la
densité des habitations (tableau 3.2). Par exemple, 80 % de la LÉMS
correspond à la contrainte circonférentielle maximale admissible dans
un emplacement de classe 1. La contrainte circonférentielle maximale
admissible détermine l’épaisseur de la paroi de la conduite pour une
nuance d’acier donnée (LÉMS). Pour les conduites de gaz et de produits
à HPV comme le propane, la contrainte circonférentielle maximale
admissible en pourcentage de la résistance du matériau est moindre
dans les régions habitées et près des routes.

Actuellement, la réglementation dans nombre d’autres pays limite
la contrainte circonférentielle maximale à 72 % de la LÉMS [38]. En
outre, quelques pipelines américains ont fonctionné sous des
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contraintes plus élevées avant que le US Department of Transport publie
la partie 192 du Code of Federal Regulations en 1968. Ces pipelines
continuent de fonctionner sous des contraintes pouvant atteindre 85 %
de la LÉMS en vertu d’une disposition de droits acquis prévue dans la
réglementation existante. Le code australien AS 2885 prévoit des
contraintes supérieures à 72 % de la LÉMS, mais l’ensemble du pipeline
doit être mis à l’essai à une pression supérieure à 100 % de la LÉMS
avant d’être mis en service à une pression dépassant 72 % de la LÉMS.
Toutefois, à notre connaissance, aucun pipeline australien ne
fonctionne à plus de 72 % de la LÉMS. 

La pression interne dans un pipeline varie ou fluctue
continuellement. Dans un gazoduc, elle peut varier en fonction du débit
auquel le gaz est injecté dans le réseau et prélevé aux points de
livraison en aval. Les exploitants de pipelines ne peuvent souvent pas
contrôler ces débits. Dans un pipeline à produits liquides, la pression
fluctue davantage en fonction de l’état d’arrêt ou de marche des pompes
et au gré des variations de la masse volumique du liquide pompé.

La figure 3.16 montre le profil de pression de 20 jours d’un
pipeline à produits liquides. Le profil d’un gazoduc ne fluctuerait pas
autant, et les fluctuations seraient étalées sur des périodes plus longues.
Comme l’indique la figure 3.16, la pression maximale varie en fonction
du débit au cours de la période visée. Pour bien caractériser la pression
de service d’un pipeline (et donc les contraintes), il faut tenir compte de
trois facteurs :

• la pression, ou la pression maximale de service appliquée;

• la plage de fluctuation de la pression (qui, dans la figure
3.16, est de 1 250 à 5 750 kPa environ (181 à 833 lb/po2) et
la pression minimale, qui est de 22 % de la pression
maximale de service);
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Tableau 3.2
Contrainte maximale de service selon la classe d’emplacement(1)

classe contrainte maximale de service(4)

d’emplacement(2) description(3) (% de la LÉMS)

gaz naturel gaz acide HPV BPV

1 < 10 habitations 80 72 80 80

2 10 - 46 habitations ou

zones désignées 72 60 64 80

3 > 46 habitations 56 50 64 80

4 immeubles de 4 étages ou plus 44 40 64 80

1 tiré de la norme CSA Z662-94 Réseaux de canalisations de pétrole et de gaz
2 basé sur une zone qui s’étend à 200 m des deux côtés de l’axe central de toute section de 1,6 km

continue de pipeline
3 voir la clause 4.3.2 de la norme CSA Z662 pour obtenir une description complète
4 la contrainte maximale de service pourrait être moins élevée en raison de la pression des essais

hydrostatiques et d’autres facteurs, comme la proximité de routes, de voies ferrées, etc.



• le taux de variation de la pression (variation quasi
instantanée dans certains cas, et s’étalant sur plusieurs
jours dans d’autres).

En général, dans un gazoduc, la pression minimale est de l’ordre
de 85 % de la pression maximale de service. Dans les pipelines, les
contraintes fluctuent donc quotidiennement, hebdomadairement,
mensuellement et annuellement. Les fluctuations sont couramment
exprimées par le rapport R de la contrainte minimale à la contrainte
maximale, mesuré le long de la circonférence. 

Contraintes résiduelles. Lorsqu’une tôle d’acier plate est
transformée en conduite, des «contraintes résiduelles» sont introduites
dans la conduite. Le niveau des contraintes résiduelles dépend du
procédé de fabrication employé. Par exemple, une conduite à double
soudure à l’arc submergé est d’abord transformée en un tube, puis elle
est soudée longitudinalement et mise sous pression avec de l’eau pour
la dilater et en arrondir la paroi. Cette opération diminue les contraintes
résiduelles dans la conduite. Par contre, la paroi des conduites soudées
par résistance électrique et des petites conduites soudées par étincelage
(dont le diamètre est normalement inférieur à 508 mm) n’est en général
pas dilatée et comporte donc des contraintes résiduelles plus élevées.
Quant aux conduites sans joint de soudure (en général, de petit
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diamètre), étant formées à chaud, elles reçoivent l’équivalent d’un
traitement thermique de relaxation des contraintes, qui diminue les
contraintes résiduelles. Ces dernières peuvent aussi être réduites par un
essai hydrostatique à haute pression avant la mise en service. Plus la
pression de l’essai est élevée (par exemple, de 105 à 110 % de la LÉMS),
plus les contraintes résiduelles sont faibles.

Parkins a affirmé que [40] :
Il est connu que les pipelines en exploitation peuvent
comporter des contraintes résiduelles d’au moins quelque
25 % de la limite d’écoulement du matériau, et ces dernières
peuvent influer sur le comportement de la fissuration, compte
tenu notamment du fait que les défaillances par FCST dans
une vaste gamme de matériaux et de milieux associés à divers
ouvrages [autres que les pipelines] sont essentiellement
causées par des contraintes résiduelles plutôt que par des
contraintes de service.

Aucune étude systématique n’a été menée sur la relation entre les
niveaux des contraintes résiduelles et la FCST dans les conduites, ou sur
la distribution de ces contraintes résiduelles le long de l’axe longitudinal
ou de la circonférence. L’énoncé de Parkins et l’information obtenue de
Camrose Pipe Company [41] indiquent que les procédés de fabrication
peuvent introduire des contraintes résiduelles dont le maximum peut
atteindre 25 % de la limite d’écoulement dans la conduite finie.

Les chercheurs connaissent encore mal l’effet des contraintes
résiduelles sur la formation et la propagation des fissures par FCST à pH
quasi neutre. On sait toutefois que dans d’autres industries, les
contraintes résiduelles peuvent contribuer à porter le niveau des
contraintes dans une zone localisée à un point suffisant pour que se
manifeste la FCST. Par conséquent, il semble raisonnable de chercher à
minimiser ces contraintes. Il se peut qu’un traitement thermique de
relaxation des contraintes dans une conduite, lors de sa fabrication,
puisse réduire leur niveau. Il faudrait examiner si cette méthode ne
modifie pas la ténacité ou la limite d’écoulement des conduites en acier.
Par ailleurs, il se peut qu’une dilatation mécanique plus poussée pendant
la fabrication permette de réduire les contraintes résiduelles. Les essais
hydrostatiques à haute pression réduisent ces contraintes dans les
pipelines existants, sans toutefois pouvoir les éliminer complètement.

Contraintes de flexion ou d’ovalisation. La rondeur de la
conduite est un autre facteur qui influe sur la contrainte circonférentielle.
Comme la pression interne a tendance à rendre la conduite circulaire, si
la conduite est ovalisée, il s’établit localement une contrainte de flexion.
La contrainte de flexion s’exerce dans l’épaisseur de la paroi de la
conduite et augmente la contrainte circonférentielle à la surface
extérieure de la conduite. Dans la fabrication des conduites par double
soudure à l’arc submergé, les bords de la plaque d’acier sont formés ou
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sertis avant d’être soudés l’un à l’autre dans l’axe longitudinal. Si, une
fois soudés, les bords sont mal formés ou décalés radialement, il
s’établit des contraintes isolées de flexion qui s’ajoutent aux contraintes
circonférentielles.

Intensificateurs locaux de contraintes à la surface de la
conduite. Toute irrégularité à la surface de la conduite peut être le
siège d’une concentration de contraintes. Là où la surface est
endommagée, entaillée ou piquée par la corrosion, les contraintes
circonférentielles et longitudinales à la surface sont plus élevées que
dans le reste de la conduite. Des dommages en surface comme des
stries, des rainures ou des entailles peuvent être causés par de
l’équipement de construction ou un matériau de remblai impropre. Les
piqûres peuvent être causées par l’acide carbonique, acide faible qui
constitue l’électrolyte dans la FCST à pH quasi neutre. Une fois formées,
les piqûres ont tendance à acidifier davantage le milieu et à accroître les
contraintes locales. La paroi de la conduite peut aussi s’amincir sous
l’effet de la corrosion ou de stries, ce qui a pour effet d’accroître
localement les contraintes dans la paroi et de favoriser la FCST.

Contraintes secondaires.  Ces contraintes peuvent se manifester
le long de la circonférence ou dans l’axe longitudinal. Elles proviennent le
plus souvent d’un mouvement du sol tel un glissement ou un tassement
de terrain, ou du poids du sol au-dessus de la conduite (remblais). Le
niveau de ces contraintes est en général inconnu et difficile à prévoir;
toutefois, selon le mouvement du sol, il peut être assez faible ou il peut
être suffisamment élevé pour causer une défaillance de la conduite.

Contraintes thermiques.  Les écarts de température dans
l’intérieur de la paroi de la conduite peuvent causer des contraintes de
flexion circonférentielles localisées. Ces contraintes sont en général
sans conséquence pour les pipelines, car la paroi est assez mince qu’il
n’y a pas d’écart de température entre la surface extérieure et l’intérieur
de la paroi.

Contraintes longitudinales (axiales).  En plus des contraintes
circonférentielles, les pipelines en exploitation subissent des contraintes
dans l’axe longitudinal. 

La pression du contenu de la conduite exerce aussi une contrainte
axiale, qui est un pourcentage de la contrainte circonférentielle. Par
exemple, lorsqu’un pipeline est complètement enterré et que le sol
l’empêche de bouger longitudinalement, la contrainte axiale est de 28 %
de la contrainte circonférentielle. Lorsque la conduite peut légèrement
bouger longitudinalement, la contrainte axiale peut atteindre jusqu’à 50 %
de la contrainte circonférentielle.

Les variations de température le long d’une conduite peuvent
causer des contraintes thermiques axiales, mais l’ampleur de ces
dernières reste faible.
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3.6.3 Expérience sur le terrain : effet des contraintes

Les effets de ces types de contraintes sur un pipeline sont ressortis
lorsque les données recueillies sur le terrain au moment de chaque
défaillance de pipeline ont été étudiées. Il s’est produit 22 défaillances de
pipeline en cours d’exploitation au Canada, dont 16 (73 %) ont été causées
par des fissures axiales, ce qui dénote que ce sont les contraintes
circonférentielles qui ont gouverné ces défaillances. Lors des défaillances,
les contraintes circonférentielles variaient entre 46 et 77 % de la LÉMS de
la conduite. Les six autres défaillances mettaient en cause des fissures
circonférentielles (transversales), indiquant que ce sont les contraintes
axiales qui ont gouverné les défaillances.

À une exception près, lors de toutes les défaillances, des
facteurs extérieurs ont fait augmenter les contraintes dans les zones
locales où la FCST a été relevée. La présence de corrosion, de stries ou
de concentrations de contraintes sur les bords des soudures a fait
augmenter la contrainte locale au-delà des niveaux de contrainte
circonférentielle donnés par la formule de Barlow [42]. Par conséquent,
le niveau réel des contraintes qu’a subies la conduite et qui ont causé la
défaillance n’est pas connu.

Les six défaillances par fissuration circonférentielle (transversale)
se sont produites à des niveaux de contrainte circonférentielle de 53 à
67 % de la LÉMS, mais ces données n’aident pas à expliquer les
défaillances car, comme nous l’avons vu plus haut, la contrainte
s’exerce perpendiculairement à la direction de la fissure. La contrainte
longitudinale, qui s’exerce perpendiculairement à une fissure
circonférentielle, est responsable de ces défaillances. Lors des
défaillances, la contrainte longitudinale causée par le mouvement du sol
ou par des contraintes secondaires n’a pu être évaluée, mais elle était
probablement prédominante.

Même si aucune des compagnies membres de l’ACPRÉ n’a
observé une FCST «importante» dans les emplacements de classes 2 et 3,
elles ont reconnu que ce phénomène peut se manifester à ces endroits
[43]. L’ACPRÉ a indiqué que les conduites à paroi d’épaisseur normale
utilisées dans les emplacements de classe 1 sont plus vulnérables à la
FCST parce qu’elles sont exploitées sous des contraintes plus élevées que
les conduites utilisées dans des emplacements d’autres classes [44].

3.6.4 Effets du niveau des contraintes sur la formation et la
propagation des fissures

La présente section est un résumé de l’information recueillie au
sujet des effets des contraintes exercées dans les conduites (niveau des
contraintes, fluctuation des contraintes et taux de fluctuation de la
pression) sur la formation et la propagation des fissures par FCST.

La recherche sur la FCST à pH quasi neutre a surtout porté sur le
mode de propagation des fissures et peu sur leur formation. Toutefois,
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les données recueillies sur le terrain révèlent certaines tendances
concernant ces deux aspects [45].

Formation des fissures par FCST.  Un des objectifs de la
recherche sur la formation des fissures est de déterminer le seuil de
contrainte en deçà duquel aucune fissure ne se forme. Toutefois, les
chercheurs n’ont pas convenu de la définition d’un tel seuil. Parkins [46]
le définit comme étant la contrainte au-delà de laquelle des fissures se
forment et se propagent jusqu’à la défaillance. Certains chercheurs ont
proposé de le définir en fonction d’un taux donné de propagation des
fissures, et d’autres ont proposé un seuil défini par la contrainte sous
laquelle une fissure se propage jusqu’à l’atteinte d’une profondeur
donnée. 

À l’heure actuelle, l’ouvrage de Parkins renferme les seules
données de laboratoire sur un seuil de contrainte auquel se forme une
fissure par FCST [47]. Il a constaté que, dans l’acier de nuance 448 MPa
(65 klb/po2) prélevé sur le réseau de TransCanada, des fissures ne se
propageaient qu’à partir d’un seuil de contrainte égal à 69 % de la LÉMS
avec un R de 0,5. De même, des fissures ne se propageaient qu’à partir
d’un seuil de contrainte égal à 72 % de la LÉMS avec un R de 0,85.
Parkins met en garde que ses résultats sont limités et devront être
reproduits avant d’être validés, et qu’il serait imprudent d’utiliser le
même seuil sur toute la longueur d’un pipeline [48].

L’ACPRÉ et plusieurs chercheurs ont aussi fait des remarques
concernant l’effet des contraintes sur la formation des fissures :

• L’ACPRÉ a indiqué qu’«...aux faibles contraintes associées aux
emplacements où les conduites sont à paroi épaisse, la
probabilité de formation de la FCST est faible, et les colonies
naissantes sont moins populeuses et plus espacées que celles
observées dans les conduites à paroi d’épaisseur normale sous
des contraintes plus élevées.» [49]

• L’ACPRÉ a déclaré : «Il est possible qu’une telle valeur [seuil
de contrainte] existe, mais qu’elle serait probablement trop
faible pour être d’une utilité pratique.» [50]

• Leis a indiqué que «…des contraintes plus faibles devraient
diminuer la nucléation des fissures par FCST.» [51]

• Beavers a déclaré «...je ne crois pas qu’il existe un seuil de
contrainte en deçà duquel la FCST ne peut se former. Des
fissures de corrosion sous tension se formeront dans la
conduite si les conditions ambiantes sont propices à la
fissuration, à cause de la présence de contraintes résiduelles et
de défauts préalables qui ont pour effet d’accroître les
contraintes.» [52]

Les données recueillies sur le terrain ont aussi révélé que la
formation de fissures dépend de la contrainte exercée par la pression
interne de service :
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• TransCanada n’a découvert aucune FCST «importante» dans
les emplacements de classe 2 ou 3 à la suite de fouilles
exploratoires, d’essais hydrostatiques ou d’inspections
internes [53]. Les conduites utilisées dans les emplacements
de classes 2 et 3 dans l’industrie du transport du gaz sont
normalement conçues pour être exploitées en deçà de 60 %
de la LÉMS [54].

• La preuve déposée par TransCanada indique que l’étendue
et la gravité de la FCST sont plus élevées lorsque la
contrainte exercée par la pression interne de service est
élevée. La figure 3.17 indique la relation entre le nombre de
colonies de FCST importantes, que l’on observe par mètre
de conduite inspecté, et la contrainte en pourcentage de la
LÉMS dans le tronçon 100-2 de TransCanada (conduites de
914 mm x 9,1 mm, nuance 448 MPa). La figure indique une
chute du nombre de fissures de 0,014 à 0,0005 par mètre
inspecté lorsque la contrainte diminue de 75 à 67 % de la
LÉMS. Toutefois, le second maximum à 66 % de la LÉMS
reste inexpliqué. TransCanada a indiqué, en se basant sur la
figure 3.17, que les occurrences de FCST chutent
abruptement à des niveaux de contraintes inférieurs à 70 %
de la LÉMS [56]. Cette même tendance ressort de la figure
3.18, qui montre la relation entre la profondeur des fissures
et le niveau de contrainte pour les mêmes données
présentées à la figure 3.17. La figure 3.19 indique la relation
entre le nombre de fissures «négligeables» observées par
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Figure 3.17
Nombre de colonies de FCST
«importante» détectées par mètre
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Figure 3.18
Profondeurs maximales des fissures de FCST «importante»
détectées dans le tronçon 100-2 de TransCanada
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TransCanada et le niveau de contrainte. Il est à noter que le
nombre est beaucoup plus élevé (quelque 40 fois) que dans
la figure 3.17, comme l’indique l’échelle verticale. En outre,
le nombre de fissures «négligeables» ne semble pas être
relié au niveau de contrainte circonférentielle.

• Les sept ruptures survenus en cours d’exploitation sur le
réseau de TransCanada se sont toutes produites lorsque la
contrainte circonférentielle normale, d’après la pression
interne de service, dépassait 70 % de la LÉMS [59].

Nombre de fissures par FCST. La contrainte maximale
détermine le nombre de fissures qui se forment. Plus la contrainte est
élevée, plus nombreuses et plus rapprochées seront les fissures. Leis
présente des données étayant la relation entre l’espacement des fissures
et la pression maximale de service : son modèle prévoit que, plus la
contrainte est élevée, plus les fissures seront nombreuses et rapprochées
(figure 3.20).

Propagation des fissures par FCST. L’effet des contraintes sur
la propagation des fissures est important pour trois raisons. Il détermine
s’il existe un seuil de contrainte en deçà duquel aucune fissure ne se
propagera; si une augmentation des contraintes dans un pipeline
entraîne une propagation plus rapide des fissures; et à quelle fréquence
il faut prévoir tenir des essais hydrostatiques.

Les fissures se propagent de deux façons. Elle s’allongent et
s’approfondissent sous l’effet d’une dissolution et d’une fragilisation par
l’hydrogène. Elles se propagent également lorsque plusieurs fissures
s’unissent pour former une fissure beaucoup plus longue.

L’effet du niveau de contrainte n’a pas été évalué comme tel dans
la recherche menée jusqu’à maintenant, laquelle portait sur le niveau et
les fluctuations des contraintes, comme l’indiquent les déclarations et
résumés de prises de position suivants des divers chercheurs :

Beavers indique que [61] :
Dans les essais de taux de déplacement constant et les essais
continus de chargement cyclique menés pour le compte de
TransCanada, nous n’avons observé une fissuration que dans
des conditions de chargement dynamique. Aucun signe de
propagation n’a été relevé dans des conditions de chargement
ou de déplacement constant.

Sa remarque fait ressortir l’importance de la question des
fluctuations de pression. Même si Parkins [62] est en accord avec cette
déclaration, Wilmott [63] propose de pousser la recherche pour définir le
rôle des fluctuations de pression sur la propagation des fissures. Par
exemple, dans des essais de flexion en laboratoire, il a réussi à faire
allonger davantage des fissures par FCST (échantillons provenant d’une
conduite fissurée par FCST en cours d’exploitation) avec des charges de
40 à 100 % de la LÉMS essentiellement constantes, c’est-à-dire
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Figure 3.19
Nombre de colonies de FCST
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mètre de conduite inspecté
(tronçon 100-2 de TransCanada)

Source : d’après la note [58]



présentant un rapport R (fluctuations des contraintes) de 0,98. Par
ailleurs, la recherche préliminaire menée à CANMET et à l’Université de
Waterloo révèle qu’il faut que la pression fluctue pour que des fissures
se forment par FCST à pH quasi neutre. Lorsque CANMET a effectué un
essai en grandeur nature, aucune fissure ne s’est propagée dans des
conditions de chargement statique (charge constante), même lorsque
les contraintes atteignaient 80 % de la limite réelle d’écoulement [64].

Il serait utile de pouvoir examiner séparément les effets des
contraintes et de leur fluctuation, mais les données de recherche
disponibles ne le permettent pas. L’ensemble des données de laboratoire
le plus complet, celui de Parkins, est présenté à la figure 3.21. Parkins a
réalisé des essais de laboratoire sur des éprouvettes à faces uniformes
dans un milieu NS4 (milieu naturel d’acide carbonique faible utilisé dans
une vaste gamme d’essais de laboratoire). Il a mis à l’essai un acier X65
(nuance 448 MPa) dans une plage de contrainte allant de 52 à 70 klb/po2
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(80 à 108 % de la LÉMS) avec des rapports R de 0,5, 0,70 et 0,85. Il a
découvert une relation directe entre la contrainte maximale et le taux de
propagation plus élevé des fissures avec les rapports R faibles de 0,5 et
de 0,7. Avec un R de 0,85, caractéristique d’un gazoduc en exploitation, il
n’a relevé aucun effet du niveau de contrainte sur les taux de
propagation mesurés. Par contre, avec la valeur la plus faible de 0,5,
davantage caractéristique des oléoducs, il existe une nette relation entre
le niveau de contrainte et le taux de propagation plus élevé.

Parkins a fait remarquer que, pour chaque niveau de contrainte et
chaque rapport R (la première courbe dans le haut de la figure 3.21), les
vitesses de propagation les plus élevées dans les diverses éprouvettes
sont plus représentatives des temps réels de défaillance en cours
d’exploitation que celles provenant des données moyennes pour R =
0,85, plus caractéristiques d’un gazoduc. Le problème de cet ensemble
de données est qu’il commence à 80 % de la LÉMS et porte sur des
contraintes plus élevées, mais ne renseigne pas sur la tendance lorsque
les contraintes sont plus faibles. Parkins n’a pu produire des fissures
dont la propagation a entraîné une défaillance, avec des contraintes
inférieures à quelque 70 % de la LÉMS.

La recherche en laboratoire menée par Wilmott à NRTC indique
que «...pour les petites fissures par FCST peu profondes, le taux
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d’allongement est indépendant de la charge appliquée dans la plage de 40
à 100 % de la LÉMS». La figure 3.22 présente les données de Wilmott
pour des contraintes de 40, 70 et 100 % de la LÉMS avec un rapport R de
0,98. Cette recherche portait sur la mesure, basée sur l’accroissement de
la longueur en surface, du taux de propagation d’une fissure existante,
produite en cours d’exploitation par FCST (échantillons provenant d’une
conduite fissurée par corrosion sous tension) dans le cadre d’un essai de
flexion. Les mesures de propagation de la fissure sont le double de
l’accroissement de la longueur pour une unique tête de fissure. La
relation entre les variations de longueur de la fissure indiquées par
Wilmott et les variations de profondeur d’une fissure indiquées par
Parkins est inconnue. Ces résultats montrent que les taux de
propagation des fissures semblent les mêmes à 40, 70 et 100 % de la
LÉMS. Toutefois, les résultats sont très épars : les taux de propagation
varient entre 0,2 et 2,8 x 10-9 mm/s aux trois niveaux de contraintes
confondus.

L’ACPRÉ est d’avis que «La propagation des fissures dépend à la fois
de la formation continue de nouvelles fissures, de la propagation des
fissures existantes et de la coalescence avec les fissures voisines. Aux
contraintes normales de service, le taux de propagation semble être
essentiellement indépendant de la contrainte maximale et de la valeur de R,
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et est plutôt contrôlé par le milieu.» [67] Toutefois, plusieurs chercheurs
ont indiqué qu’ils s’attendent à ce que le taux de propagation des
fissures soit relié au niveau des contraintes, comme en font foi les
remarques suivantes :

• Parkins a fait état de son travail de recherche en laboratoire
sur les effets des fluctuations des contraintes (valeur de R) et
de la contrainte maximale sur le taux de propagation des
contraintes (figure 3.21). Il débute son rapport en disant [68] :

Il faut s’attendre à ce que l’accroissement de la contrainte
maximale ou la diminution de la valeur de R, ou les deux,
favorisent sans doute la formation de fissures plus profondes.

Il faut toutefois noter que le travail de Parkins a été réalisé à
des niveaux de contrainte nettement supérieurs à ceux
observés dans les pipelines en exploitation. Il est donc
difficile de définir une tendance pour les niveaux typiques
de contrainte en service.

• Parkins a en outre déclaré [69] :

Pour ce qui est de contrôler la FCST en contrôlant les conditions
de sollicitation des pipelines, comme je crois à l’existence de
conditions seuils, à des contraintes qui dépendent
probablement des conditions du milieu, de l’acier en cause et
des conditions de sollicitation, il découle qu’une telle approche
permettrait d’empêcher, en principe, la propagation des
fissures. Il est actuellement difficile d’appliquer cette méthode
de contrôle parce qu’il n’existe pratiquement pas de données de
laboratoire sur lesquelles nous pourrions fonder le choix de
conditions à appliquer sur le terrain.

• Leis souligne qu’une réduction de la pression ou des
fluctuations de pression dans le but d’atténuer les
contraintes dans un pipeline exposé à la FCST n’arrêtera
pas la fissuration. Toutefois, cela pourrait diminuer
marginalement le taux de propagation des fissures. L’auteur
déclare que [70] :

La difficulté réside dans l’évaluation de l’ampleur de cette
diminution du taux, les données de laboratoire n’étant pas
représentatives des conditions sur le terrain.

• Le rôle des contraintes dans la propagation des fissures est
aussi abordé par Beavers [71] :

Je crois qu’il serait justifié de supposer que la probabilité
qu’une fissure se forme, puis se propage, diminue si la
contrainte appliquée diminue.

• L’analyse des données des fouilles exploratoires de
TransCanada indique que la profondeur des fissures
augmente en fonction du niveau des contraintes (figure
3.18). TransCanada attribue ce résultat aux valeurs élevées
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des taux de chargement près des stations de compression,
plutôt qu’aux niveaux élevés des contraintes [72].

• L’analyse des sept ruptures par FCST dans le réseau de
TransCanada indique que le taux maximal de propagation
des fissures dans les gazoducs est de l’ordre de 2 x 10-8

mm/s (soit 0,63 mm par année) [73]. Ce taux de propagation
est une moyenne temporelle, calculée entre l’étape 1 et
l’étape 4 (figure 3.23), et non une valeur absolue, car la
propagation d’une fissure, essentiellement gouvernée par le
hasard, comporte des périodes de propagation rapide
intercalées de périodes de latence [75]. Les taux de
propagation varient selon la microstructure des aciers : ils
sont de quelque 30 % plus élevés dans la zone affectée par la
chaleur (ZAC) près des joints de soudure des conduites [76]
et peuvent devenir nuls si les fissures atteignent une zone
perlitique dans la microstructure de l’acier [77].

• Krishnamurthy [78] a présenté à la figure 3.24 une
comparaison des moyennes entre les variations de la
profondeur des fissures et les plages de pression de service
du pipeline. Il affirme que [79] :

Les plages de pression de 600 et 800 [lb/po2] produisent des
fissures beaucoup plus profondes (à 80 % de confiance) que les
plages de 200 et 400 [lb/po2]. Cela pourrait supposer une
propension accrue à la fissuration aux pressions plus élevées.
Toutefois, lorsque la pression passe de 400 à 600 [lb/po2], les
fissures sont sensiblement plus profondes (à 80 % de
confiance) que lorsque la pression se situe entre 600 et 800
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[lb/po2]. De plus, des paramètres comme la longueur des
fissures et la taille des colonies ont aussi été évalués en
fonction de la pression, mais les résultats étaient différents. Il
en ressort que, malgré une faible relation avec la pression de
service, d’autres facteurs influent sans doute sur la fissuration.

Effet de la coalescence des fissures sur leur propagation.
La coalescence des fissures est un autre facteur qui influe sur le taux de
propagation des fissures. Elle est le résultat de l’union de fissures
distinctes à la tête des fissures, formant ainsi des fissures plus longues
(figures 3.25 et 3.26). L’ACPRÉ affirme que [80] :

S’il y a nucléation de fissures rapprochées, comme on peut le
supposer aux contraintes d’exploitation élevées, la propagation
des fissures est dominée par la coalescence des fissures
colinéaires.

La coalescence est possible durant le cycle complet de la FCST
(figure 3.23). Selon la taille de la fissure, sous l’effet de forces du milieu ou
de forces mécaniques, les fissures se propagent pendant l’étape 3.
Pendant l’étape 4 de la propagation, la coalescence se manifeste par un
déchirement [81], par lequel les fissures se propagent surtout sous l’effet
de forces mécaniques [82]. La présence de coalescence durant le cycle
complet a été mise en doute par Beavers qui n’a relevé aucun indice de
coalescence en fin de cycle d’après l’analyse d’éprouvettes fracturées [83].

La recherche à NRTC a montré que la géométrie de la colonie de
fissures par FCST est importante pour déterminer s’il y aura coalescence
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et propagation des fissures jusqu’à défaillance. Les colonies de fissures
allongées dans l’axe longitudinal, mais étroites dans la direction de la
circonférence, constituent une menace plus grande pour l’intégrité d’un
pipeline que les colonies qui sont à peu près aussi longues que larges.
Dans les colonies longues et étroites, les différentes fissures qui sont
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Figure 3.26
Fissures près de s’unir

Figure 3.25
Coalescence de plusieurs fissures

Source : note [1]
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alignées «tête à queue» peuvent se rejoindre et causer une rupture. Mais
dans les colonies aussi longues que larges, la propagation se fait surtout
en bordure de la colonie [84]. Les fissures situées au coeur de ces
colonies se protègent les unes des autres contre les contraintes et
deviennent latentes [85].

Les fissures en colonies sont plus ou moins rapprochées, de sorte
que les colonies sont dites «éparses» ou «denses». Leis utilise un
espacement circonférentiel égal à 20 % de l’épaisseur de la paroi pour
distinguer les colonies éparses des colonies denses. Les fissures
espacées circonférentiellement de moins de 20 % de l’épaisseur de la
paroi ont tendance à devenir latentes, tandis que les fissures moins
rapprochées (espacement supérieur à 20 % de l’épaisseur de la paroi)
peuvent continuer à se propager [86]. Cette information indique que la
coalescence des fissures est un facteur possible de leur propagation,
mais, comme l’ont affirmé divers chercheurs, aucun modèle de
prévision n’a été mis au point pour nous permettre de définir l’effet de la
coalescence sur la propagation des fissures. Là encore, la recherche est
incomplète.

Effet du taux de variation de la pression sur la formation
et la propagation des fissures. Très peu de recherche a été faite
concernant l’effet du taux de variation de la pression ou du taux de
déformation (qui indique comment le taux de variation de la pression
agit sur l’acier d’une conduite) sur la formation et la propagation des
fissures. Dans sa recherche visant à mettre au point un modèle du taux
de propagation des fissures, l’Université de Waterloo a mené une série
d’expériences avec un appareil d’essai de flexion, dans lequel la
fréquence de sollicitation a été fixée à 40, 400 et 5 000 cycles par jour
avec trois rapports R (0,50; 0,82 et 0,90). Pour chaque ensemble de
données, l’intensité de la contrainte maximale a été maintenue dans la
plage de 34 à 38 MPa√m (ce qui correspond à maintenir la force de
propagation d’une fissure appliquée sur la tête de cette dernière à la
même intensité). Les résultats indiquent qu’aux basses fréquences, le
taux de propagation par cycle est plus élevé parce que le milieu interagit
plus longtemps avec la fissure, augmentant son taux de
propagation [87].

Un autre indice de l’importance du taux de chargement est fourni
par Beavers [88]. Il a indiqué qu’il croyait que le paramètre à prendre en
compte dans la force de propagation d’une fissure était l’intégrale J car
ce facteur tient compte de la plasticité de la tête de la fissure, et la
plasticité semble être reliée au processus de fissuration. (L’intégrale J ou
le facteur d’intensité des contraintes K, tel que défini en mécanique de
la rupture, est fonction de la taille de la fissure, de la contrainte agissant
sur la fissure et de la géométrie de la structure de la fissure.) Des
résultats récents sont venus modifier la théorie de Beavers parce que les
essais à taux de déplacement constant ont montré que le taux de
variation de J en fonction du temps doit aussi être pris en compte dans
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le paramètre de la force de propagation d’une fissure. La recherche est
incomplète dans ce domaine.

3.7 Conclusions

Même s’il reste beaucoup de recherche à faire pour mieux
comprendre la FCST à pH quasi neutre, nous savons que trois conditions
président à la formation de fissures par FCST :

• un milieu propice à la surface de la conduite,

• une conduite constituée d’un matériau vulnérable,

• une contrainte de traction.

Les constatations concernant ces trois facteurs sont traités ci-
dessous.

3.7.1 Milieu

Le milieu à la surface d’une conduite est affecté par quatre
facteurs, soit: le type et l’état du revêtement, le sol, la température et le
niveau de courant cathodique. Tous les cas de FCST mettent en cause la
défaillance du revêtement (détachement du revêtement ou formation de
lacunes), et le manque de protection cathodique à la surface de la
conduite. Sans protection cathodique, le milieu à la surface de la
conduite, qui subit l’action des conditions pédologiques et chimiques,
ainsi que de la température, peut provoquer la formation de la FCST à
pH quasi neutre.

Nous avons constaté que la recherche sur le milieu susceptible de
favoriser la FCST est incomplète dans les domaines suivants :

• le rapport entre les conditions d’un sol aérobie et la
présence de FCST à pH quasi neutre;

• le moyen de transmettre un courant cathodique sous un
ruban protecteur détaché afin d’empêcher l’établissement
d’un milieu à pH quasi neutre;

• d’autres moyens pour transmettre le courant cathodique
jusqu’à la surface de la conduite à travers un sol de grande
résistivité;

• le rôle des sulfures produits par les bactéries
sulfatoréductrices, qui agissent comme un poison contre
l’hydrogène atomique provenant du milieu.

3.7.2 Matériau

Il ne semble pas y avoir de corrélation entre la FCST à pH quasi
neutre et la composition de la conduite, la nuance de l’acier, le fabricant
ou le procédé de fabrication. À une exception près, tous les aciers
examinés se sont avérés aussi vulnérables les uns que les autres à la
FCST à pH quasi neutre. Faisait exception les conduites Youngstown à
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soudure par résistance électrique, dont la zone de soudure s’est avérée
moins résistante que le métal de base à la formation de fissures par
FCST à pH quasi neutre. 

Nous avons constaté que la recherche sur les matériaux des
conduites est incomplète dans les domaines suivants :

• la vulnérabilité des aciers à haute résistance à la FCST ou à
la fragilisation par l’hydrogène, ou les deux, et la tolérance
des aciers à haute résistance à la FCST et à d’autres défauts;

• la vulnérabilité à la fissuration de la zone à gros grains
affectée par la chaleur, par rapport au matériau de base
dans le milieu à pH quasi neutre;

• le rôle de l’assouplissement cyclique dans le contrôle de la
formation d’une zone plastique à la surface d’une conduite,
et la faisabilité de modifier les caractéristiques
d’assouplissement de l’acier par des méthodes faisant appel
à des essais hydrostatiques;

• la corrélation entre l’incidence d’une FCST, et le nombre et
la taille des inclusions non métalliques;

• La corrélation entre l’état de la surface de la conduite et le
niveau seuil des contraintes pour l’apparition de la FCST.

3.7.3 Contraintes

Les données recueillies sur le terrain et en laboratoire indiquent
que les contraintes ont un effet sur la formation, voire la propagation,
des fissures par FCST à pH quasi neutre. Nous avons aussi constaté que
les fluctuations de pression et les taux de déformation ont un effet sur la
propagation des fissures comme en font foi les données de laboratoire.
Nous avons toutefois noté que les informations disponibles sont limitées
et contradictoires.

Les données indiquent que la FCST est beaucoup moins fréquente
sous un niveau de contrainte circonférentielle causée par une pression
de 70 % de la LÉMS. Toutefois, la recherche n’a pas permis d’établir un
seuil de contrainte en deçà duquel aucune fissure ne se propagera
jusqu’à défaillance. Selon certaines observations, le seuil de contrainte
et le niveau des fluctuations de la pression sont reliés, et le seuil peut
varier le long de l’axe de la conduite. Selon ces mêmes observations, il
faudrait tenir compte de l’ensemble des contraintes dans la conduite,
dont les contraintes circonférentielles dues à la pression interne ne
constituent qu’une composante. Dans presque toutes les défaillances de
pipeline associées à la FCST, il y avait des intensificateurs locaux de
contraintes isolées, dû notamment à la présence de corrosion, de stries
ou de concentrations de contraintes sur les bords du joint de soudure. 

Nous avons constaté que la recherche sur les contraintes est
incomplète dans les domaines suivants :
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• le rôle que jouent, séparément et ensemble, le niveau des
contraintes, leurs fluctuations et le taux de déformation sur
la formation et la propagation des fissures par FCST, à des
niveaux de contrainte de service réalistes;

• le rapport R (quotidien, hebdomadaire, mensuel ou annuel)
qui contrôle la FCST dans les oléoducs et les gazoducs;

• le rôle que joue la coalescence des fissures dans leur
propagation;

• les connaissances actuelles du rôle des contraintes
résiduelles dans la formation et la propagation des fissures
par FCST, et sur les façons de réduire ou de minimiser le
niveau des contraintes résiduelles dans les pipelines.

Recommandations

3-1 Nous recommandons à l’Office d’exiger des
compagnies pipelinières qu’elles procèdent à
une inspection de toute conduite soudée par
résistance électrique, fabriquée par Youngstown
Sheet and Tube, se trouvant dans des sols
propices à la FCST, pour déterminer s’il y a
présence de FCST.

3-2 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de fournir, d’ici au 30 juin 1997, une
analyse de la mesure dans laquelle le
programme actuel de recherche sur la FCST
incorpore les domaines, relevés dans le présent
rapport, où la recherche est incomplète, ainsi
que sur les mérites et les incidences d’élargir ce
programme pour y incorporer ces domaines.
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4.0 Introduction

Les connaissances acquises la formation et la propagation des
fissures par FCST à pH quasi neutre ont été exposées au chapitre 3. Les
compagnies pipelinières, les groupes de l’industrie et les chercheurs ont
cherché des moyens pour prévenir, détecter ou éliminer la FCST avant
qu’elle se propage au point de causer une défaillance du pipeline en
cours d’exploitation. Lors de son enquête précédente, l’Office avait
évalué l’efficacité de différents moyens pour prévenir les défaillances en
cours d’exploitation causées par la FCST à pH quasi neutre. Les mesures
d’atténuation comprenaient les essais hydrostatiques, la réduction de la
pression de service, le remplacement sélectif des conduites ainsi que les
fouilles exploratoires et les réparations.

Depuis l’enquête précédente, diverses techniques, dont celles
susmentionnées, ont été utilisées, et on a acquis plus d’expérience dans
leur application et recueilli plus d’information sur leur efficacité. De
plus, la recherche a permis de mieux comprendre les principes qui sous-
tendent ces techniques. Fort de cette expérience et des connaissances
plus poussées, nous avons évalué les diverses mesures permettant de
prévenir, de détecter et d’atténuer les effets de la FCST à pH quasi neutre.

Les mesures abordées dans le présent chapitre concernent :

• les revêtements,

• les modèles prédictifs,

• les fouilles exploratoires et les réparations,

• l’inspection interne,

• la réduction de la pression,

• les essais hydrostatiques,

• le remplacement sélectif des conduites.

Chaque mesure a été évaluée en fonction de son efficacité à
prévenir les défaillances en cours d’exploitation ou à en minimiser les
conséquences.

4.1 Revêtements

Le système de contrôle de la corrosion dans un pipeline enterré
comporte deux éléments : le revêtement extérieur du pipeline et le
système de protection cathodique. Le but premier du revêtement est de
protéger la surface de la conduite du milieu ambiant. En cas de

Chapitre 4
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détachement du revêtement, le système de protection cathodique est
conçu pour protéger la conduite contre la corrosion.

Tel que discuté au chapitre 3, la FCST à pH quasi neutre s’est
développée sur les pipelines canadiens surtout en raison de la défaillance
des revêtements de polyéthylène, qui ont été appliqués aux pipelines
installés entre 1968 et 1973. Il est clair que ces revêtements n’avaient
pas les propriétés requises pour fournir une protection à long terme
contre la FCST.

Lors de l’enquête, différents types de revêtements ont été évalués
en fonction de leur efficacité à protéger la surface de la conduite pour
toute la durée de vie du pipeline. L’usage des systèmes de revêtement
sur les nouveaux pipelines et le remplacement du revêtement des
pipelines existants sont discutés dans cette section.

4.1.1 Revêtements des nouveaux pipelines

D’après l’ACPRÉ, «…la méthode la plus viable pour ralentir la
formation de fissures par FCST dans les nouveaux pipelines consiste à
utiliser des revêtements à haut rendement tout en assurant une protection
cathodique efficace.» [1] L’ACPRÉ estime que les époxys liés par fusion,
les uréthanes, les époxys liquides, le polyéthylène extrudé et les
revêtements multicouches sont des revêtements à haut rendement.

L’ACPRÉ a défini trois critères pour évaluer l’efficacité d’un
revêtement à prévenir la FCST [2]. Ces critères se rapportent à la
capacité du revêtement :

• d’empêcher tout contact entre le milieu ambiant ou
l’électrolyte qui cause la FCST, et la surface d’acier du
pipeline (en continuant d’adhérer à la conduite);

• de permettre le passage d’un courant de protection
cathodique qui empêche la formation de fissures par FCST
en cas de défaillance du revêtement; 

• de modifier, lors de son application, la surface de la
conduite pour réduire sa vulnérabilité à la FCST.

Pour ce qui est du premier critère, si le revêtement ne se détache
pas de la conduite, un milieu propice à la formation ou à la propagation
des fissures par FCST ne peut se manifester à la surface de la conduite,
ce qui prévient efficacement la FCST. Il est donc important qu’une
conduite vulnérable à la FCST soit recouverte d’un revêtement qui y
adhère fortement à long terme.

Toutefois, pendant la durée de vie de la plupart des revêtements,
un certain détachement est probable. Dans un tel cas, le système de
protection cathodique du pipeline agit comme protection d’appoint
contre la FCST à pH quasi neutre. Comme l’ont souligné Beavers et
Thompson [3], pour que le système de protection cathodique puisse
protéger le pipeline, il faut que le matériau du revêtement soit capable
de transmettre le courant de protection cathodique en cas de détachement.
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Les deux premiers critères sont reconnus dans la norme CSA
Z662, qui stipule que les revêtements doivent avoir les propriétés
suivantes [4] :

9.2.8.1 Propriétés

Les revêtements doivent :

a) isoler électriquement de l’environnement la surface externe de la
tuyauterie;

b) être suffisamment adhérents pour résister efficacement à la
migration de l’humidité à l’interface du tube et du revêtement;

c) être suffisamment malléables pour résister à la fissuration;

d) être suffisamment résistants ou autrement protégés pour résister
à l’endommagement causé par les contraintes du sol et par une
manutention normale;

e) être non nuisibles à la protection cathodique;

f) résister à la détérioration causée par l’environnement et les
températures de service; et

g) lorsqu’ils sont appliqués à l’usine, satisfaire à la norme pertinente
de la série CSA Z245, si une telle norme existe.

Les revêtements qui satisfont aux critères de performance définis
dans la norme CSA satisferaient donc aux deux premiers critères de
prévention de la FCST définis par l’ACPRÉ. Toutefois, même si l’alinéa
9.2.8.1 f) de la norme indique que ces propriétés doivent être maintenues
pendant toute la durée de vie du pipeline, aucune exigence particulière
n’est prévue pour prouver l’efficacité du revêtement à long terme.

Quant au troisième critère, les essais effectués par le PRCI en
laboratoire et sur le terrain ont conclu que le grenaillage de la surface
d’une conduite augmente sa résistance à la formation de FCST [5].
Lorsque le grenaillage est utilisé pour nettoyer la surface de la conduite
avant l’application du revêtement, il élimine la majorité de la croûte de
laminage et modifie l’état des contraintes résiduelles à la surface de
l’acier, minimisant ainsi le nombre de sites où la FCST pourrait se former.

Les revêtements qui satisfont aux trois critères empêchent
efficacement la FCST. C’est le cas des époxys liés par fusion, des
uréthanes et des époxys liquides. La performance à long terme de ces
revêtements atteste de leur efficacité. L’ACPRÉ indique que des
revêtements d’époxys liés par fusion ont été en service pendant plus de
25 ans, et aucune FCST n’a été observée, même dans des pipelines en
milieu réputé propice à la FCST. Quant aux époxys liquides et aux
uréthanes, ils ont été employés pendant plus de 13 ans et ont été
similairement efficaces [6].

Toutefois, un revêtement qui ne satisfait pas aux trois critères
peut quand même empêcher efficacement la FCST. Les revêtements de
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polyéthylène extrudé appliqués conformément à la norme CSA
Z245.21-M92 ne respectent que le premier et le troisième critère.
L’ACPRÉ souligne toutefois que, en 20 ans d’expérience avec ce type de
revêtement, aucune FCST n’a été signalée [7]. Ceci prouve sa capacité à
long terme à prévenir la FCST.

Le revêtement multicouches et le revêtement composite sont
relativement nouveaux. Le revêtement multicouches se compose d’une
couche interne d’époxy lié par fusion et d’une couche d’adhésif suivie
d’une couche externe de polyoléfine. Le revêtement composite est une
variante du revêtement multicouches; il comporte une couche interne
d’époxy lié par fusion et une couche externe de polyéthylène, mais
l’adhésif est remplacé par une succession de couches d’époxy lié par
fusion et de polyéthylène modifié. L’ACPRÉ indique que la possibilité de
boursouflage de part et d’autre d’une soudure en saillie, lors de l’emploi
de revêtements multicouches extrudés, demeure toujours un problème
[8]. Comme ces revêtements sont relativement nouveaux, leur efficacité
à prévenir la FCST à long terme reste à prouver (par l’expérience ou par
des essais de laboratoire en accéléré). Entre-temps, il faut faire preuve
de prudence avant de les utiliser sur des pipelines vulnérables à la FCST.
Si la FCST devait se manifester pendant la durée de vie du pipeline, des
mesures d’atténuation coûteuses pourraient s’imposer.

Selon l’ACPRÉ, les revêtements d’émail bitumineux (asphalte et
goudron de houille) satisfont au premier critère, sans nécessairement
respecter les deux autres [9]. Mais, comme il en a été question au
chapitre 3, à défaut d’une bonne préparation de la surface des conduites,
ces revêtements peuvent se détacher sous l’effet des contraintes
exercées par le sol. De la FCST à pH quasi neutre a été relevée sous de
tels revêtements, dans des pipelines enterrés là ou le sol présente une
grande résistivité, car le courant de protection cathodique ne pouvait
atteindre la surface de la conduite.

Les nouveaux types de rubans de polyéthylène adhèrent et
résistent aux dommages mieux que les versions précédentes qui se sont
avérées peu efficaces pour protéger les pipelines canadiens contre la
FCST. Toutefois, une fois détachés, ils nuisent toujours au passage du
courant de protection cathodique. De plus, la méthode de préparation
de la surface de la conduite ne rend pas celle-ci moins vulnérable à la
formation de la FCST. L’efficacité à long terme des nouveaux types de
rubans n’est pas connue. Il faudrait donc redoubler de prudence avant
de les utiliser sur des pipelines vulnérables à la FCST.

Il faudrait noter que les revêtements des soudures circulaires sont
appliqués sur le terrain, une fois que les sections de conduites ont été
soudées les unes aux autres. Leur efficacité est aussi importante que
celle des revêtements principaux des conduites pour ce qui est
d’empêcher la formation et la propagation de fissures par FCST, et ils
devraient satisfaire aux mêmes critères.
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4.1.2 Remplacement du revêtement des pipelines existants

La raison principale menant à envisager le remplacement du
revêtement de longs tronçons existants est la défaillance du revêtement.
Les pipelines visés sont ceux dont on sait que le revêtement a favorisé
la FCST en se détachant et en empêchant le courant de protection
cathodique d’atteindre la surface d’acier exposée.

Pour remplacer le revêtement d’un long tronçon, il faut déterrer la
conduite, retirer le revêtement existant, préparer la surface de la
conduite et appliquer le nouveau revêtement. Ces opérations varient
selon le type de revêtement de remplacement utilisé.

Les revêtements employés pour les nouvelles conduites ne
conviennent pas tous comme revêtements de remplacement. L’ACPRÉ a
indiqué que les revêtements des pipelines peuvent être remplacés soit
par du ruban conventionnel, à enroulement simple ou double, soit par
des revêtements d’uréthane ou d’époxy liquide [10].

TransCanada a indiqué qu’avant de remplacer le revêtement d’un
long tronçon, il faut démontrer l’intégrité du pipeline afin de s’assurer
que ce dernier ne comporte aucun défaut quasi critique [11].
Normalement, ceci est accompli à l’aide d’un essai hydrostatique.

L’ACPRÉ a indiqué que, dans la plupart des cas, les projets de
remplacement du revêtement de longs tronçons ne se sont pas avérés
économiques [12]. Les coûts de remplacement du revêtement peuvent
varier de 50 % à plus de 100 % du coût total d’une nouvelle conduite
[13]. Ils varient énormément parce que les variables inhérentes au
remplacement du revêtement sont nombreuses : conditions particulières
du terrain, type de sol, type du revêtement existant et type du nouveau
revêtement. Il faut aussi compter les coûts d’évaluation de l’intégrité des
conduites et les frais d’une éventuelle réparation, ainsi que les coûts
associés aux interruptions de service.

TransCanada a indiqué que les coûts de remplacement des
revêtements sont actuellement à l’étude [14]. Elle a déclaré qu’elle
entend entreprendre un programme de réfection pour évaluer la
faisabilité du remplacement des revêtements sur de longs tronçons en
recourant à la technologie la plus récente [15].

4.1.3 Conclusions

L’emploi d’un revêtement efficace est la façon la plus pratique de
prévenir la formation de la FCST sur les nouveaux pipelines ou lors du
remplacement du revêtement original des pipelines existants. Nous
pensons que les trois critères relevés par l’ACPRÉ fournissent une base
raisonnable pour le choix d’un revêtement efficace.

Notre préoccupation est liée à l’absence d’essais standard pour
déterminer si un revêtement va satisfaire ou non à ces critères pendant
toute la durée de vie du pipeline.



Nous pensons que l’utilisation de revêtements efficaces,
combinée à des niveaux suffisants de protection cathodique, a déjà fait
beaucoup pour prévenir la FCST dans les pipelines mis en service au
cours des deux dernières décennies et continuera de le faire dans
l’avenir. Dans la mesure du possible, il faudrait utiliser des revêtements
dont l’efficacité a été démontrée lorsqu’on recouvre des nouveaux
pipelines, y compris les soudures circulaires, ainsi que lors du
remplacement du revêtement des conduites existantes.

Nous considérons que les revêtements d’époxy lié par fusion,
d’uréthane, d’époxy liquide et de polyéthylène extrudé ont établi leur
efficacité à protéger les pipelines de la FCST.

Il faut être prudent avant de décider d’utiliser tout autre type de
revêtement sur des pipelines vulnérables à la FCST si ces revêtements
ne satisfont pas aux critères susmentionnés et que leur efficacité à long
terme n’a pas été démontrée. Si d’autres revêtements sont utilisés et
que la FCST se manifeste pendant la durée de vie du pipeline, des
mesures d’atténuation coûteuses pourraient s’imposer.

En dernier lieu, nous considérons qu’il devrait être obligatoire,
avant de remplacer le revêtement d’un tronçon existant, de démontrer
l’intégrité de ce tronçon.

Recommandation

4-1 Nous recommandons à l’Office de demander
au comité technique sur les réseaux industriels
de canalisations de pétrole et de gaz de la CSA,
à l’industrie pipelinière et aux fabricants de
revêtements de coordonner leurs efforts pour :

a) élaborer, le cas échéant, des essais
standard pour déterminer si un revêtement
satisfait aux critères de performance
énoncés dans la norme CSA Z662-94
durant toute la durée de vie prévue d’un
pipeline;

b) incorporer ces essais dans les normes CSA
pertinentes;

c) effectuer des études objectives basées sur
ces essais pour démontrer l’efficacité à long
terme des différents types de revêtements
de pipelines qui sont actuellement
disponibles.

4.2 Modèles prédictifs

Les modèles prédictifs visent à repérer et à classer les zones d’un
réseau pipelinier les plus susceptibles à une FCST «importante» d’après
les divers facteurs qui sont réputés contribuer à la vulnérabilité à la
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FCST «importante». (La définition de FCST «importante» est discutée à la
section 4.3.1). Ces facteurs comprennent:

• le type de revêtement;

• l’année d’installation du pipeline;

• les antécédents d’exploitation du pipeline;

• les conditions du terrain (type de sol, drainage et
topographie).

En soi, les modèles prédictifs n’empêchent pas directement les
défaillances par FCST en cours d’exploitation, pas plus qu’ils ne réduisent
les conséquences de telles défaillances. Toutefois, en repérant les zones
où la FCST est la plus probable, ils permettent aux compagnies de diriger
leurs fouilles exploratoires et autres travaux d’atténuation là où ils seront
les plus efficaces.

La présente section traite de l’élaboration d’un modèle prédictif,
de l’efficacité de tels modèles et de la façon dont ils permettent la
gestion d’un pipeline vulnérable à la FCST.

4.2.1 Élaboration d’un modèle prédictif

L’information recueillie par TransCanada lors de ses fouilles
exploratoires à la fin des années 1980 indique que la présence de FCST
«importante» dans un pipeline était reliée aux conditions du terrain
autour du pipeline où les revêtements des conduites pouvaient se
détacher. Forte de ce résultat, TransCanada a retenu, en 1992, les
services de J.E. Marr Associates (Canada) Ltd. afin d’élaborer un modèle
prédictif de la vulnérabilité à la FCST.

Depuis, plusieurs autres compagnies pipelinières ont élaboré de
tels modèles prédictifs. Dans la plupart des cas, ces modèles étaient
basés sur la méthode mise au point par TransCanada et J.E. Marr
Associates (Canada) Ltd. [16]. Au moment de l’enquête, six compagnies
membres de l’ACPRÉ utilisaient des modèles prédictifs pour évaluer la
vulnérabilité de leurs réseaux (ou de certaines parties de leur réseau) à
la FCST, et cinq autres compagnies membres avaient entrepris d’en
élaborer [17]. En outre, un membre de l’ACPP s’est aussi servi d’un
modèle prédictif [18].

Les données recueillies par divers membres de l’ACPRÉ ont permis
de répertorier sept ensembles particuliers de conditions de terrain
associées à une FCST «importante» dans des pipelines revêtus de ruban
de polyéthylène. Quatre autres ensembles particuliers de conditions de
terrain ont été constitués concernant la FCST «importante» des pipelines
enduits de bitume. Ces onze ensembles sont appelés ensembles de
«conditions de terrain propices» [19] et sont présentés aux tableaux 4.1 et
4.2. Il est important de noter que la présence de ces conditions de terrain
dans un réseau pipelinier signifie seulement que le milieu est propice à
une FCST «importante». Si l’une des autres conditions nécessaires à la
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Tableau 4.1
Description des conditions de terrain importantes pour les pipelines
revêtus de ruban de polyéthylène

description du sol topographie drainage

ruisseaux et cours d’eau à fond argileux 
(en général < 5 m de largeur)

lacs (fonds argileux à vaseux, à texture fine) incliné très pauvre
plat
ondulé

lacs (fonds argileux à vaseux, à texture fine) incliné pauvre
plat
ondulé
déprimé

sols organiques (> 1 m de profondeur) recouvrant des dépôts plat très pauvre
glaciofluviaux (sols à texture sableuse et (ou) graveleuse) déprimé

sols organiques (> 1 m de profondeur) recouvrant des sols plat très pauvre
lacustres (sols argileux à vaseux, à texture fine) déprimé

tills morainiques (texture variable - sable, gravier, vase et argile; incliné à plat très pauvre
teneur en pierre > 1 %) plat pauvre

ondulé imparfait à pauvre
côtelée
déprimé

tills morainiques (texture variable - sable, gravier, vase et argile; incliné pauvre
teneur en pierre > 1 %) imparfait à 

Source : note [19]

Tableau 4.2
Description des conditions de terrain importantes pour les pipelines
enduits de goudron

description du sol topographie drainage

substratum rocheux et calcaire (< 1 m de couverture incliné bien drainé
de sol sur le substratum rocheux ou le calcaire) plat

ondulé
côtelé

dépôts glaciofluviaux (sols à texture incliné bien drainé
sableuse et (ou) graveleuse) plat

ondulé
côtelé

moraines (texture sableuse; teneur en pierre > 1 %) incliné bien drainé
plat
ondulé
côtelé

sites qui ne répondent pas au critère < 850 mV «off» 
utilisé dans le sondage la corrosion conduite à sol 
(excluant les trois ensembles de conditions de 
terrain traitées ci-dessus)

Source : note [19]



formation et à la propagation de fissures par FCST (par ex. détachement
du revêtement, matériau vulnérable et contrainte) n’est pas présente, il
n’y aura pas de FCST à cet endroit.

En général, la première étape dans l’élaboration d’un modèle
prédictif est l’examen des données concernant un pipeline particulier :
antécédents d’exploitation, type de revêtement, année de construction,
etc. Plus ces données sont exactes et complètes, meilleur est le modèle
initial.

La deuxième étape consiste à recueillir de l’information sur les
conditions de terrain courantes le long du réseau, notamment à l’aide
de photographies aériennes et d’études pédologiques. Ces données sont
ensuite corrélées avec les conditions réelles du terrain, et une base de
données est ainsi constituée. Enfin, l’information recueillie est mise en
correspondance avec les «conditions de terrain propices» à causer la
FCST [20].

Le long du réseau, des zones sont ensuite définies comme étant
vulnérables ou non vulnérables à la FCST. Les zones définies comme
étant vulnérables à la FCST peuvent aussi être classées en fonction de
leur vulnérabilité relative.

Au moment des fouilles exploratoires menées dans ces zones, la
présence ou l’absence de FCST et des détails particuliers concernant les
conditions du terrain sont notés. L’information recueillie est ensuite
utilisée pour vérifier et améliorer le modèle prédictif. Lorsque d’autres
fouilles sont effectuées, le modèle est raffiné, ce qui augmente sa
précision.

Même si l’information sur les conditions de terrain réputées
propices à la FCST est applicable à tous les pipelines d’une même
région, un modèle prédictif n’est valable que pour le pipeline pour lequel
il a été élaboré. Ceci est dû au fait que les données sur chaque pipeline
(revêtement, année de construction, antécédents d’exploitation)
peuvent être passablement uniques, et elles constituent un élément
important du modèle prédictif. Par conséquent, il ne faudrait pas
effectuer des hypothèses sur la vulnérabilité à la FCST d’un certain
réseau pipelinier en se basant sur un modèle prédictif élaboré pour un
autre réseau.

Coût. Le coût d’élaboration d’un modèle prédictif varie, pour
chaque compagnie pipelinière, selon la disponibilité de l’information
requise pour constituer la base de données. Par exemple, il sera plus
élevé si aucune documentation concernant la construction du pipeline
n’est disponible. L’ACPRÉ a fourni les estimations suivantes concernant
le coût d’élaboration d’un modèle prédictif [21] :

établissement d’une base de données 80 $/km
fouilles exploratoires 1 000 $/m 
vérification du modèle 120 $/km
raffinement du modèle 25 $/km
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Comme les estimations l’indiquent, les coûts à long terme pour le
maintien d’un modèle prédictif dépendent surtout du nombre de fouilles
effectuées.

4.2.2 Efficacité des modèles prédictifs

Au moment de l’enquête, les compagnies membres de l’ACPRÉ,
principalement TransCanada, avaient réalisé 1 920 fouilles exploratoires
comprenant une inspection de détection de la FCST. Comme l’indique la
figure 4.1, les sites de quelque 45 % de ces fouilles ont été sélectionnés
au moyen d’un modèle prédictif, et on a détecté de la FCST dans 44 % de
ces sites. Lorsque ces inspections ont été effectuées à la faveur de
travaux d’entretien courants, on a détecté la FCST seulement dans à
peine 4 % des sites.

Cet accroissement notable de FCST détectée à l’aide des modèles
prédictifs démontre l’efficacité de tels modèles dans la détection de la
FCST. Les données révèlent aussi que la recherche de la FCST pendant
des travaux d’entretien courants peut donner des résultats trompeurs
sur la vulnérabilité d’un réseau pipelinier à la FCST. 

La figure 4.2 est une représentation graphique de l’efficacité des
modèles prédictifs mis au point par cinq compagnies membres de
l’ACPRÉ. Les fouilles ont été effectuées dans des sites associés à des
«conditions de terrain propices» et à des «conditions de terrain non
propices». Comme les données l’indiquent, les indices de FCST sont
deux fois plus nombreux dans les sites aux «conditions de terrain
propices» que dans les sites aux «conditions de terrain non propices».
De plus, même si des indices de FCST «négligeable» ont été détectés
dans des sites aux «conditions de terrain non propices», aucune FCST
«importante» n’a été détectée dans ces sites. Ces résultats indiquent que
les modèles prédictif de la FCST élaborés par cinq compagnies membres
de l’ACPRÉ ont été efficaces à repérer les sites possibles de FCST.

L’efficacité d’un modèle dépendra de la précision avec laquelle il
permet de prédire les sites vulnérables à la FCST «importante». Cela est
largement fonction de la qualité et de la fiabilité des données utilisées
pour mettre au point le modèle. Actuellement, il n’y a pas de critères
d’échantillonnage établis pour aider une compagnie à déterminer le
nombre adéquat de fouilles permettant de vérifier la précision d’un
modèle.

Sonde de sol. Pour mieux détecter la FCST, plusieurs
compagnies ont utilisé une sonde de sol pendant leurs fouilles
exploratoires. La NOVAProbe®, mise au point par NGTL et NRTC, mesure
plusieurs caractéristiques du sol qui interviennent dans la corrosion des
pipelines sans qu’il soit nécessaire d’excaver et de perturber le sol
autour du pipeline. Par conséquent, le choix des sites de recherche de la
FCST se fait de façon plus précise car l’information additionnelle sur les
caractéristiques du sol à la profondeur de la conduite s’ajoute aux
données sur la topographie du site, le type de sol et le drainage.
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fouilles faites d’après un
modèle prédictif (FCST
détectée)

fouilles faites d’après un
modèle prédictif (aucune FCST
détectée)

fouilles menées pour d’autres
raisons (FCST détectée)

fouilles menées pour d’autres
raisons (aucune FCST détectée)

Figure 4.1
Efficacité des modèles prédictifs
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La NOVAProbe®, illustrée à la figure 4.3, réunit plusieurs capteurs
dans une même tête de sondage. Sur le terrain, la sonde est enfoncée à
la profondeur voulue pour mesurer la résistivité du sol, le potentiel
redox, la température et le potentiel conduite-sol [24]. À cause de la
forte demande pour la NOVAProbe®, NRTC a formé un consortium
d’entreprises pour rendre le produit plus aisément accessible aux
compagnies pipelinières.

L’information recueillie à l’aide de la NOVAProbe® est aussi en
train d’être intégrée dans la base de données sur la FCST de l’ACPRÉ
(voir le chapitre 6) pour déterminer s’il existe une corrélation entre les
caractéristiques mesurées du sol et la présence ou l’absence de FCST. 

4.2.3 Conclusions

Nous considérons que les modèles prédictifs permettent de
repérer et de classer efficacement les zones le long d’un pipeline qui
sont propices à la FCST, sous réserve :

• qu’ils reposent sur des données fiables concernant les
conduites et le terrain;

• qu’ils soient vérifiés et continuellement améliorés à mesure
que des données sont recueillies lors des fouilles.

En repérant les zones où la FCST est la plus probable, les modèles
prédictifs augmentent l’efficacité des autres mesures d’atténuation à
prévenir les défaillances en cours d’exploitation ou à en réduire les
conséquences.

Dans le classement par ordre de priorité des zones vulnérables
nécessitant des mesures d’atténuation, il est important de tenir compte
des conséquences d’une éventuelle défaillance en cours d’exploitation
pour que le risque dû à des défaillances par FCST soit minimisé.

Recommandations

4-2 Nous recommandons à l’Office d’exiger de la
compagnie pipelinière, s’il a lieu de croire
qu’un pipeline est vulnérable à la FCST, qu’elle
élabore un modèle prédictif pour repérer et
classer les sites afin de les soumettre à un
programme de fouilles exploratoires. 

4-3 Nous recommandons à l’Office de demander
l’ACPRÉ qu’elle élabore des critères d’échantil-
lonnage pour vérifier la précision des modèles
prédictifs.

4.3 Fouilles exploratoires et réparations

Si des indices de FCST sont relevés avant que les fissures ne se
propagent jusqu’à un niveau critique, des réparations peuvent être
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Figure 4.3
Sonde de sol

Avec la permission de NOVA



effectuées, et il est possible d’éliminer le risque d’une défaillance en
cours d’exploitation. Une façon de détecter la FCST est de déterrer la
conduite et de l’inspecter section par section. Pour prévenir efficacement
les défaillances en cours d’exploitation dues à la FCST, la méthode de
réparation doit toutefois rétablir l’intégrité du pipeline et éliminer les
conditions nécessaires pour que la FCST se manifeste de nouveau.

4.3.1 Fouilles exploratoires 

Les compagnies pipelinières déterrent des tronçons de leurs
pipelines lors de leurs travaux d’entretien courants (figure 4.4), et ces
travaux sont l’occasion de rechercher des indices de la présence de FCST.
Elles effectuent aussi des fouilles à la recherche expresse d’indices de
FCST. Ces fouilles sont effectuées en des sites spécifiquement sélectionnés
à l’aide d’informations provenant de modèles prédictifs ou d’inspection
interne. Toutefois, les modèles prédictifs sont conçus pour repérer les
endroits où la probabilité de détection de FCST est élevée; ils ne peuvent
distinguer les sites qui comportent les fissures quasi critiques.

Au sujet des fouilles exploratoires à la recherche expresse de
FCST, l’ACPRÉ a dit qu’il est «...techniquement impossible, pour l’instant,
d’éliminer toutes les défaillances éventuelles par FCST dans un pipeline au
moyen de seules fouilles exploratoires, à moins de connaître l’existence de
zones vulnérables précises dans des tronçons isolés du pipeline». [25]

Lignes directrices recommandées de l’ACPRÉ. Pour aider ses
membres à élaborer et à réaliser des programmes de recherche d’indices
de FCST, l’ACPRÉ a préparé des lignes directrices qui renseignent sur la
sélection des sites, les méthodes de fouille et les techniques d’inspection
[26]. Ces lignes directrices sont spécifiques à la FCST longitudinale à pH
quasi neutre, et ont été rédigées à titre de document de travail basé sur
l’expérience de l’industrie. La méthode de fouille, telle que décrite dans
les lignes directrices de l’ACPRÉ, est résumée dans les paragraphes qui
suivent.

Avant et pendant une fouille, il convient de documenter les
conditions du terrain, notamment le type de sol, le drainage et la
topographie. Il convient aussi de prélever des échantillons de sol et des
eaux souterraines pour mieux connaître les paramètres du milieu
associés à la FCST.

Une fois la conduite déterrée, on vérifie si le revêtement est
détaché ou endommagé. Normalement, tous les endroits où le
revêtement est détaché doivent être inspectés pour déceler la FCST. Si
un liquide (électrolyte) est décelé sous le revêtement, son pH est
normalement relevé au moyen d’un papier indicateur. Cette mesure du
pH sur place est très importante car les réactions chimiques en cours au
sein de l’échantillon pourrait en modifier le pH avant son analyse en
laboratoire. Néanmoins, les mesures ultérieures du pH du même
électrolyte en laboratoire peuvent fournir des renseignements utiles sur
les processus associés à la FCST.
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Figure 4.4
Fouille exploratoire



Lorsque le revêtement de la conduite est retiré, la présence de
tout dépôt de corrosion doit être notée. Il est important de bien identifier
les dépôts de corrosion. Combinés aux autres conditions particulières du
milieu, certains dépôts sont étroitement liés à la présence ou à l’absence
de FCST, et renseignent sur les conditions ambiantes sous les
revêtements détachés.

Avant l’inspection, il faut nettoyer et assécher la surface de la
conduite pour pouvoir déceler de manière fiable toute présence de FCST.
Actuellement, le décapage au jet d’eau haute pression et le sablage à
l’aide d’écailles de noix sont les seules méthodes éprouvées sur le
terrain pour nettoyer la surface des conduites avant leur inspection. Les
deux méthodes éliminent le revêtement et l’apprêt, ainsi que les dépôts
de corrosion ou la croûte de laminage de la surface de la conduite.
Toutefois, le nettoyage doit être fait avec soin car tout dommage
mécanique causé à la surface de la conduite peut masquer des colonies
de FCST ou en fausser l’interprétation. 

Une fois la surface préparée, la conduite est soumise à un
examen de FCST par inspection par particules magnétiques (IPM) (figure
4.5). L’aptitude du technicien à reconnaître les indices de FCST est un
facteur critique lors de ces inspections. Il est essentiel de repérer, puis
de documenter correctement toutes les colonies de FCST présentes. La
documentation devrait comprendre notamment une évaluation de la
gravité de la FCST détectée.

Critères d’évaluation de la gravité de la FCST. La FCST sera
plus avancée dans certains cas que dans d’autres. Pour pouvoir mesurer
systématiquement la gravité de la FCST lorsqu’elle est découverte,
TransCanada a élaboré un ensemble de définitions ou de critères
permettant de classer la gravité des colonies de FCST comme
«importante» ou «négligeable». Ces définitions tiennent compte de la
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Figure 4.5
Inspection par particules magnétiques

Avec la permission de TCPL



longueur et de la profondeur des colonies, ainsi que des propriétés
géométriques et mécaniques de la conduite. Une colonie est
«importante» si la fissure la plus profonde s’enfonce à plus de 10 % de
l’épaisseur de la paroi de la conduite, et si la longueur totale de la
colonie dépasse la longueur d’une fissure qui s’ouvrirait sous une
pression d’essai de 110 % de la LÉMS de la conduite [27]. Les colonies
de FCST qui ne satisfont pas au critère de colonie «importante» sont
classées comme «négligeables» du point de vue structural [28].

Il faudrait noter que les colonies classées comme “importantes”
ne constituent pas nécessairement une menace immédiate à l’intégrité
du pipeline. Le critère est expressément prudent, afin que la compagnie
ait une marge de sécurité adéquate pour prendre les mesures correctives
requises avant qu’une fissure ne se propage jusqu’à une taille critique.

Pour évaluer adéquatement la gravité d’une colonie de FCST, il faut
déterminer exactement sa longueur et sa profondeur. Ces dimensions
sont ensuite comparées à celles d’une fissure critique calculées pour le
tronçon visé pour déterminer si l’intégrité de la conduite est menacée.

Fortes de l’expérience acquise après avoir éliminé par meulage
plusieurs centaines de colonies, des compagnies membres de l’ACPRÉ
ont établi une corrélation entre la longueur et la profondeur des fissures
«négligeables», dans le but d’estimer leur profondeur à partir de leur
longueur [29]. Toutefois, seuls des meulages successifs avec lectures
répétées de l’épaisseur de la paroi, suivis d’une inspection par particules
magnétiques pour confirmer la persistance ou l’élimination de la
colonie, permettent de mesurer avec précision la profondeur de la
FCST [30]. 

4.3.2 Réparation des conduites affectées par la FCST 

L’objectif premier de toute réparation d’un pipeline est de rétablir
son intégrité. Pour ce faire, il faut éliminer tous les défauts d’une taille
telle qu’une défaillance en cours d’exploitation pourrait en résulter. Dans
le cas des pipelines vulnérables à la FCST, un autre objectif tout aussi
important est d’éliminer la possibilité que la FCST se manifeste dans
l’avenir. Pour y arriver, il s’agit d’appliquer un revêtement qui éliminera
de façon effective les conditions nécessaires à l’apparition de la FCST.

Une fois la présence de FCST détectée et les fissures classées, il
faut distinguer les colonies qui peuvent être laissées intactes de celles
qu’il faut éliminer. Pour faire ce choix, la compagnie doit examiner
chaque colonie et tenir compte du matériau de la conduite, de la
configuration et de l’emplacement du pipeline, des caractéristiques
d’exploitation du pipeline et de l’ampleur de la fissuration [31].

Les compagnies doivent, au minimum, respecter les exigences de
la norme CSA Z662. Cette norme stipule que toute fissure dans une
conduite est un défaut inacceptable qu’il faut éliminer, à moins qu’une
évaluation technique détermine qu’elle ne constitue pas une menace à
l’intégrité de la conduite. Ainsi, si la nature et l’étendue des fissures par
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Figure 4.6
Meulage des fissures de FCST

Avec la permission de TCPL



corrosion sous tension ne menacent pas l’intégrité du pipeline, il est
habituellement acceptable de ne faire aucune réparation autre que de
remplacer le revêtement avec un produit empêchant la propagation de
la FCST.

Si la FCST doit être éliminée de la conduite, la compagnie a
plusieurs choix. Les méthodes actuelles de réparation permises par la
norme CSA Z662 comprennent le découpage, le meulage et le meulage
jumelé à la pose d’une gaine de renforcement. Plusieurs autres méthodes
de réparation pourraient être incluses dans la prochaine édition de la
norme CSA Z662. Les autres méthodes proposées par l’ACPRÉ
comprennent la pose de gaines de confinement sous pression pour les
fissures dans la paroi d’une conduite ou dans les joints de soudure
réalisés à l’usine, et la pose de gaines de renforcement en fibre de verre
et en acier pour compenser la perte de métal dans la paroi d’une
conduite [32].

Les méthodes de réparation actuellement permises comportent
des avantages et des inconvénients. Lorsqu’un découpage est effectué,
la conduite est découpée sur toute l’épaisseur de la paroi, de part et
d’autre de la zone endommagée, puis le cylindre de conduite contenant
les défauts est retiré. Un nouvel élément de conduite est ensuite soudé
en place. L’avantage du découpage est que la partie endommagée est
entièrement remplacée, éliminant ainsi le risque d’une défaillance due à
la FCST en cours d’exploitation. Toutefois, le pipeline doit être fermé
jusqu’à la fin de la réparation. Dans certains cas, Il n’est pas pratique
d’interrompre complètement le service, ce qui oblige souvent à opter
pour le remplacement de la conduite ou d’autres méthodes de
réparation. 

Le meulage des fissures se fait à la lime ou avec un outil
électrique, tel que présenté à la figure 4.6. Cette méthode n’est efficace
que si la concentration des contraintes due au défaut peut être éliminée,
si tout le matériau endommagé ou excessivement dur peut être enlevé,
et si la quantité et la distribution du métal enlevé ne diminuent pas
sensiblement la résistance à la pression de la conduite [33].

Si le meulage entraîne une perte de métal supérieure à ce que
permet la norme CSA Z662, une gaine de renforcement peut être posée
pour rétablir l’intégrité structurale de la conduite. Comme l’indique la
figure 4.7, une gaine circonférencielle se compose de deux demi-
cylindres qui sont posés de manière à recouvrir la zone endommagée de
la conduite, puis soudés bords à bords. Toutefois, pour que la pose
d’une telle gaine constitue une méthode efficace et permanente de
réparation des conduites avec FCST, il faut sceller les extrémités non
soudées pour empêcher l’eau de s’infiltrer entre la conduite et la gaine. 

Comme il en est question à la section 4.1, le revêtement utilisé
lors d’une réparation doit être efficace afin d’éliminer les conditions
nécessaires pour la propagation de la FCST.
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Figure 4.7
Gaine de renforcement

Avec la permission de PLIDCO
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4.3.3 Conclusions

Dans les pipelines présentant une FCST «importante», on ne peut
se fier totalement aux fouilles exploratoires et aux réparations pour
prévenir toutes les défaillances en cours d’exploitation dues à la FCST,
tant qu’une méthode fiable de sélection de site ne sera pas disponible
pour localiser les défauts quasi critiques de FCST

Nous sommes préoccupés par le fait que la FCST ne puisse être
détectée à moins que des méthodes efficaces d’essais non destructifs
soient utilisées par des techniciens qualifiés. De plus, la méthode de
réparation choisie doit rétablir l’intégrité du pipeline et éliminer les
conditions nécessaires à l’apparition de la FCST.

Lors des réparations, il ne faudra utiliser que des revêtements
dont l’efficacité à protéger les pipelines contre la FCST a été prouvée.

4.4 Inspection interne

Il y a longtemps que des outils internes sont utilisés pour
l’inspection et l’entretien des pipelines. Ces appareils, généralement
appelés «racleurs» dans l’industrie pipelinière, circulent à l’intérieur du
pipeline avec le produit et remplissent diverses fonctions.

Comme mesure d’atténuation de la FCST, l’inspection interne vise
à détecter les fissures par corrosion sous tension et à recueillir assez
d’information pour pouvoir décider s’il y a lieu de réparer une fissure
donnée.

La présente section traite des outils d’inspection interne, en
portant une attention particulière sur la technologie de la détection des
fissures par inspection interne, ainsi que sur les défis que comporte la
mise au point et l’application d’outils d’inspection interne pour la
détection des fissures. 

4.4.1 Outils d’inspection interne

Les outils d’inspection interne peuvent être classés comme
racleurs utilitaires et racleurs instrumentés. Le racleur utilitaire remplit
strictement des fonctions opérationnelles ou d’entretien (par ex.
nettoyage, séparation, jaugeage). Il ne comporte aucun instrument. Par
contre, le racleur instrumenté, aussi appelé «racleur intelligent», peut
comporter divers capteurs, des circuits électroniques perfectionnés, des
ordinateurs de bord et des dispositifs d’enregistrement qui saisissent des
données en vue d’analyses ultérieures destinées à recueillir des
renseignements sur l’état du pipeline. 

Il existe deux types de racleurs instrumentés : le racleur de
configuration et le racleur d’inspection interne. Le premier comporte des
capteurs embarqués qui déterminent la configuration de la surface
interne ou la forme et la position du pipeline. Il est conçu pour fournir
de l’information sur la géométrie et les dimensions du pipeline. D’autre
part, le racleur d’inspection interne scrute par essai non destructif (END)



la paroi du pipeline pour déceler toute condition qui pourrait nuire à
l’intégrité du pipeline.

Le racleur est inséré dans le pipeline au moyen d’un lanceur et en
est retiré à l’aide d’un récepteur (figures 4.8 et 4.9). De tels dispositifs
permettent normalement le raclage en cours d’exploitation ou «en
direct». Lorsque le raclage en direct est impossible, on peut parfois
procéder à une inspection «en différé», en interrompant le service dans
un tronçon, en y installant temporairement un lanceur et un récepteur
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Figure 4.8
Récepteur de racleur

Figure 4.9
Racleur de détection de FCST de British Gas, en train d’être retiré du
récepteur



portatifs, en procédant à l’inspection interne, puis en remettant le
tronçon en service.

Les outils d’inspection interne sont utilisés avec succès dans les
pipelines depuis plus de 30 ans. En 1965, le premier outil d’inspection
interne à fuite de flux magnétique (FFM) a été introduit aux États-Unis.
Cet outil servait à détecter la corrosion générale dans les pipelines.
Depuis ce temps, ces outils ont été perfectionnés et sont maintenant
utilisés couramment pour détecter la perte de métal due à la corrosion.
Une autre technique d’essai non destructif, utilisant les ultrasons, a été
adaptée avec succès à la détection de la corrosion par inspection
interne. Plus récemment, cette technique a aussi été adaptée à la
détection des fissures par inspection interne.

4.4.2 Technologie de la détection des fissures par inspection
interne

L’enquête a démontré que la détection de la FCST à l’aide d’outils
d’inspection interne spéciaux offre des possibilités considérables. Un tel
outil est conçu pour détecter les fissures longitudinales, y compris la
FCST, et fournir des renseignements sur leurs dimensions. Un outil qui
est fiable et précis permet de repérer les fissures critiques et quasi
critiques afin qu’elles soient réparées. En fournissant de l’information
sur l’emplacement, l’étendue et la gravité de la FCST dans un pipeline, il
permet de prendre de meilleures décisions en matière d’entretien. 

L’outil de détection des fissures fait appel à la technologie basée
sur les ultrasons, qui sert depuis longtemps avec succès à repérer des
fissures dans diverses autres applications industrielles. Des ultrasons
sont transmis par des transducteurs dans la paroi du pipeline. Ils sont
réfléchis lorsqu’ils rencontrent des discontinuités (telles des fissures),
et une partie de leur énergie est retournée sous la forme d’un signal
ultrasonique. Ce signal est ensuite traité et enregistré pour fins d’analyse.

Des exemples d’outils de détection des fissures actuellement
disponibles ou en cours de développement sont illustrés aux figures 4.10
et 4.11. Le tableau 4.3 résume certaines des caractéristiques techniques
de ces outils.

La détection des fissures par inspection interne en est
actuellement au stade de la commercialisation des outils qui sont au
point. Au sujet de l’outil d’inspection par onde élastique Mark II de
British Gas, TransCanada a déclaré [35] :

La capacité de détection des fissures de la version courante de
l’outil d’inspection par onde élastique (Mark II) a été démontrée
dans le tronçon 100-2 de TransCanada, ainsi que dans d’autres
réseaux pipeliniers. Toutefois, les techniques d’analyse des
données utilisées pour distinguer les défauts de type fissures
dommageables des inclusions non dommageables ont limité les
progrès de l’outil dans les pipelines dont l’acier comporte un
grand nombre de réflecteurs…
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En général, les résultats sont jusqu’à maintenant prometteurs :
les outils repèrent les fissures, et la technologie permettant de les
distinguer des caractéristiques non dommageables s’améliore. On
s’attend à ce que ces efforts débouchent, dans un avenir rapproché, sur
de nouvelles générations plus performantes d’outils de détection des
fissures.

Avec des outils plus fiables, capables de détecter les fissures
critiques et quasi critiques et de distinguer les fissures des
caractéristiques non dommageables, une compagnie pourra plus
facilement maintenir l’intégrité d’un pipeline qui est vulnérable à la
FCST ou à tout autre mécanisme de fissuration. Elle pourra repérer avec
beaucoup plus de certitude les endroits où des réparations s’imposent,
au lieu de s’en remettre à des modèles prédictifs ou à des essais
hydrostatiques. Elle pourra prendre des décisions plus éclairées
concernant les mesures d’atténuation nécessaires (par ex.
remplacement du revêtement, remplacement sélectif, etc.) et réduire
ainsi les interruptions de service.
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Figure 4.10
Schéma d’un outil de détection des fissures (Pipetronix)

Source : d’après la note [34]

Figure 4.11
Outil de détection des fissures

Avec la permission de British Gas
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Tableau 4.3
Outils d’inspection interne en cours de développement ou d’essai

compagnie Pipetronix Ltd. British Gas plc
outil UltraScan CD MARK II MARK III intérimaire MARK III

développement / avancé / avancé / en cours / en cours / 
date de disponibilité actuellement disponible [a] actuellement disponible [a] fin 1996 [a] fin 1998 [a]

technologie ultrasonique / couplage ultrasonique / couplage ultrasonique / couplage ultrasonique / couplage
transducteurs-paroi de la transducteurs-paroi de la transducteurs-paroi de la transducteurs-paroi de la
conduite assuré par un liquide [d] conduite assuré par des conduite assuré par conduite assuré par

roues remplies de liquide [i] roues remplies de roues remplies de
liquide [i] liquide [i]

pour conduites à liquides? oui - couplage assuré par le oui [b] oui [b] oui [b]
produit liquide transporté [d]

pour conduites à gaz? oui - requiert d’être immergé oui [b] oui [b] oui [b]
dans un bouchon de liquide [d]

inspections antérieures en Europe, pipelines à liquides au Canada et aux É.-U., — —
et à gaz [g] pipelines à liquides et à gaz [b]

taille cible des défauts de 30 mm de long; 50 mm de long; 50 mm de long; 50 mm de long;
FCST que l’outil 2 mm de profond [f] 1.5 mm de profond [k] 1.5 mm de profond [k] 1.25 mm de profond [h]
doit détecter

vitesse maximale 1 m/s [d] 2 m/s [j] 2 m/s [j] 3,6 m/s [j]
d’inspection

longueur maximale 100 km [c] 45 km [j] 60 km [j] 150 km [j]
d’inspection

diamètre nominal de l’outil 610 mm (24 po) [d] 914 mm (36 po) [j] 914 mm (36 po) [j] 610 mm (24 po) et 
1067 mm (42 po) [j]

diamètres de conduite l'outil de 610 mm (24 po) convient l'outil de 914 mm (36 po) l'outil de 914 mm (36 po) l'outil de 610 mm (24 po)
que l'outil peut inspecter aux conduites de 508 à 762 mm convient aux conduites de convient aux conduites de convient aux conduites de
avec la trousse de (20 à 30 po); au second 813 à 914 mm 813 à 914 mm 508 à 762 mm (20 à  
conversion appropriée trimestre de 1996, Pipetronix  (32 à 36 po) [j] (32 à 36 po) [h] 30 po); celui de 

proposera un outil pour les 1066 mm (42 po) 
conduites de 1016 à 1422 mm convient aux conduites de 
(40 à 56 po) [d] 813 à 1219 mm

(32 à 48 po) (selon
la disponibilité des 
trousses de conversion 
appropriées) [h]

autres caractéristiques / en Allemagne, TÜV a certifié cet possède une certaine capacité possèdera plus de dérivations prévues pour 
remarques outil comme remplacement des de détection du détachement capteurs que Mark II [j]; inspections de gazoducs/ 

essais hydrostatiques [e] du revêtement [l] aura une certaine capacité nouveaux circuits 
de détection du électroniques/ capacité de 
détachement du détection améliorée du 
revêtement [l] détachement du 

revêtement [m]

Renvois

[a] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 1, no 3, p. 2 et 9.
[b] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 1, no 3, p. 3-5.
[c] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 2, ann. D, onglet 11, p. 3.
[d] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 2, ann. D, onglet 11, p. 5.
[e] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 2, ann. D, onglet 11, p. 6.
[f] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 2, ann. D, onglet 11, p. 7.
[g] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 2, ann. D, onglet 11, p. 9.

[h] Mémoire de l'ACPRÉ, vol. 2, ann. E.
[i] Mémoire de British Gas, partie B, p. 3.
[j] Mémoire de British Gas, partie B, p. 7.
[k] Mémoire de British Gas, partie B, p. 11.
[l] Transcription de l'audience MH-2-95, 19 avril 1996, p. 597, ligne 27.
[m] Transcription de l'audience MH-2-95, 19 avril 1996, p. 593, ligne 10.



L’ACPRÉ a indiqué que les outils de détection des fissures, à
mesure qu’ils se perfectionneront, permettront de surveiller la formation
et la propagation des fissures, de valider et d’améliorer les modèles
pédologiques prédictifs pour leur usage dans les tronçons incapables
d’accepter des racleurs, ainsi que de peut-être découvrir les zones de
détachement du revêtement [36].

4.4.3 Défis à relever

Même si nous espérons que les outils de détection des fissures
par inspection interne évolueront au point où leur fiabilité sera
comparable à celle des essais hydrostatiques pour repérer les fissures
longitudinales quasi critiques comme celles dues à la FCST, nous
reconnaissons aussi que l’industrie et les fabricants de ces outils ont des
défis à relever. En voici quelques-uns.

Défis techniques. Un outil d’inspection interne doit pouvoir
parcourir de 60 à 150 km dans un pipeline enterré sans que ses capteurs
et ses délicats circuits électroniques soit endommagés. Pour détecter
des fissures, les capteurs doivent inspecter le volume entier de métal
constituant la paroi de la conduite, sur de longs tronçons. Obtenir ce
niveau de performance n’est pas une tâche aisée.

Pour que l’énergie des ultrasons soit efficacement transmise dans
les deux sens, entre les transducteurs et la paroi de la conduite, il faut
assurer le couplage (contact) entre ces éléments. Ceci est accompli en
plaçant un liquide entre eux. Dans un oléoduc, c’est le produit
transporté qui agit comme agent de couplage. Dans un gazoduc, il faut
immerger l’outil d’inspection interne dans un bouchon de liquide ou,
comme dans le cas de l’outil de British Gas, coupler les transducteurs à
ultrasons à la conduite au moyen de liquide contenu dans des roues en
contact avec la paroi interne de la conduite. L’utilisation d’un bouchon
de liquide, normalement de l’eau, pose des problèmes opérationnels
significatifs à l’exploitant d’un gazoduc. En effet, le service doit être
interrompu et, après l’inspection, l’eau doit être évacuée. L’outil de
British Gas, par contre, permet d’éviter ce problème.

Après l’inspection, le racleur est retiré de la conduite et le module
de stockage des données est retiré pour fins de validation et d’analyse
préliminaire. Une fois les données vérifiées sur place pour savoir si elles
sont de qualité ou s’il y a eu panne de matériel, elles sont transmises au
fabricant de l’outil d’inspection interne qui en fait le traitement et une
interprétation détaillée. Cette dernière opération comporte plusieurs
étapes distinctes allant de la reconstitution des données au dimension-
nement final des défauts justifiant une éventuelle fouille. Le traitement
des données est effectué par des spécialistes à l’aide de logiciels spéciaux.
Ces spécialistes recherchent des configurations qui pourraient représenter
des fissures. Ce travail peut durer plusieurs mois avant que les résultats
finals soient livrés.
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L’interprétation des données d’inspection, qui tient beaucoup de
l’habileté des analystes, est l’étape la plus critique et la plus délicate du
processus de détection des fissures, car il faut distinguer sans ambiguïté
les fissures des autres caractéristiques métallurgiques non domma-
geables présentes dans l’acier, ainsi que mesurer et classer les défauts.
En général, plus la taille des fissures qu’il faut détecter est petite, plus la
probabilité d’une «fausse alerte» (le fait qu’une caractéristique non
dommageable soit prise pour une fissure et classée comme tel) est
grande. British Gas a indiqué que, selon les expériences effectuées en
laboratoire et les essais menés sur le terrain, «... les défauts de taille
approchant celle qui peut mener à une rupture de pipeline ont toujours été
détectés par le système. Une question plus pertinente est de savoir si les
méthodes d’analyse des données permettent de reconnaître avec exactitude
ces défauts». [37] Les concepteurs d’outils d’inspection interne s’efforcent
actuellement d’améliorer les techniques d’analyse des données pour
mieux distinguer les fissures des caractéristiques non dommageables.

Capacité des principaux pipelines canadiens d’accepter des
outils d’inspection interne. Ceci est un défi, car les pipelines ne
peuvent pas tous accepter des outils d’inspection interne. C’est le cas de
nombreux pipelines d’un certain âge. Diverses caractéristiques des
pipelines (types de vannes, rayons de courbure, différentes épaisseurs de
parois, différents diamètres) peuvent limiter le passage de racleurs.
Même si certains pipelines peuvent être modifiés pour accepter des outils
internes, le coût de modification peut être prohibitif.

Au Canada, plusieurs réseaux pipeliniers ont été construits avant
l’avènement des ces outils. Par conséquent, leur conception originale ne
prévoyait pas la possibilité d’une inspection interne. Actuellement, la
norme CSA Z662 exige que la possibilité d’inspections internes soit prise
en compte dans la conception des nouveaux pipelines.

Au Canada, la longueur totale de pipelines appartenant aux
compagnies membres de l’ACPRÉ est de 55 000 km; 40 % (22 000 km)
ont moins de 508 mm (20 po) de diamètre. L’ACPRÉ a indiqué que, dans
un proche avenir, les outils de détection des fissures seront ciblés pour
des pipelines ayant 508 mm de diamètre et plus [38]. Sur les 33 000 km
restants de pipeline ayant 508 mm de diamètre et plus, quelque 15 000
km se prêtent actuellement aux inspections internes, tandis qu’il
faudrait modifier quelque 18 000 km (installation de lanceurs et de
récepteurs de racleurs, et remplacement de vannes) pour les adapter
aux inspections internes. Le coût de ces modifications est évalué à
environ 270 millions de dollars. Sur les 55 000 km de pipeline, un petit
pourcentage n’est pas adaptable aux inspections internes, et il faudrait
recourir à d’autres méthodes de détection [39].

TransCanada a indiqué qu’elle a entrepris un programme
pluriannuel d’installation de lanceurs et de récepteurs de racleurs dans
les tronçons à risque élevé de son réseau qui n’en sont pas déjà
pourvus. Elle assure que tous les nouveaux tronçons seront construits
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pour permettre le passage d’outils d’inspection interne [40]. En outre,
elle effectuera, en différé, des inspections internes à l’aide d’outils de
détection des fissures et de fuite de flux magnétique dans les tronçons à
risque élevé de son réseau où les inspections internes en direct sont
actuellement impossibles [41].

TransCanada prévoit qu’à la fin de 1996, plus de 3 450 km de
conduites de son réseau se prêteraient aux inspections internes en
direct [42]. Elle a ajouté qu’à l’exception du tronçon 100-1 de conduites
Youngstown, tous les tronçons vulnérables à la FCST de son réseau
peuvent accepter un outil d’inspection interne [43].

Engagement de l’industrie à l’égard de la mise au point
d’un outil. L’ACPRÉ a déclaré que des progrès importants ont été
réalisés en matière de mise au point d’outils de détection des fissures
depuis 1993 [44]. Elle a aussi indiqué que les compagnies pipelinières
ont participé à la mise au point des outils de détection des fissures par
inspection interne en s’engageant à financer la recherche et en
fournissant de l’expérience opérationnelle aux concepteurs d’outils [45].
L’ACPRÉ promouvoit la mise au point d’outils d’inspection interne
différents pour que ses membres puissent avoir accès à une vaste
gamme de technologies [46].

L’ACPRÉ, PRCI, GRI et British Gas financent (7,4 millions $ entre
1996 et 1998) une nouvelle génération d’outils de détection des fissures
par inspection interne que British Gas est à mettre au point [47]. Une
version intérimaire de 914 mm (36 po) devrait être disponible à la fin de
1996, et des versions de 610 mm (24 po) et de 1 066 mm (42 po), à la fin
de 1998. Avec la trousse de conversion appropriée, ces outils pourraient
être adaptés à des pipelines de 508 à 1 219 mm (20 à 48 po) de diamètre.

TransCanada prévoit que les outils de détection des fissures
remplaceront avantageusement les essais hydrostatiques. En 1996 et
1997, elle mettra à l’essai un outil de détection des fissures de British
Gas afin de le certifier comme outil de remplacement des essais
hydrostatiques. Plusieurs tronçons seront inspectés à l’aide de cet outil
et, une fois les résultats analysés et les réparations faites, des essais
hydrostatiques seront réalisés pour vérifier si l’outil a omis de relever
des défauts quasi critiques [48].

Coût. Le passage d’un outil d’inspection interne dans un tronçon
exige une certaine préparation. Il faut nettoyer le tronçon et vérifier qu’il
n’est pas obstrué. Cette préparation comporte des frais, tout comme
l’inspection elle-même. 

Pour bien relever les défauts d’un pipeline, il faut que la vitesse
des racleurs intelligents soit maintenue dans une plage donnée. Pour
l’inspection d’un pipeline transportant des produits liquides, il n’est pas
nécessaire de réduire le débit de beaucoup, car la vitesse moyenne du
liquide est faible. Dans un gazoduc, comme le débit moyen est
beaucoup plus élevé, il faut le réduire considérablement, ce qui
augmente énormément les coûts de l’inspection interne. Pour résoudre
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le problème, British Gas est actuellement à mettre au point des systèmes
de dérivation permettant d’acheminer une partie du gaz à travers l’outil
d’inspection, minimisant ainsi la perte de débit. Cette perte peut aussi
être minimisée en effectuant l’inspection en dehors des périodes de
pointe.

TransCanada estime que si les outils d’inspection interne
s’avèrent fiables, leur coût se comparera à celui d’autres techniques de
détection de la FCST comme les fouilles exploratoires et les essais
hydrostatiques [49].

4.4.4 Conclusions

Même si nous sommes encouragés par l’engagement pris par les
compagnies pipelinières et les concepteurs d’outils de détection des
fissures, les efforts qu’ils ont déployés et les progrès qui ont été accomplis,
nous estimons que la technologie de la détection des fissures par
inspection interne n’a pas encore entièrement démontré ses capacités de
détecter à coup sûr les fissures critiques et quasi critiques, et de les
distinguer des caractéristiques non dommageables, donc de servir de
substitut aux essais hydrostatiques.

En supposant qu’un outil fiable de détection des fissures soit mis
au point, cela permettra à une compagnie de connaître avec précision
l’état de son pipeline, de prendre de meilleures décisions concernant les
mesures d’atténuation qui s’imposent et d’améliorer grandement
l’efficacité des autres mesures d’atténuation à prévenir les défaillances
en cours d’exploitation ou à en diminuer les conséquences. 

Lorsqu’un pipeline peut accepter des outils d’inspection interne, il
est beaucoup plus facile d’en maintenir l’intégrité en ce qui a trait à la
FCST et à la plupart des autres problèmes d’intégrité.

Recommandation

4-4 Nous recommandons à l’Office d’exiger que les
nouveaux pipelines de grand diamètre soient
conçus et construits de façon à permettre le
passage des outils d’inspection interne.

4.5 Réduction de la pression

Lors de l’enquête, un des volets critiques examinés a été la
possibilité de gérer la FCST en limitant ou réduisant la pression de
service. La réduction de la pression est une question importante,
comme il est souligné au chapitre 3, car la pression est en général la
principale source de contrainte circonférentielle dans une conduite, et la
présence de contraintes est une des trois conditions nécessaires à
l’apparition de la FCST.

Les effets d’une réduction des contraintes sur la formation et la
propagation des fissures ont été discutés en détail au chapitre 3. La
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relation entre le niveau des contraintes et la taille des fissures critiques
est abordée à la section 4.6 portant sur les essais hydrostatiques. Les
principaux résultats sont résumés ci-après.

Formation des fissures. Sous de faibles contraintes, moins de
fissures se forment. Toutefois, aucun seuil de contrainte en dessous
duquel la FCST à pH quasi neutre ne peut se former n’a encore été
déterminé.

Propagation des fissures. Nous ne savons pas si les variations
du niveau des contraintes, dans la plage normale des contraintes
d’exploitation des pipelines, influent sur le taux de propagation des
fissures. Comme dans le cas de la formation des fissures, aucun seuil de
contrainte en dessous duquel la FCST à pH quasi neutre ne peut se
propager n’a encore été déterminé.

Taille des fissures critiques. Lorsque les contraintes
d’exploitation sont réduites, seule une fissure importante peut causer
une défaillance du pipeline (figure 4.12). Et comme la fissure prendra
plus de temps pour atteindre la taille critique, la durée de vie sécuritaire
du pipeline, avant une éventuelle défaillance due à la FCST ou à d’autres
défauts longitudinaux, est augmentée.

Lorsqu’ils sont pertinents, ces effets particuliers de la réduction
des contraintes sont abordés ci-dessous pour des pipelines munis ou
non de revêtements efficaces.

4.5.1 Pipelines avec revêtement efficace

Comme il en a été question à la section 4.1, l’utilisation d’un
revêtement efficace peut prévenir la formation de fissures par FCST. Si
aucune fissure ne se forme par corrosion sous tension, il est inutile de
parler des effets de la réduction des contraintes sur la propagation et la
taille des fissures. Il ne se produira aucune fissure par FCST en cours
d’exploitation. Par conséquent, dans les pipelines existants ou nouveaux
ayant un revêtement efficace, il est inutile de réduire les contraintes
d’exploitation.

4.5.2 Pipelines sans revêtement efficace

Pour les pipelines n’ayant pas de revêtement efficace, l’apparition
de la FCST dépendra en majeure partie de la performance du revêtement.
Si le revêtement ne se détache pas, il n’y aura pas de FCST et il ne sera
pas nécessaire de réduire les contraintes. Si on suppose que le
revêtement se détachera, la FCST pourrait causer des problèmes.
Comme il a déjà été mentionné, peu de fissures se forment sous de
faibles contraintes. Plus les fissures sont rares, moins leur coalescence
est probable et plus elles prennent de temps avant d’atteindre une taille
critique. Par contre, puisque la relation entre les contraintes
d’exploitation et le taux de croissance des fissures n’a pas encore été
établie, il est difficile de quantifier tout avantage qui pourrait découler
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de la réduction des contraintes d’exploitation d’un pipeline en terme de
ses effets sur la croissance des fissures, bien que nous sachions qu’une
fissure doit atteindre une taille critique plus grande pour causer une
défaillance. Ainsi, les défaillances par FCST en cours d’exploitation
seraient alors retardées, et leur nombre pourrait être réduit.

Toutefois, à moins de fixer la pression de service en deçà du seuil
de contrainte requis pour qu’il y ait formation ou propagation de
fissures, rien ne garantit qu’une défaillance en cours d’exploitation ne se
produira pas. Un tel seuil n’a pas encore été déterminé, et il pourrait
être trop bas pour avoir une utilité pratique. Il faudrait par conséquent
continuer de recourir à d’autres mesures comme les essais
hydrostatiques pour prévenir les défaillances par FCST en cours
d’exploitation, quoique moins souvent que si les contraintes
d’exploitation étaient élevées. Au lieu de réduire les contraintes
d’exploitation du pipeline, une compagnie pourrait obtenir le même
résultat (prévenir les défaillances par FCST en cours d’exploitation) en
effectuant des essais hydrostatiques plus fréquents. À long terme, le seul
avantage de réduire les contraintes est la réalisation d’économies qui
découle d’un espacement des essais.

Ces économies sont très faibles par rapport à ce qu’il en coûterait
pour maintenir une réduction de pression dans les pipelines. L’ACPRÉ a
évalué qu’une réduction de la pression de service dans les gazoducs à
72 % de la LÉMS coûterait plus d’un milliard de dollars, vu qu’elle
entraînerait une perte de capacité quotidienne de 500 x 106pi3 à la
frontière Alberta-Saskatchewan [51]. Dans sa présentation, l’ACG a
déclaré [52] :

Si la pression nominale d’exploitation du réseau de
TransCanada PipeLines (TCPL) était réduite à 72 % de la
LÉMS, les distributeurs locaux seraient incapables de fournir
tout le gaz demandé par leurs clients ayant signé des contrats
de service garanti. Les jours de pointe, la pénurie serait de
quelque 140 x 106pi3 par jour en Ontario et au Québec. Une
réduction à 64 % de la LÉMS représenterait, les jours de
pointe, une pénurie de quelque 480 x 106pi3 par jour pour les
clients ayant signé des contrats de service garanti. Les réseaux
interconnectés avec l’est du Canada ne suffiraient pas à
répondre à de tels besoins. Une perte de capacité de cette
ampleur aurait de graves conséquences sur le plan social,
sécuritaire et économique dans l’est du Canada.

Jusqu’à ce qu’une capacité de remplacement soit en place,
l’approvisionnement en gaz de l’est du Canada et du marché américain
serait réduit de façon notable, et le coût de transport du gaz serait élevé. 

Quel que soit l’effet d’une réduction des contraintes sur la
formation et la propagation des fissures, il ne fait aucun doute que, sous
des contraintes d’exploitation réduites, une fissure doit être plus grande
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pour causer une défaillance du pipeline (figure 4.12). Et comme il faudra
plus de temps pour qu’une fissure atteigne la taille critique plus grande,
le pipeline fonctionnera de manière sécuritaire plus longtemps avant
que ne se produise une défaillance due à la FCST et à d’autres défauts
longitudinaux. Par exemple, les calculs du modèle CorLASTM sur la taille
des fissures critiques ont révélé qu’une réduction de la contrainte
d’exploitation de 77 % à 64 % de la LÉMS dans un pipeline particulier
pourrait retarder les défaillances de quelque 25 mois [53]. Jumelée à un
programme d’essais hydrostatiques ou à un programme d’inspection
interne, la réduction des contraintes permettrait d’espacer les essais et
les inspections requis.

Toutefois, comme mesure d’atténuation à long terme, une
réduction des contraintes d’exploitation ne peut prévenir les
défaillances en cours d’exploitation, mais seulement les retarder. La
réduction des contraintes n’est donc pas justifiée comme mesure
efficace permanente d’atténuation de la FCST dans les pipelines
touchés.

Toutefois, l’effet d’une réduction des contraintes sur la taille des
fissures critiques suggère qu’une telle réduction devrait être envisagée
comme mesure provisoire pour les tronçons menacés par une
défaillance imminente. Ainsi, lorsqu’une défaillance se produit dans un
tronçon, la rupture peut indiquer que le programme de gestion de
l’intégrité du pipeline de la compagnie ne convient pas pour ce tronçon,
et que d’autres défaillances pourraient se produire à proximité. Dans un
tel cas, il faudrait réduire la contrainte d’exploitation jusqu’à ce que
l’intégrité du tronçon soit rétablie. De même, lorsqu’une fouille révèle
qu’un tronçon est touché par une FCST quasi critique, il faudrait réduire
la pression dans la conduite jusqu’à ce qu’un essai hydrostatique soit
effectué pour éliminer ces défauts. 

Lorsqu’une compagnie décide d’entreprendre un programme
d’essais hydrostatiques parce que l’intégrité de certains tronçons de son
réseau est menacée, une réduction de la contrainte d’exploitation serait
souhaitable. Tant que tous les tronçons touchés n’ont pas été mis à
l’essai à la fréquence requise, il pourrait y avoir une menace de
défaillance imminente, et la réduction de la contrainte d’exploitation
pourrait être indiquée. L’ampleur de cette réduction dépendra du temps
qu’il faudra pour vérifier tous les tronçons.

4.5.3 Conclusions

Dans les nouveaux pipelines ou les pipelines existants munis d’un
revêtement efficace, il n’est pas avantageux de réduire la contrainte
d’exploitation pour prévenir les défaillances en cours d’exploitation
dues à la FCST, car il est peu probable que cette dernière se manifeste. 

Dans les pipelines sans revêtement efficace, nous pensons qu’une
réduction générale de la pression de service permise ne serait pas une
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réponse logique ou efficace au problème de la FCST. Trois facteurs de
base supportent cette conclusion:

• Lorsqu’il s’agit de prévenir les défaillances en cours
d’exploitation, les avantages (s’ils existent) d’une
diminution de la pression ne peuvent être déterminés à
l’aide des données recueillies en laboratoire et sur le terrain.
La réduction de pression n’élimine pas les fissures
existantes, qui pourraient se propager jusqu’à défaillance.

• Le milieu propice à la FCST n’existe qu’à quelques endroits
le long d’un pipeline. Nos constatations en cet égard sont
présentées à la section 3.4. Par conséquent, une réduction
générale de la pression serait une mesure d’atténuation très
inefficace et limiterait la capacité pipelinière, ce qui aurait
de graves conséquences opérationnelles, économiques et
sociales.

• Nous jugeons qu’il y a un certain nombre d’autres mesures
(décrites ailleurs dans le présent chapitre) qui sont plus
systématiques et efficaces pour atténuer la FCST et, ainsi,
améliorer la sécurité du public.

Nous pensons que la réduction de la pression peut être efficace
comme une mesure temporaire pour assurer la sécurité, lorsque d’autres
mesures de détection et de réparation sont en voie d’être mises en oeuvre.
Nous basons cette conclusion sur le fait qu’une telle réduction augmente la
taille qu’une fissure doit atteindre avant qu’il y ait défaillance.

Recommandation

4-5 Nous recommandons à l’Office d’exiger que
tous les programmes de gestion de la FCST
comprennent des mesures de réduction de la
pression et que le recours à la réduction de la
pression soit envisagé :

a) de concert avec des fouilles exploratoires et
d’autres mesures d’atténuation comme les
essais hydrostatiques et les inspections
internes;

b) comme mesure provisoire en cas de
menace de défaillance imminente, aussi
longtemps que l’intégrité du pipeline n’est
pas rétablie.

4.6 Essais hydrostatiques

L’industrie pipelinière a souvent recours aux essais de pression
pour vérifier l’intégrité d’un pipeline et établir un niveau sécuritaire de
pression de service. Divers codes et normes régissant les pipelines, dont
la norme CSA Z662, stipulent qu’un pipeline doit pouvoir supporter une
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pression supérieure à sa pression de service prévue. Les organismes de
réglementation exigent en général qu’un nouveau pipeline passe avec
succès un essai de pression avant d’accorder un permis ou une licence
pour son exploitation.

Le fluide le plus souvent employé lors des essais de pression est
l’eau. Dans ce cas, l’essai s’appelle un essai hydrostatique. Un tronçon
est rempli d’eau, puis la pression de l’eau est portée au-delà de la valeur
nominale de la pression de service du pipeline. La pression est
maintenue pendant un temps prescrit, et l’essai est jugé concluant si le
pipeline est capable de supporter cette pression d’essai pendant le
temps prescrit. Un essai hydrostatique concluant certifie donc que le
pipeline peut fonctionner en toute sécurité à sa pression normale de
service. Son intégrité structurale a ainsi été prouvée. 

Plusieurs raisons justifient des essais hydrostatiques autres que
celui effectué lors de la mise en service initiale d’un pipeline. Si une
défaillance ou une série de défaillances semblables se produisent dans
un pipeline en cours d’exploitation, il est possible de vérifier l’intégrité
structurale du pipeline par un essai hydrostatique. Cet essai aide à
déterminer si on peut continuer d’exploiter le pipeline.

Toutefois, si un pipeline comporte des défauts qui se propagent
avec le temps, comme des fissures par corrosion sous tension, on peut
s’assurer, par un essai hydrostatique concluant, que le pipeline peut
fonctionner en toute sécurité, mais seulement pour un temps limité.
Autrement dit, le pipeline fonctionnera sans danger seulement tant que
les défauts n’atteindront pas la taille menant à une défaillance. Si les
défauts se propagent jusqu’à ce point critique, le pipeline peut céder en
cours d’exploitation. Avant que ce point ne soit atteint, il convient de
mener un autre essai hydrostatique. Il se peut donc que, pour les défauts
qui se propagent avec le temps, il faille mener des essais hydrostatiques
pendant le reste de la durée de vie du pipeline. Dans ce cas, ces essais
sont considérés être une mesure d’atténuation pour les pipelines
affectés par la FCST. Les essais hydrostatiques éliminent les défauts
importants qui peuvent causer une défaillance en cours d’exploitation et
confirment l’intégrité structurale du pipeline pour le niveau de la
pression d’essai. 

Lors de l’enquête précédente, l’Office s’est dit inquiet des effets
néfastes que pourraient avoir à long terme les essais hydrostatiques sur
l’intégrité d’un pipeline. Il a souligné la méconnaissance du phénomène
de la propagation des fissures sous le niveau élevé de contrainte atteint
pendant l’essai hydrostatique et, en particulier, de la propagation des
défauts ne menant pas à une défaillance en cours d’essai. Lors de
l’enquête actuelle, le comité a examiné les présentations concernant ce
phénomène et évalué à quel point les essais hydrostatiques permettent de
prévenir les défaillances en cours d’exploitation causées par la FCST,
immédiatement après un essai et à long terme. 
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4.6.1 Efficacité à prévenir les défaillances en cours
d’exploitation

Même si un programme d’essais hydrostatiques peut constituer
un outil d’atténuation efficace pour les pipelines vulnérables à la FCST, il
peut aussi causer de graves inconvénients dans l’exploitation car il
exige l’interruption du service pour un certain temps. Les préparatifs et
la conduite d’un essai hydrostatique sont laborieux. Il faut installer des
têtes d’essai et introduire assez d’eau pour remplir et mettre sous
pression le tronçon visé. Pendant l’essai, le temps consacré à la
recherche des petites fuites, aux réparations et au nettoyage après les
fuites ou les bris contribue au temps d’interruption du service. Après
l’essai, il faut parfois traiter l’eau avant de la rejeter. Enfin, il faut purger
la conduite et la remettre en service.

En outre, les essais hydrostatiques peuvent être coûteux. Pendant
les essais, le pipeline n’est pas en service. Les coûts indirects associés à
la perte de débit dépendent de la souplesse de fonctionnement du
réseau. Il faut aussi compter les coûts directs des essais qui, selon
l’ACPRÉ, atteignent presque 26 000 $ le km pour une conduite de
1 067 mm (42 po) de diamètre (780 000 $ pour un tronçon de 30 km),
sans oublier des frais de réparation de 75 000 $ par défaut [54]. Ces
coûts sont engagés chaque fois qu’un essai est mené.

L’ACPRÉ a reconnu aux programmes d’essais hydrostatiques deux
objectifs qui s’inscrivent dans la gestion de l’intégrité des pipelines
touchés par la FCST [55] :

1. Éliminer les fissures dont la taille peut, à court terme, entraîner
une défaillance en cours d’exploitation;

2. Fournir une marge de sécurité contre les défaillances en cours
d’exploitation, pour ce qui est des fissures sous-critiques,
jusqu’au prochain essai.

En plus de ces objectifs, les programmes d’essais hydrostatiques
devraient aussi viser à maintenir l’intégrité à long terme des pipelines
en minimisant la propagation des fissures sous-critiques et la rupture
des conduites pendant chaque essai. 

L’efficacité avec laquelle les essais hydrostatiques permettent
d’atteindre ces objectifs, et donc de prévenir les défaillances en cours
d’exploitation, est discutée dans les sections suivantes.

4.6.2 Élimination des fissures quasi critiques 

La recherche en laboratoire et des décennies d’expérience sur le
terrain ont démontré que les essais hydrostatiques permettent
d’éliminer efficacement les défauts longitudinaux dans les pipelines et
que, plus la pression d’essai est élevée, plus les défauts résiduels sont
petits (par ex. [56], [57], [58]). En soumettant le pipeline à une pression
supérieure à la pression maximale de service, on élimine les défauts qui
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pourraient mener à une défaillance en cours d’exploitation, car la forte
pression d’essai les poussera au stade critique de défaillance. Par
conséquent, les défauts résiduels dans le pipeline après un essai
hydrostatique ont une taille inférieure à la taille critique de défaillance à
la pression de service (figure 4.12).

Même si les essais hydrostatiques sont un moyen efficace pour
éliminer les fissures longitudinales, il est important de noter qu’il n’en
va pas toujours de même pour les défauts orientés dans le sens de la
circonférence de la conduite. Comme il est indiqué au chapitre 3, la
pression interne introduit une contrainte dans le sens longitudinal,
variant entre le tiers et la moitié environ de la contrainte
circonférentielle. Comme c’est la contrainte longitudinale qui agit sur les
fissures circonférentielles, la contrainte d’essai hydrostatique s’exerçant
sur une fissure circonférentielle ne sera normalement pas suffisante
pour causer une défaillance. Par conséquent, les essais hydrostatiques
ne constituent pas une mesure d’atténuation efficace contre les
défaillances causées par la FCST circonférentielle.

4.6.3 Intervalle sécuritaire entre les essais

Après les premières défaillances par FCST survenues dans le
réseau de TransCanada, la fréquence des essais hydrostatiques a été
choisie en fonction de l’expérience acquise sur le terrain. Par exemple,
entre 1986 et 1992, pour le tronçon 100-2 de TransCanada dans le nord
de l’Ontario, l’intervalle entre les essais a été de 2 à 3 ans, conformément
aux recommandations de Battelle [59]. Il s’agit là d’un intervalle prudent,
probablement fondé sur l’expérience acquise sur le terrain au sujet de la
FCST à pH élevé aux É.-U. Si un tronçon passe avec succès un premier
essai hydrostatique, l’intervalle est porté à 4 ou 5 ans.

Comme les connaissances sur la propagation et le taux de
propagation des fissures par FCST à pH quasi neutre ont beaucoup
évolué depuis ce temps, il est possible de déterminer de manière plus
analytique un intervalle sécuritaire entre les essais hydrostatiques.
Comme il en sera question ci-après, l’approche analytique permettant
de déterminer un tel intervalle se fonde sur la détermination d’un critère
de défaillance approprié et d’un taux de propagation des fissures validé
pour le pipeline visé.

La figure 4.13 montre la relation entre la taille des fissures et le
temps. À la fin d’un essai hydrostatique, il subsiste de petites fissures
non critiques. Avec le temps, ces fissures peuvent se propager et, si leur
propagation n’est pas contrôlée, la plus grande peut éventuellement
causer une défaillance de la conduite en cours d’exploitation. Le but est
de repérer et d’éliminer les grandes fissures avant qu’elles ne causent
une défaillance en cours d’exploitation, ce qui signifie qu’il faut
soumettre le pipeline à un autre essai hydrostatique avant qu’une
fissure n’atteigne la taille critique. La marge de sécurité après un essai
hydrostatique est déterminée par la différence entre la taille d’une
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Relation pression-taille critique
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fissure qui entraîne une défaillance à la pression de service du pipeline
et la taille d’une fissure qui subsiste après l’essai. Plus l’écart entre la
pression d’essai et la pression maximale de service est grand, plus la
différence de taille entre les fissures sera grande, et plus la marge de
propagation avant défaillance en cours d’exploitation sera grande. 

L’ACPRÉ a déclaré que [60] :
L’intervalle entre les essais hydrostatiques est déterminé
d’après trois facteurs :

• la taille des défauts résiduels après le précédent essai, 

• le taux et le processus de propagation des fissures,

• un critère de défaillance approprié.

Le critère de défaillance établit des séries de données
représentant la taille des défauts résiduels, ou encore la taille des
fissures critiques, à la pression de l’essai hydrostatique et à la pression
de service. Les courbes représentent la taille critique des fissures aux
deux pressions (par ex., voir la figure IV.3 de l’annexe IV). Comme l’a
relevé TransCanada [61] : «La différence entre ces courbes correspond au
degré de propagation requis pour qu’un défaut qui survit à un essai
hydrostatique devienne critique à la pression de service.» Comme les
données produites varient selon le critère de défaillance adopté, il est
crucial que ce critère soit approprié pour le pipeline visé.

Pour ce qui est du taux de propagation des fissures, des valeurs
ont été établies à partir d’expériences de laboratoire et d’observations
sur le terrain. Pour définir un intervalle sécuritaire entre les essais
hydrostatiques, il est critique que le taux de propagation des fissures soit
valable pour le pipeline visé.

La question du choix d’un critère de défaillance approprié et d’un
taux de propagation des fissures valable est traitée plus en détail ci-après.

Critère de défaillance. Pour déterminer quelle est la marge de
propagation des fissures entre deux essais hydrostatiques, il faut
connaître avec une certitude raisonnable la taille d’une fissure qui peut
survivre à un essai hydrostatique et la taille d’une fissure qui causera
une défaillance à la pression maximale de service. Leis met en garde :
«…les critères de défaillance qui sont intrinsèquement prudents quelle que
soit la pression de défaillance prévue peuvent l’être beaucoup moins dans
les applications visant à évaluer la taille des défauts résiduels dans le
pipeline …». [62] 

Les critères de défaillance visent en général à prévoir des niveaux
sécuritaires, ou prudents, de pression de service pour des défauts de
taille connue; autrement dit, ils sous-estiment en général la pression à
laquelle un défaut connu causera une défaillance. Toutefois, dans le
calcul d’un intervalle sécuritaire entre les essais, la pression d’essai est
connue et la taille critique des défauts en est déduite. Un critère de
défaillance qui sous-estime la pression de défaillance sous-estimera
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Taille des fissures en fonction du
temps

aT = taille des fissures critiques à la pression
d’essai hydrostatique

aO = taille des fissures critiques à la pression
maximale de service

aO - aT = marge de sécurité pour la propagation
des fissures après l’essai

t = temps requis pour qu’une fissure de
taille aT atteigne la taille aO

À la fin de l’essai hydrostatique, la fissure restante
la plus large est aT. Pour qu’une fissure de taille aT
ne subisse pas de défaillance en cours
d’exploitation, le pipeline doit être soumis à un
essai hydrostatique dans un intervalle de temps t.
La différence entre aO et aT est une mesure de la
marge de sécurité pour ce qui est de la croissance
des fissures.  Comme on peut le voir à la figure
4.12, plus la différence entre la pression d’essai PT
et la PMS est grande, plus la marge de sécurité
entre aO et aT est grande.



aussi la taille critique des fissures à la pression d’essai. Si la taille
critique des fissures à la pression d’essai est sous-estimée, la marge
résiduelle de propagation des fissures est surestimée. Par conséquent,
l’intervalle de fonctionnement sécuritaire entre les essais est surestimé.
Il est donc important de connaître le niveau de prudence associé à
l’application d’un critère de défaillance. Selon l’ACPRÉ [63] : «L’utilisation
d’une approche trop prudente peut aboutir à mal estimer la durée de vie
résiduelle et entraîner un choix erroné des mesures d’atténuation à
prendre.»

Un autre problème en matière de critères de défaillance a trait au
manque d’uniformité des résultats. Il est difficile de s’en remettre à un
critère de défaillance dont l’application se traduit par des niveaux de
prudence très variables. En étant trop prudent et en produisant des
résultats non uniformes, on finit par surestimer l’intervalle de
fonctionnement sécuritaire entre les essais hydrostatiques. 

Pour évaluer le degré de prudence et d’uniformité des divers
critères de défaillance dont il a été question lors de l’audience, l’ACPRÉ
a fourni des calculs de pression de défaillance pour 14 tailles de fissure
et a comparé les valeurs prédites aux pressions observées menant à une
défaillance [64]. Les détails de l’analyse sont présentés à l’annexe IV.
Les résultats indiquent que l’application des divers critères de
défaillance peut donner des résultats très prudents et parfois non
uniformes.

Comme il est indiqué à l’annexe IV, les prévisions découlant de
l’application d’un critère de défaillance sont meilleures si le critère
convient à la situation particulière à l’étude. Les hypothèses sous-
jacentes à un critère de défaillance, ainsi que les données utilisées pour
vérifier le critère, doivent être applicables à la situation à l’étude. 

Une fois choisi, le critère de défaillance permet de déterminer la
taille critique des fissures à la pression d’essai. En général, l’hypothèse
d’une longueur infinie des fissures se traduit par des estimations
prudentes des intervalles entre les essais.

Taux de propagation des fissures. Une fois la marge de
propagation des fissures calculée, il suffit de la diviser par le taux de
propagation des fissures pour déterminer l’intervalle sécuritaire entre
les essais. Toutefois, il n’est pas facile d’évaluer correctement le taux de
propagation des fissures. Les données de laboratoire publiées indiquent
que les taux de propagation des fissures peuvent varier entre 10-9 mm/s
(soit 0,03 mm par an) et 10-6 mm/s (soit 30 mm par an) et que la
propagation de la FCST est caractérisée par des périodes de latence et
des périodes de propagation rapide [65].

L’ACPRÉ est d’avis qu’il est possible de déterminer une moyenne
temporelle du taux de propagation pour un pipeline et de l’utiliser pour
calculer un intervalle sécuritaire entre les essais, et elle recommande la
valeur prudente de 2 x 10-8 mm/s (soit 0,6 mm par an) [66]. Toutefois,
cette valeur n’est pas applicable à tous les pipelines. Il est important de
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comprendre comment elle a été établie. Il s’agit de la moyenne
temporelle maximale du taux de propagation des fissures dans le
tronçon 100-2 du réseau de TransCanada, et elle a été établie à partir de
mesures de propagation relevées lors de recherches sur des défaillances
[67]. Elle serait donc applicable aux réseaux pipeliniers dont les
conditions ambiantes, métallurgiques et opérationnelles se rapprochent
de celles du tronçon 100-2. 

Si les conditions d’un pipeline particulier diffèrent de celles du
tronçon 100-2 de TransCanada, il se peut que la valeur de 2 x 10-8 mm/s
ne convienne pas et qu’il faille inclure d’autres facteurs de sécurité dans
le calcul d’un intervalle sécuritaire entre les essais. Par exemple, si les
fluctuations normales des contraintes dans un pipeline particulier sont
sensiblement plus élevées que dans le réseau de TransCanada,
l’utilisation de la valeur de 2 x 10-8 mm/s comme taux de propagation
des fissures se traduirait par une surestimation de la durée de
fonctionnement sécuritaire avant le prochain essai. 

L’ACPRÉ recommande d’utiliser un taux de propagation différent
si ce dernier a été validé pour un pipeline particulier. Toutefois, une telle
validation n’est pas une tâche aisée. Comme nous l’avons déjà
mentionné, les données de laboratoire peuvent être très variables. Les
données recueillies sur le terrain sont préférables, mais elles sont
difficiles à obtenir. Dans le cas de TransCanada, il a fallu étudier sur le
terrain des défaillances réelles pendant de nombreuses années
d’exploitation. Il est difficile d’obtenir et de valider un taux de
propagation fiable pour certains pipelines, et il faudra parfois poser des
hypothèses prudentes. Cette situation exigera une analyse soignée par
les compagnies pipelinières individuelles. 

4.6.4 Intégrité à long terme 

Le troisième objectif d’un programme d’essais hydrostatiques est
de maintenir l’intégrité à long terme du pipeline. L’enquête a porté sur
deux problèmes concernant les effets d’essais répétés sur l’intégrité à
long terme d’un pipeline : la dilatation permanente des conduites à la
suite d’essais hydrostatiques répétés à des niveaux de contrainte
supérieurs à la limite d’écoulement des conduites, et la propagation
continue des fissures sous-critiques. 

Dilatation des conduites.  Les essais de pression à des
contraintes égales ou supérieures à la LÉMS peuvent entraîner une
dilatation permanente des conduites. Si cette dilatation devient
excessive, l’intégrité du pipeline peut être menacée. La dilatation
permanente d’un joint de conduite peut se produire si la contrainte
transversale exercée par la pression d’essai est supérieure à la limite
réelle d’écoulement de ce joint. Dans la plupart des pipelines, les
propriétés mécaniques et les tolérances dimensionnelles des conduites
sont toutefois telles qu’une dilatation excessive est peu probable, même
lors d’essais à haute pression.
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L’ACPRÉ déclare que les essais de pression d’un tronçon allant
jusqu’à 110 % de la LÉMS n’entraînent aucune dilatation permanente
importante de la conduite et ne peuvent donc pas menacer l’intégrité
future du pipeline. Les données historiques sur les essais à haute
pression n’ont révélé aucun problème de dilatation excessive, ce qui
confirme la position de l’ACPRÉ. Toutefois, pour éviter toute dilatation
localisée, il faut contrôler de près les essais de pression à l’aide de
diagrammes pression-volume. 

Propagation des fissures sous-critiques. La préoccupation à
l’égard de la propagation des fissures sous-critiques est qu’un essai
hydrostatique pourrait causer la propagation des fissures sans
provoquer de défaillance en cours d’essai, et que le nombre de fissures
quasi critiques pourrait graduellement se multiplier après des essais
répétés, menaçant ainsi l’intégrité à long terme du réseau pipelinier.

L’ACPRÉ est d’avis que, durant un essai hydrostatique, il est peu
probable que des fissures peu profondes se propagent. La propagation
se limiterait aux fissures approchant 50 % de l’épaisseur de la paroi,
mais ces fissures ne se propageraient pas au-delà de la taille critique
[68]. Dans sa présentation, l’ACPRÉ renvoie à des études dont les
auteurs affirment que la tête des fissures peu profondes n’évolue pas
durant un essai hydrostatique [69] et que la tête des fissures profondes
qui survivent à l’essai s’arrondit et présente une déformation plastique
qui devient le siège de contraintes résiduelles de compression [70]. Il
s’ensuit que la fissure doit traverser plus lentement la zone de
contraintes ou, comme l’indique la figure 4.14, la contourner en formant
deux branches autour de cette zone (bifurcation). D’une manière ou de
l’autre, la fissure se propage plus lentement jusqu’à ce qu’elle ait
dépassé la zone de contraintes de compression. 

D’autres études de TransCanada confirment la position de
l’ACPRÉ. Une d’elles, portant sur l’effet d’essais hydrostatiques répétés
sur les défauts dans une conduite soudée par résistance électrique
(Youngstown) a révélé que toute propagation de fissures résultant des
essais était négligeable [71]. De plus, TransCanada a souligné que la
tendance à la défaillance au cours d’un essai donné diminue lors des
essais suivants, prouvant ainsi que les essais hydrostatiques ne
compromettent pas l’intégrité à long terme d’un pipeline [72].

Une étude connexe renseigne davantage sur le comportement
des fissures au cours d’un essai hydrostatique : il s’agit du rapport
NG-18 no 194 de l’AGA [73] sur la propagation des défauts ductiles en
fonction des divers paramètres des essais hydrostatiques, des propriétés
géométriques des conduites et des défauts, des propriétés des matériaux
en cause et des conditions des essais. L’ACPRÉ a déclaré que son
rapport valide une méthode d’essai qui maximise l’élimination des
fissures quasi critiques et minimise les dommages causés au
pipeline [74].
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Figure 4.14
Coupe d’une fissure par corrosion
sous tension après un essai
hydrostatique et un an de service

Source : d’après la note [50]



Une conclusion importante du rapport NG-18 no 194 est qu’une
pression d’essai maximale comprise entre 100 % et 110 % de la LÉMS
semble être le meilleur compromis pour éliminer les gros défauts
pouvant entraîner une défaillance en cours d’exploitation, tout en ne
favorisant que la propagation d’un nombre relativement petit de défauts
quasi critiques. En outre, l’étude révèle qu’une période de maintien de la
pression maximale d’une heure est une bonne limite supérieure,
entraînant la défaillance d’un très fort pourcentage des défauts quasi
critiques, tout en minimisant la propagation des autres défauts. Forte de
ces résultats, l’ACPRÉ a recommandé qu’un essai d’une heure à une
haute pression comprise entre 100 % et 110 % de la LÉMS soit suivi d’un
essai d’étanchéité à 90 % au plus de la pression d’essai maximale [75].
Le rapport NG-18 no 194 indique que la propagation des défauts devrait
être minimale à cette pression réduite pendant l’essai d’étanchéité. 

Une autre conclusion importante de l’étude est qu’à une pression
d’essai donnée, seules se propageront les fissures dont la taille se situe
dans une plage limitée, en deçà de celle causant une défaillance. À un
extrême, les plus petites fissures se situent en deçà de la limite
inférieure de cette plage. Elles ne se propageront pas à cette pression
d’essai. À l’autre extrême, les fissures très profondes se situant au-delà
de la limite supérieure de la plage causeront une défaillance par
propagation immédiate dès que la pression montera, ou bien par fluage
lors de la période de maintien de la pression d’essai. Entre les deux
extrêmes, on retrouve les fissures qui se propageront par déchirement
continu sans causer de défaillance. L’étude révèle que, plus la pression
d’essai est élevée, plus la plage des tailles des défauts qui se
propageront sans causer une défaillance diminue.

Même si l’ACPRÉ recommande le même scénario d’essai pour
tous les pipelines, nous sommes préoccupés par le fait que le scénario
recommandé dans le rapport NG-18 no 194 a été élaboré spécifiquement
pour des gazoducs fonctionnant à environ 72 % de la LÉMS, avec des
cycles de pression quotidiens de 10 % de la pression maximale de
service. Il se peut que le scénario ne convienne pas aux pipelines à
produits liquides, voire à d’autres gazoducs dont les conditions
d’exploitation sont très différentes. L’étude portait aussi sur des
conduites soudées à l’arc submergé, de nuances X52 à X70, avec des
rapports limite d’écoulement - résistance ultime inférieurs à 0,90, de
sorte qu’il se peut que les résultats ne soient pas valables pour des
conduites dont les matériaux ont des propriétés sensiblement différentes. 

L’étude indique que les pipelines qui peuvent être affectés par la
FCST peuvent être soumis à des essais hydrostatiques sans présenter
une propagation importante des fissures sous-critiques, tant que les
essais conviennent aux pipelines affectés. Le scénario d’essai approprié
peut varier d’un pipeline à l’autre, selon les propriétés des matériaux, les
spécifications des conduites et les conditions d’exploitation du pipeline.
Il importe donc que les compagnies pipelinières s’assurent que les
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hypothèses et les données de l’étude s’appliquent à leurs propres
réseaux avant d’adopter les conclusions et les recommandations du
rapport NG-18 no 194 de l’AGA.

4.6.5 Conclusions

À notre avis, lorsqu’un risque raisonnable de défaillance en cours
d’exploitation due à la FCST dans un long tronçon a été établi, un essai
hydrostatique constitue actuellement le seul moyen fiable de prouver
que l’intégrité du pipeline est telle que le pipeline peut continuer à être
exploité.

Un programme d’essais hydrostatiques peut prévenir
efficacement les défaillances en cours d’exploitation dues à la FCST
longitudinale, pourvu que:

• les essais hydrostatiques éliminent toutes les fissures dont
la longueur et la profondeur approchent le point critique où
elles pourraient causer une défaillance dans des conditions
normales d’exploitation;

• l’intervalle entre les essais soit inférieur au temps requis
pour qu’une fissure qui subsiste après un essai se propage
jusqu’à la taille critique;

• l’essai ne menace pas l’intégrité à long terme du pipeline en
entraînant une dilatation permanente et une propagation
importante des fissures sous-critiques.

Pour calculer un intervalle sécuritaire entre les essais, il faut
définir un critère de défaillance approprié et valider un taux de
propagation des fissures pour chaque pipeline affecté. Nous considérons
que, lorsque le taux de propagation des fissures dans un pipeline n’a pas
été validé, le calcul d’un intervalle entre les essais hydrostatiques exige
de recourir à une estimation prudente du taux de propagation des
fissures.

À moins de disposer de données historiques fiables sur les
dimensions types des fissures menant à une défaillance, il faudrait
utiliser la marge de sécurité minimale de propagation des fissures après
un essai afin d’obtenir une valeur prudente pour un intervalle sécuritaire
entre les essais.

Il est possible de minimiser la propagation des fissures sous-
critiques pendant un essai hydrostatique pourvu que la pression d’essai
et la durée de l’essai conviennent au pipeline affecté.

Nous soulignons que les essais hydrostatiques ne sont
actuellement pas répertoriés dans la norme CSA Z662 comme moyen
pour maintenir l’intégrité d’un pipeline et que les conclusions d’études
récentes sur les essais hydrostatiques (par ex. le rapport NG-18 no 194
de l’AGA) ne sont pas prises en compte dans les exigences actuelles de
cette norme.
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Recommandations

4-6 Nous recommandons à l’Office d’exiger que,
lorsqu’un programme d’essais hydrostatiques
est requis dans le cadre de la gestion de la
FCST, un tel programme soit conçu en fonction
du pipeline affecté. La conception devrait tenir
compte de facteurs tels que les propriétés des
matériaux et la géométrie de la conduite, les
antécédents d’exploitation du pipeline, ses
futures conditions d’exploitation et les données
recueillies sur le terrain et en laboratoire
relativement à la taille et à la propagation des
fissures. Lorsque des données fiables ne sont
pas disponibles, il faudrait poser des
hypothèses prudentes. 

4-7 Nous recommandons à l’Office de demander
au comité technique sur les réseaux industriels
de canalisations de pétrole et de gaz de la
CSA :

a) d’incorporer, dans la prochaine édition
de la norme CSA Z662 Réseaux de
canalisations de pétrole et de gaz, des
exigences concernant la conduite d’essais
hydrostatiques comme moyen pour
maintenir l’intégrité des pipelines;

b) de modifier les exigences actuelles,
stipulées dans la norme, concernant les
essais de pression, à la lumière des
résultats de récentes études sur les essais
hydrostatiques.

4.7 Remplacement sélectif des conduites

Le remplacement sélectif des conduites consiste à remplacer des
tronçons qui sont vulnérables à une FCST «importante», qui se trouvent
près de zones critiques le long du tracé du pipeline. Les zones critiques
comprennent les habitations, les routes, les voies ferrées, les lieux de
rassemblement public, les zones écologiquement vulnérables et les
lieux d’intérêt particulier pour la population.

Le remplacement sélectif entraîne une interruption de service et
est très coûteux. Ainsi, il en coûte quelque 1 400 $ pour remplacer un
mètre de conduite de 508 mm (20 po) de diamètre et quelque 3 200 $
pour remplacer un mètre de conduite de 914 mm (36 po) de diamètre
[76]. L’ACPRÉ a déclaré que les remplacements sélectifs de conduites
«…constituent une option de réparation applicable aux zones vulnérables à
la FCST seulement lorsque d’autres mesures d’atténuation ont été jugées
inacceptables.» [77]
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4.7.1 Longueur de remplacement 

Lorsqu’on envisage le remplacement sélectif des conduites sur un
tronçon, il faut remplacer une longueur de conduite suffisante pour que
les zones critiques soient protégées contre les conséquences d’une
défaillance (figure 4.15). Pour déterminer la longueur à remplacer, il est
important de pouvoir prévoir les dangers que pourrait comporter une
défaillance du pipeline et les conséquences de ces dangers.

L’ACPRÉ a déclaré que «…le critère de distance approprié [pour un
remplacement sélectif] est étroitement lié au type de fluide transporté,
mais vise toujours à minimiser la probabilité que la population, les biens ou
l’environnement subissent les conséquences prévues.» [78] Par exemple, si
un incendie se déclare à la suite de la défaillance d’un gazoduc, les
occupants des habitations à proximité devraient être protégés, ce qui
suppose le remplacement d’une longueur de conduite suffisante pour
que toute défaillance par FCST dans la conduite originale se produise
assez loin des habitations de façon à ne pas menacer les occupants.

4.7.2 Modélisation des dangers et des conséquences

La gravité des conséquences d’une rupture d’oléoduc ou de
gazoduc dépend du diamètre et de la pression de service du pipeline, du
type d’hydrocarbure visé et de l’ampleur de la perte de produit.

Pour déterminer les effets d’un danger causé par une défaillance,
il faut d’abord estimer les caractéristiques de la fuite et ses effets directs
et indirects au moyen de divers types de modèles, puis prévoir et
analyser les conséquences d’une telle fuite sur la population et les
biens. La complexité de ces modèles varie en fonction de la nature de
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Figure 4.15
Remplacement sélectif de conduite



l’hydrocarbure visé et des conditions dans lesquelles il s’est échappé.
Par exemple, les modèles utilisés pour étudier les fuites de gaz acide
toxique et leurs conséquences diffèrent substantiellement de ceux
utilisés pour le pétrole brut.

Lors de l’estimation des conséquences de la rupture d’un gazoduc
ayant pris feu, il faut d’abord modéliser les caractéristiques de l’incendie
et du rayonnement thermique (chaleur) qu’il dégage, puis évaluer les
effets de la chaleur sur la population et les biens. Ces modèles
permettent d’évaluer les effets nocifs subis par la population et les biens
en fonction de la distance, puis d’établir une distance «sécuritaire» au-
delà de laquelle aucune conséquence néfaste n’est possible [79].

La figure 4.16 représente le flux thermique prévu en fonction de la
distance dans le cas d’un gazoduc de 914 mm (36 po) fonctionnant à
une pression de 6 200 kPa (900 lb/po2). On suppose que l’alimentation
en gaz a été coupée immédiatement après la rupture et que le gaz libéré
s’est enflammé 30 secondes après la rupture. Comme l’alimentation en
gaz est coupée, le débit de gaz s’échappant de la conduite diminue avec
le temps; il en est de même pour le flux thermique. Dans cette figure,
chaque courbe correspond à un «instantané» du flux thermique
émanant de l’incendie en fonction de la distance du pipeline pour un
temps donné. Les courbes indiquent que le flux diminue en fonction du
temps et de la distance.

Une fois les courbes de flux thermique établies, il faut prévoir et
analyser les effets du rayonnement thermique sur la population et les
ouvrages. Les effets de la chaleur sur la population dépend du flux
thermique et de la durée d’exposition. La figure 4.17 montre la relation
entre le flux thermique et le temps d’exposition correspondant à
différents effets sur la population. On peut voir qu’une chaleur très
intense se traduit par une forte probabilité de mortalité dans une courte
période.

Un rayonnement thermique produisant un effet particulier est
ensuite choisi comme critère pour calculer les distances de remplace-
ment sélectif des conduites. Par exemple, en 1992, pour calculer les
distances de remplacement sélectif des conduites vulnérables à la FCST
dans ses tronçons 100-1 et 100-2, TransCanada a utilisé le critère de la
mise à feu du bois assistée par veilleuse pour déterminer une distance
d’éloignement sécuritaire [82]. Ce critère correspond à l’intensité du
rayonnement thermique requise pour mettre feu au bois exposé à une
veilleuse.

L’ACPRÉ a indiqué que ses compagnies membres ne se sont pas
encore entendues sur le critère de distance approprié pour le remplace-
ment sélectif des conduites [83].

L’ACPRÉ a aussi déclaré qu’un des inconvénients du remplacement
sélectif est «... le manque de disponibilité de modèles précis de
conséquences, lesquels peuvent varier selon le fluide de service.» [84]
Comme les distances de remplacement sélectif sont déterminées par
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Figure 4.16
Flux thermique en fonction de
la distance pour un gazoduc de
914 mm fonctionnant à 6 200 kPa

Source : d’après la note [80]



modélisation des dangers associés aux ruptures de pipeline et de leurs
effets sur la population, les biens et l’environnement, il est essentiel que
les exploitants de pipelines aient accès à divers modèles précis. 

4.7.3 Conclusions

Le remplacement sélectif des conduites constitue un moyen
efficace de prévention des défaillances en cours d’exploitation dues à la
FCST dans les tronçons remplacés. Lorsque les distances de remplace-
ment sont bien calculées, le remplacement sélectif est très efficace pour
minimiser les effets des défaillances en cours d’exploitation sur la
population, les biens et l’environnement. Comme il en a déjà été
question, le facteur le plus important pour la prévention de la FCST dans
la conduite de remplacement est l’application d’un revêtement efficace.

Il est important d’élaborer, de vérifier et d’offrir des modèles
prédictifs des dangers et des conséquences qui sont fiables et exacts
pour différents fluides de service. En l’absence de tels modèles, il
faudrait utiliser les données empiriques recueillies sur le terrain lors de
défaillances antérieures. 

Nous considérons qu’il est important que l’industrie pipelinière
convienne des critères appropriés pour déterminer des distances
sécuritaires contre les effets d’une défaillance de pipeline.

Recommandation

4-8 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ :

a) de continuer à élaborer et à vérifier des
modèles prédictifs des dangers et des
conséquences associés aux défaillances de
pipeline pour différents fluides de service;

b) d’élaborer des critères pour déterminer les
distances sécuritaires contre les effets des
défaillances de pipeline.
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Effets du flux thermique et du
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Par exemple, des flux de plus de 60 kW/m2

entraînent un taux de mortalité de 50 % après
10 secondes ou moins d’expostion.

Source : d’après la note [81]
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5.0 Introduction

Les chapitres précédents ont porté sur des aspects très techniques
de la FCST : ce qu’est la FCST, les outils utilisés actuellement pour traiter
ce problème, et les outils qui seront peut-être disponibles dans l’avenir.
Le présent chapitre vise à fournir une perspective différente, soit le point
de vue des personnes qui vivent et qui travaillent à proximité des
pipelines.

Nous avons reçu les rapports des quatre consultations publiques
menées auprès de collectivités se trouvant le long du réseau de
TransCanada, et d’une rencontre avec l’Ontario Pipeline Landowners’
Association (OPLA) à l’automne 1995. Ces rapports renferment le détail
des débats.

Les questions qui ont été soulevées par les collectivités et par
l’OPLA et qui entraient dans le cadre de l’enquête portaient sur trois
grands domaines :

• les critères de conception des pipelines,

• les activités de préparation et d’intervention en cas
d’urgence,

• les communications entre les collectivités et les compagnies
pipelinières, et entre les collectivités et l’Office.

Des résidents locaux ont aussi soulevé un certain nombre de
points qui les préoccupaient, comme l’aide financière aux intervenants
et l’indemnisation pour l’utilisation des terrains; ces points, parce qu’ils
débordaient du cadre de l’enquête, n’ont pas été examinés. Toutefois,
nous savons que d’autres tribunes les traitent.

5.1 Critères de conception des pipelines

Deux questions relatives à la conception des pipelines, intéressant
plus particulièrement les collectivités, ont été soulevées au cours de
l’enquête, l’une sur l’épaisseur minimale de la paroi des pipelines dans
les régions rurales, l’autre sur la distance de séparation ou zone tampon
entre un pipeline et les immeubles et habitations situés à proximité.

5.1.1 Exigences relatives à l’épaisseur de la paroi

L’OPLA [1], ainsi que des propriétaires fonciers des régions
rurales, ont noté que les pipelines situés dans les régions rurales
pouvaient être exploités sous une contrainte plus élevée que les

Chapitre 5
Questions relatives aux collectivités
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Figure 5.1
Emprises urbaines et rurales

…dans les zones urbaines, les

dommages mécaniques subis par les

pipelines en raison des activités

d’aménagement deviennent une

préoccupation majeure; une paroi de

conduite plus épaisse est la mesure la

plus efficace pour prévenir ce genre de

dommages. - ACPRÉ

Source : note [2]

Avec la permission de TCPL
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pipelines en milieu urbain et que, pour cette raison, il n’était pas
nécessaire qu’ils aient une paroi aussi épaisse. La différence dans les
exigences relatives à l’épaisseur de la paroi était jugée constituer un
problème de sécurité en ce sens que le règlement régissant les pipelines
n’assure pas la même protection aux personnes vivant en milieu rural
qu’à celles vivant en milieu urbain.

Comme on le mentionne au chapitre 3 (tableau 3.2), la norme
CSA Z662, qui a été incorporée au règlement de l’Office portant sur les
pipelines, prévoit un niveau de contrainte maximal admissible, selon la
classe d’emplacement du pipeline. Cette classe est, en général, fonction
de la densité de population dans le voisinage immédiat du pipeline. Le
niveau de contrainte maximal admissible diminue au fur et à mesure
qu’augmente la densité de population.

Pour réduire les contraintes qui s’exercent sur un pipeline, une
compagnie peut réduire la pression de service, utiliser une conduite plus
résistante ou encore utiliser une conduite à paroi plus épaisse. En
général, c’est cette dernière solution qui est retenue.

La diminution des contraintes dans les régions plus peuplées est
une approche couramment relevée dans les normes sur les pipelines aux
É.-U., en Europe et ailleurs dans le monde. Toutefois, elle n’est qu’une
mesure parmi les nombreuses mesures de sécurité prévues dans la norme
CSA. Cette norme renferme des exigences minimales relatives à la
conception, au choix des matériaux, à la construction, aux essais de
pression et aux méthodes d’exploitation et d’entretien. Il faut tenir compte
de tous ces facteurs lors de l’évaluation de la sécurité d’un pipeline.

En plus de respecter (et souvent de dépasser) les exigences
minimales de la norme CSA, les compagnies pipelinières appliquent en
général des méthodes d’entretien qui contribuent à assurer l’intégrité à
long terme de leurs réseaux. En raison du vieillissement des pipelines, il
devient de plus en plus important qu’elles assurent la sécurité de leurs
installations. Le programme de gestion de la FCST traité au chapitre 6
vise à maintenir l’intégrité à long terme des pipelines affectés par la
FCST. Il est conçu de façon à établir l’ordre de priorité des activités de
surveillance et d’atténuation en fonction de la vulnérabilité à la FCST
«importante». On s’attendrait donc à ce que les conduites des
emplacements de classe 1 fassent davantage l’objet de ces activités que
les conduites à paroi plus épaisse.

5.1.2 Zones tampons

Les personnes qui ont assisté aux réunions publiques tenues dans
les collectivités ont fait état d’une autre préoccupation concernant les
exigences de conception des pipelines. Elles se demandaient s’il n’y
aurait pas lieu de prévoir une distance de séparation, ou zone tampon,
entre un pipeline et les immeubles et habitations situés à proximité. Ni
la norme CSA Z662 ni le Règlement sur les pipelines terrestres de l’Office
ne comportent actuellement une telle exigence.

En général, les compagnies

pipelinières ne sont pas propriétaires des

emprises. Elles ne possèdent que le droit

de construire un pipeline, puis de

l’exploiter et de l’entretenir. 

L’acquisition des terrains nécessaires

à la création d’une zone tampon

appropriée, ainsi que la nécessité, si vous

voulez, de les stériliser pour toujours, ne

seraient guère pratiques, à mon avis,

dans l’environnement actuel. -

B. Rothwell, ACPRÉ

Source : note [3]
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La création d’une zone tampon constituerait une moyen efficace
de réduire le risque lié à une défaillance d’un gazoduc, car le danger
diminue en fonction de l’éloignement. On peut créer une zone tampon
en imposant des restrictions relativement à l’utilisation des terrains à
proximité d’un pipeline; de tels terrains, par exemple, pourraient servir
seulement à des fins industrielles de faible densité ou comme parc. Il
serait interdit de construire des habitations, des centres commerciaux et
d’autres bâtiments d’exposition élevée à proximité d’un pipeline. La
distance choisie serait fonction des conséquences probables d’une
défaillance, lesquelles conséquences dépendent notamment, du moins
en partie, de la taille de la conduite ou de sa pression de service. La
taille de la zone tampon d’un gazoduc serait donc calculée d’après ces
facteurs.

Dans son mémoire [4], l’ACPRÉ a déclaré :
…il n’est pas considéré que l’adoption générale de zones
tampons plus larges offrirait un moyen viable de minimiser les
conséquences d’une défaillance par FCST. La création de
zones tampons pour les nouveaux pipelines ne permettrait
pas, en toute probabilité, l’acquisition des droits fonciers
nécessaires. Dans le cas des pipelines existants, la création
rétroactive de zones tampons exigerait d’importants
changements en matière de zonage, comme l’élimination
d’immeubles existants ou la modification du tracé des
pipelines.

Un groupe de travail élabore actuellement des lignes directrices
sur la planification de l’utilisation des terres à proximité des pipelines.
Le groupe de travail sur les pipelines du Conseil canadien des accidents
industriels majeurs (CCAIM) est composé de responsables de
l’urbanisme, de représentants du milieu universitaire, ainsi que de
représentants des compagnies pipelinières et des organismes de
réglementation, dont l’Office et l’AEUB. Les lignes directrices ont
comme principaux objectifs d’accroître le degré de sensibilisation à la
question de l’utilisation des terres en bordure des pipelines et de faciliter
la communication et les négociations entre les compagnies pipelinières
et les collectivités sur une base ponctuelle.

5.1.3 Conclusions

Épaisseur de la paroi des conduites. À notre avis, la
recommandation que nous formulons au chapitre 6, selon laquelle les
compagnies pipelinières devraient être tenues de mettre en oeuvre un
programme complet de gestion de la FCST, constituera une façon
efficace de s’assurer que ces compagnies procèdent régulièrement à un
examen de leurs réseaux pipeliniers et qu’elles établissent à leur
satisfaction, et à celle des organismes de réglementation et du public,
qu’ils sont sécuritaires.

Procédures en cas d’urgence

Le Règlement sur les pipelines

terrestres de l’Office prévoit ce qui suit.

49. (1) Les mesures d’urgence

mentionnées à l’alinéa 48(1)l) doivent

comprendre ce qui suit :

(a) une indication du champ

d’application des mesures

d’urgence;

(b) une description détaillée des

installations visées par ces mesures,

y compris :

(i) l’emplacement des installations

et leurs voies d’accès;

(ii) le nombre et la taille des

pipelines visés;

(c) la description des conditions

d’exploitation normales du pipeline,

notamment la pression et le débit;

(d) la marche à suivre pour faire

rapport des situations d’urgence;

(e) les instructions et les avertissements

à donner aux personnes qui

signalent une situation d’urgence;

(f) les premières mesures à prendre à

la découverte d’une situation

d’urgence;

(g) les noms et numéros de téléphone

des employés ou des services de la

compagnie avec qui communiquer

dans une situation d’urgence, ainsi

que leurs responsabilités

respectives;

(h) les noms et numéros de téléphone

des services publics et des autres

organismes avec qui communiquer

dans une situation d’urgence;

(suite page 107)
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La sécurité d’un pipeline dépend de nombreux facteurs, dont la
conception du pipeline, le choix des matériaux, les essais, les méthodes
de fabrication des conduites, ainsi que les méthodes d’exploitation et
d’entretien du pipeline. Elle ne saurait être évaluée à partir d’un seul
facteur, comme les contraintes en cours d’exploitation ou l’épaisseur de
la paroi.

Si on adopte notre recommandation voulant que les compagnies
pipelinières soient tenues de mettre en oeuvre un programme complet
de gestion de la FCST, nous estimons qu’il n’y aurait pas lieu d’apporter
aux normes CSA des changements quant aux limites de contraintes
d’exploitation ou aux exigences relatives à l’épaisseur de la paroi.

Zones tampons. En se fondant sur les données examinées
durant l’enquête, nous concluons que la création de zones tampons en
bordure des pipelines ne serait pas pratique, plus particulièrement s’il
s’agit de pipelines existants. Nous ne recommandons donc pas la
création de zones tampons comme solution au problème de la FCST.
Cependant, nous croyons que les zones tampons peuvent être utiles
dans de nombreux cas pour améliorer la sécurité du public.

C’est l’amélioration de la communication et des négociations
entre les compagnies pipelinières et les collectivités qui, à notre avis,
constitue la meilleure solution à la question de l’utilisation des terres en
bordure des pipelines, de façon ponctuelle. 

5.2 État de préparation et intervention en cas
d’urgence

Les résultats des consultations menées auprès des collectivités
dans le cadre de l’enquête ont, en général, révélé que les résidents
individuels, le personnel local d’intervention d’urgence et les
collectivités estimaient qu’ils devraient être mieux informés et mieux
formés sur les mesures à prendre en cas d’urgence. 

À cet égard, le Règlement sur les pipelines terrestres de l’Office
exige que les compagnies pipelinières élaborent, pour leurs réseaux, des
mesures d’intervention d’urgence qu’elles doivent mettre à jour
régulièrement en consultation avec les services locaux de police et
d’incendie ou avec d’autres services d’intervention d’urgence. Tous les
employés des compagnies susceptibles de prendre part aux mesures
d’intervention d’urgence doivent, conformément au Règlement, recevoir
régulièrement de la formation.

Toutefois, dans bien des cas, les résidents locaux sont les
premiers sur place lors de la défaillance d’un pipeline, suivis du
personnel local d’intervention d’urgence, comme les policiers ou les
pompiers, qui assure la sécurité sur le site et, au besoin, participe aux
opérations d’évacuation ou de sauvetage jusqu’à l’arrivée du personnel
de la compagnie pipelinière. En général, les compagnies pipelinières ont
mis en oeuvre des programmes pour familiariser le personnel local
d’intervention d’urgence avec les pipelines et les produits qu’ils

(i) les plans pour obtenir, dans une

situation d’urgence, la collaboration

des organismes publics compétents;

(j) la description du matériel pouvant

être utilisé pendant une situation

d’urgence, l’indication de son

emplacement, ainsi que, dans le cas

d’un pipeline à HPV, la description

des dispositifs de fermeture

d’urgence portatifs et l’indication de

leur emplacement;

(k) la marche à suivre sur les lieux de la

situation d’urgence;

(l) les mesures de sécurité à prendre

pendant une situation d’urgence,

notamment :

(i) la manutention du fluide

transporté par le pipeline,

(ii) les méthodes d’isolement et

d’arrêt des stations du pipeline,

(iii) les méthodes permettant de

surveiller le degré de gravité du

danger sur les lieux;

(m) une liste des zones écologiquement

sensibles qui exigeraient une

attention spéciale dans une situation

d’urgence;

(n) les plans d’urgence prévus pour

assurer la protection immédiate de

l’environnement;

(o) le plan d’évacuation.

49.(2) La compagnie qui exploite un

pipeline doit, en ce qui concerne les

manuels d’exploitation et d’entretien du

pipeline, mettre à jour régulièrement les

renseignements indiqués aux alinéas (1)i)

et (1)o) avec la collaboration des

autorités compétentes.



transportent. Elles assurent également la coordination des interventions
lors de situations d’urgence. Le personnel local d’intervention d’urgence
ne reçoit par ailleurs aucune autre formation officielle des compagnies
pipelinières. On s’attend à ce qu’il se soit préparé de lui-même pour
intervenir en cas d’urgence. Il est important de noter que les services
d’incendie de la plupart des collectivités situées en bordure de l’emprise
d’un pipeline sont composés de sapeurs-pompiers volontaires.

Les conséquences d’une défaillance seront plus graves encore si
l’information fournie aux propriétaires fonciers et la formation donnée
au personnel d’intervention d’urgence sont insuffisantes. Par exemple,
la rupture de la conduite de TransCanada à Williamstown a provoqué le
dégagement d’une importante quantité de gaz, qui ne s’est pas
enflammé. Certains membres du personnel d’intervention d’urgence et
certains propriétaires fonciers ne savaient pas au juste quelles mesures
d’urgence il y avait lieu de prendre. Durant les consultations avec les
collectivités, les membres du personnel d’intervention ont affirmé qu’ils
ne sauraient pas au juste quelles mesures prendre si une telle situation
se reproduisait. Ils ne savaient pas tous s’il fallait évacuer les personnes
et couper l’électricité, s’il y avait un risque à utiliser le téléphone, ou
encore à partir de quelle distance du pipeline ils seraient en sécurité.
Bon nombre de personnes habitant à proximité du pipeline ne savaient
pas non plus quelles mesures elles devaient prendre.

En général, les résidents, les services d’intervention d’urgence et
les fonctionnaires municipaux désiraient tous que la compagnie
pipelinière leur fournisse plus de renseignements, leur donne plus de
formation et assure une plus grande part de la coordination des

Figure 5.2
Site d’une défaillance de pipeline : 
Williamstown (Ontario), octobre 1994
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opérations d’intervention d’urgence. Même dans les collectivités de
Rapid City et de Vermilion Bay, dont les habitants étaient, en général,
satisfaits des mesures prises par le personnel d’intervention d’urgence
et par TransCanada, bon nombre des personnes interrogées ont indiqué
qu’elles avaient besoin d’autres séances de formation et de plus de
renseignements.

Lors de l’enquête, TransCanada a indiqué qu’elle avait récemment
modifié ses politiques et ses méthodes d’intervention d’urgence [5]. Elle
a préparé, à l’intention des personnes vivant en bordure de l’emprise,
une brochure renfermant des renseignements de base sur les mesures à
prendre si une situation d’urgence survenait sur son réseau.

TransCanada communique plus souvent qu’auparavant avec les
services locaux d’intervention d’urgence. Au lieu de rencontrer ces
groupes tous les quatre ans, elle procède maintenant à des visites
annuelles. La compagnie a aussi préparé, à l’intention des premiers
intervenants, une brochure décrivant leurs responsabilités en cas
d’urgence impliquant un pipeline. De plus, elle produit actuellement une
vidéocassette de formation qui sera distribuée à tout service de
première intervention susceptible d’intervenir lors d’une situation
d’urgence sur son réseau. Elle veillera à ce que les fonctionnaires
municipaux soient informés de la présence de ses installations dans les
limites de leur collectivité, des dangers liés à ces installations, des
conséquences possibles d’une défaillance et de la nécessité de planifier
la coordination avec le personnel d’intervention d’urgence.

De plus, TransCanada et la municipalité régionale d’Hamilton-
Wentworth, en Ontario, travaillent de concert à la création d’un cadre
de planification que chaque collectivité pourrait utiliser pour élaborer
ses propres plans d’intervention d’urgence. Ce cadre, qui devrait être au
milieu de 1996, servira à mettre au point des plans semblables
d’intervention coordonnée dans chacune des quelque 320 municipalités
comptant des installations de TransCanada. Le projet permettra de
mieux coordonner les efforts de TransCanada en matière d’intervention
d’urgence avec ceux des gros services d’intervention d’urgence.

Le travail réalisé par TransCanada à cet égard pourrait être fort
utile à d’autres compagnies pipelinières qui seraient confrontées aux
mêmes problèmes.

5.2.1 Conclusions

À notre avis, il est essentiel que les compagnies pipelinières
disposent, pour leurs réseaux, de politiques et de méthodes efficaces en
matière de préparation et d’intervention en cas d’urgence. Ces
politiques et méthodes doivent traiter de l’état de préparation et de la
participation des résidents, des collectivités et des personnes chargées
de l’intervention d’urgence le long du réseau. Ces groupes ont le droit
d’être pleinement informés, et c’est à la compagnie qu’il incombe de
fournir les renseignements appropriés.
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Recommandation

5-1 Nous recommandons à l’Office d’examiner,
dans le cadre de ses activités permanentes de
surveillance, les méthodes d’intervention
d’urgence des compagnies, pour s’assurer que
le personnel de première intervention reçoit
une formation adéquate et que le public
dispose de renseignements appropriés sur les
mesures à prendre en cas de situations
d’urgence.

5.3 Communications

TransCanada a parfois, à la suite de défaillances sur son réseau,
tenu des séances d’accueil dans les collectivités touchées. Les
consultations et les discussions menées dans le cadre de l’enquête ont
révélé que les personnes de ces collectivités étaient mécontentes de la
forme que prenaient ces séances. Ces personnes ont suggéré qu’un
exposé officiel fait par la compagnie, suivi d’une période de discussion
libre, serait plus utile que les entretiens individuels entre la compagnie et
les membres de la collectivité. Elles voulaient connaître ce qu’avaient subi
leurs voisins et savoir que tous les résidents recevaient le même message.
D’après les réactions de toutes les collectivités, les séances d’accueil ou
les rencontres réunissant les membres de la collectivité à la suite de la
défaillance d’un pipeline devraient comporter une période de questions.

De plus, bon nombre des personnes consultées estimaient qu’au
cours de ces séances la compagnie n’avait pas fourni de réponses
convenables à leurs questions. Par exemple, un an après la défaillance à
Williamstown, certains habitants de la région n’avaient toujours pas
reçu de réponse à leurs questions concernant la cause de l’accident et
les mesures de protection à prendre dans l’éventualité d’un autre
accident.

Lors de l’audience, TransCanada a reconnu les préoccupations
des collectivités relativement à ses séances d’accueil; elle s’est engagée
à améliorer ses programmes de sensibilisation du public et ses
programmes d’état de préparation en cas d’urgence. Dans ses
observations finales faites dans le cadre de l’enquête [6], elle a pris les
engagements suivants :

TransCanada est actuellement en train de réviser ses
programmes sur la sensibilisation du public et sur
l’intervention locale, et va les améliorer;

Un sondage auprès des propriétaires fonciers/locataires et
groupes d’intérêt des collectivités sera employé afin d’obtenir
du public une rétroaction sur les améliorations à apporter à
l’information sur les interventions d’urgence à l’intention des
particuliers et sur les modes de communication;
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Les propriétaires fonciers ont été

isolés les uns des autres à de nombreuses

reprises dans le passé. La démarche de

séances d’accueil a été frustrante pour

eux parce qu’ils ne possèdent en général

pas suffisamment de connaissances pour

poser les questions pertinentes. Toutefois,

lorsqu’ils sont réunis dans un même lieu

à une même date, ces propriétaires

fonciers mettent automatiquement en

commun leurs connaissances et leurs

questions - OPLA

Source : note [7]



La formule des séances d’accueil sera revue et améliorée, en
se fondant sur les entretiens avec les fonctionnaires
municipaux.

Après l’enquête, TransCanada participera aux rencontres
communautaires à différents endroits le long du réseau de
pipelines.

En plus de leur intention d’obtenir une meilleure communication
avec les compagnies pipelinières, les collectivités étudiées ont aussi
indiqué que l’Office devait jouer un plus grand rôle et inclure dans son
programme d’enquête sur les accidents les questions touchant les
collectivités.

5.3.1 Conclusions

À notre avis, l’enquête a porté une attention nécessaire au
domaine crucial de la communication qui doit avoir lieu à la suite d’un
accident. Nous estimons qu’il s’agit là d’un domaine où l’Office devrait
jouer un rôle plus actif.

Recommandation

5-2 Nous recommandons à l’Office d’élargir la
portée de son programme d’enquête sur les
accidents pour y inclure les questions portant
sur les relations avec les collectivités et
l’intervention d’urgence.
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Chapitre 6
Vers l’avenir

6.0 Introduction

Dans le présent chapitre, nous traitons de ce que nous avons
appris au sujet de l’ampleur de la FCST et de ce que les compagnies
mettent en oeuvre pour gérer le problème de la FCST. Nous passons
ensuite aux mesures que devraient prendre les compagnies individuelles
et l’ensemble de l’industrie pour résoudre le problème de la FCST.

6.1 Expérience en matière de FCST

Depuis 1977, la FCST à pH quasi neutre a causé 22 défaillances de
pipeline au Canada. Elle n’est pas une préoccupation uniquement
canadienne puisqu’on a enregistré plusieurs autres défaillances ailleurs
au monde. Les É.-U. ont enregistré plus de défaillances que le Canada,
mais il s’agissait surtout de défaillances qui avaient pour cause la FCST
à pH élevé et qui se sont produites sur une période plus longue. L’INGAA
a signalé une diminution marquée du nombre de défaillances par FCST
au cours des dernières décennies [1]. L’ex-Union Soviétique possède des
antécédents en matière de défaillances causées par la FCST à pH quasi
neutre semblables à ceux du Canada. Des réseaux pipeliniers en
Australie, en Iran, en Iraq, en Italie, au Pakistan et en Arabie saoudite
ont aussi été touchés par la FCST [2].

Au Canada, la FCST a entraîné des défaillances de pipeline, mais
elle n’est que l’un des dangers possibles qui menacent l’intégrité des
pipelines et la sécurité du public. Comme l’illustre la figure 6.1, la FCST
est intervenue dans 17 % des 48 ruptures en cours d’exploitation qui ont
été enregistrées par les compagnies membres de l’ACPRÉ entre 1985 et
1995. L’ACPRÉ a indiqué que, lorsqu’on tient compte des fuites dans les
pipelines, la FCST a été responsable d’un pourcentage encore plus faible
des défaillances. La corrosion générale, les dommages par contact et les
dommages géotechniques ont tous provoqué plus de ruptures que la
FCST. Toutefois, l’industrie pipelinière a été confrontée à ces autres
causes depuis beaucoup plus longtemps qu’elle ne l’est à la FCST.
L’expérience a permis de mieux comprendre comment on peut atténuer
le risque de défaillance par ces autres causes; toutefois, la FCST n’est
pas encore un phénomène que les chercheurs et l’industrie pipelinière
saisissent pleinement. Elle demeure donc une préoccupation sérieuse
pour l’industrie pipelinière au Canada.

causes
géotechniques

(19 %)
(glissements

de terrain, etc.)

dommages
par contact

(23 %)
(contact avec

du matériel de
terrassement,

etc.)

FCST
(17 %)

autres
(16 %)

corrosion
générale
(25 %)

Figure 6.1
Causes des ruptures en cours
d’exploitation enregistrées
par les membres de l’ACPRÉ
de 1985 à 1995

Source : note [3]



6.1.1 Ampleur de la FCST au Canada

Les données ont indiqué que, parmi les onze compagnies membres
de l’ACPRÉ qui ont entrepris des programmes d’enquête, huit ont constaté
la présence de FCST dans leur réseau. Dans la plupart des cas, la FCST
décelée était jugée «négligeable». Quelques compagnies ont calculé la
proportion approximative de leur réseau qui était vulnérable. Par
exemple, TransCanada a estimé, grâce à l’application d’un modèle
prédictif détaillé et d’un vaste programme d’excavation, que 3,6 % de son
réseau pourrait être vulnérable à une FCST «importante» [4].

6.1.2 Antécédents canadiens en matière de défaillances

Les 22 défaillances de pipeline causées par la FCST au Canada
comprennent douze ruptures et dix fuites tant dans les réseaux de
gazoduc que dans les pipelines servant au transport de produits liquides
[5]. Plus particulièrement, huit des 22 défaillances ont été observées
dans le réseau de TransCanada entre 1985 et 1995. Sept de ces
défaillances étaient des ruptures. NOVA et Northwestern Utilities Limited
ont connu trois défaillances chacune. En tout, dix compagnies
différentes ont enregistré des défaillances par FCST. Un sommaire des
22 défaillances est présenté au tableau 6.1. Les emplacements des
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Tableau 6.1
Défaillances par FCST au Canada

année de compagnie type de produit diamètre type de année de cause de la niveau de
défaillance défaillance libéré de la conduite revêtement pose défaillance contrainte en

mm (po) exploitation
(en % de
la LÉMS)

1977 NOVA Gas fuite gaz 914 (36) ruban de 1969 FCST circonférentielle 63 %
Transmission Ltd. naturel polyéthylène due à une contrainte

axiale

1979 Rimbey Pipe fuite HPV 219 (8) goudron 1961 FCST associée 58 %
Line Co. Ltd. (propane) époxy à des entailles

graves

1985 TransCanada rupture gaz 914 (36) bitume 1972 FCST associée 71 %
PipeLines Ltd. naturel à des entailles 

mineures

1985 TransCanada rupture gaz 914 (36) ruban de 1972 FCST à l’extrémité 76 %
PipeLines Ltd. naturel polyéthylène du bord de soudure 

long. (DSAS)

1986 TransCanada rupture gaz 914 (36) ruban de 1973 FCST associée 70 %
PipeLines Ltd. naturel polyéthylène à des entailles

mineures

1989 TransCanada fuite gaz 914 (36) bitume 1968 FCST sur le corps 71 %
PipeLines Ltd. naturel de la conduite sous 

la réparation au
mastic

1989 Northwestern fuite gaz 219 (8) ruban de 1970 FCST circonférentielle 58 %
Utilities Ltd. naturel polyéthylène

Figure 6.2
Distribution des défaillances
par FCST
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année de compagnie type de produit diamètre type de année de cause de la niveau de
défaillance défaillance libéré de la conduite revêtement pose défaillance contrainte en

mm (po) exploitation
(en  % de
la LÉMS)

1990 NOVA Gas fuite gaz 168 (6) ruban de 1969 FCST circonférentielle 53 %
Transmission Ltd. naturel polyéthylène due à une contrainte 

axiale

1990 Northwestern fuite gaz 291 (8) ruban de 1970 FCST circonférentielle 53 %
Utilities Ltd. naturel polyéthylène

1990 Northwestern fuite gaz 219 (8) ruban de 1970 FCST circonférentielle 53 %
Utilities Ltd. naturel polyéthylène

1990 La Compagnie des fuite pétrole brut 101 (4) ruban de 1965 FCST dans le bord 46 %
pétroles  Amoco polyéthylène de soudure 

Canada Ltée long. (SRÉ)

1991 TransCanada rupture gaz 508 (20) goudron 1957 FCST dans le bord de 71 %
PipeLines Ltd. naturel soudure long. (SRÉ)

1992 TransCanada rupture gaz 914 (36) ruban de 1972 FCST à l’extrémité 77 %
PipeLines Ltd. naturel polyéthylène du bord de soudure 

long. (DSAS)

1992 Imperial Oil fuite eau 101 (4) isolation au 1988 FCST/corrosion 50 %
verre-mousse générale sur la 

colonne d’injection
d’eau

1993 Rainbow Pipe rupture pétrole brut 610 (24) ruban de 1968 FCST associée à 61 %
Lines Co. Ltd. polyéthylène une corrosion 

générale linéaire

1993 Rainbow Pipe rupture pétrole brut 610 (24) ruban de 1968 FCST associée à 72 %
Lines Co. Ltd. polyéthylène une corrosion 

générale linéaire

1993 Federated fuite LGN 406 (16) manchon 1970 FCST circonférentielle 67 %
Pipe Lines Ltd. rétractable 

1994 NOVA Gas rupture gaz 219 (8) ruban de 1970 FCST associée à 60 %
Transmission Ltd. naturel polyéthylène une corrosion

générale linéaire

1995 TransCanada rupture gaz 914 (36) ruban de 1972 FCST à l’extrémité 74 %
PipeLines Ltd. naturel polyéthylène du bord de soudure 

long. (DSAS)

1995 TransCanada rupture gaz 1067 (42) ruban de 1968 FCST à l’extrémité 77 %
PipeLines Ltd. naturel polyéthylène du bord de soudure 

long. (DSAS)

1995 Pacific rupture gaz 273 (10) ruban de 1968-1969 FCST associée 71 %
Northern Gas Ltd. naturel polyéthylène à la corrosion 

générale

1996 Pipeline rupture pétrole brut 864 (34) ruban de 1968 FCST associée 70 %
Interprovincial Inc. polyéthylène à la corrosion 

générale

Source : note [5]



défaillances sont montrés aux figures 6.4 et 6.5 pour les gazoducs et les
oléducs, respectivement.

Il ne semble pas se dégager de tendances précises dans le
nombre de défaillances par FCST au cours des dix dernières années.
Comme l’indique la figure 6.2, la fréquence des défaillances par FCST a
atteint un sommet de quatre en 1990. Toutefois, une moyenne
historique mobile sur cinq ans indique une augmentation des
défaillances de 1989 à 1995, la moyenne passant de moins de une à
deux par année au cours de cette période.

Au nombre des défaillances par FCST, 68 % ont touché des
gazoducs (figure 6.3). Toutefois, la preuve soumise à l’enquête n’indique
pas clairement pourquoi les gazoducs ont été touchés davantage par la
FCST à pH quasi neutre que les pipelines à produits liquides. Parmi les
facteurs contribuants, on pourrait citer le fait qu’on trouve une
proportion plus grande de gazoducs fonctionnant à des niveaux de
contrainte plus élevés, et que la longueur de gazoducs qui ont été
installés à l’époque où les conduites étaient couramment revêtues de
ruban de polyéthylène était plus grande (figure 1.3). Par exemple, parmi
les compagnies membres de l’ACPRÉ, on constate que la longueur totale
des conduites revêtues de ruban de polyéthylène est quatre fois plus
grande dans les gazoducs que dans les pipelines à produits liquides [6].
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                  compétence fédérale
                  compétence provinciale
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Figure 6.4
Endroits où sont survenus des défaillances par FCST dans les gazoducs
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On a passé en revue, au cours de l’enquête, les 22 défaillances
pour tenter de déceler des corrélations entre l’apparition de la FCST et le
type de revêtement, l’âge du pipeline, le procédé de fabrication des
conduites et le niveau de contrainte en service. Ces corrélations ont été
traitées en détail au chapitre 3. En résumé, la plupart des défaillances
sont survenues dans des pipelines dont les conduites étaient revêtues
de ruban de polyéthylène et qui ont été installées entre 1968 et 1973.
Les contraintes transversales en service liées aux 22 défaillances ont
varié entre 46 % et 77 % de la LÉMS de la conduite. Cependant, dans
presque tous les cas, on a relevé des facteurs externes (corrosion
externe, entailles mineures, etc.) qui ont augmenté les niveaux de
contrainte dans la zone de défaillance. On n’a pas décelé de corrélation
entre la FCST à pH quasi neutre et la qualité de la conduite, le fabricant
ou le procédé de fabrication, à l’exception des conduites Youngstown
sur une partie du réseau de TransCanada.

6.1.3 Coûts liés aux défaillances

Les coûts directs liés à une défaillance comprennent le coût de
réparation du pipeline, de la remise en état de la propriété et de la perte
de produit au cours de l’incident. D’après les données présentées à
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l’enquête, le coût moyen direct d’une rupture dans un gazoduc de gros
diamètre s’élève à environ 1,5 million $. Dans le cas d’une fuite, ce coût
est estimé à 150 000 $ [7]. Les coûts indirects sont plus difficiles à
quantifier. Ils peuvent comprendre les effets sur les collectivités
touchées, la perte de débit dans le réseau, la perte potentielle d’une part
du marché par les expéditeurs et clients, ainsi que l’inquiétude face à la
fiabilité du réseau.

6.1.4 Conclusions

Suite à sa première enquête publique sur la FCST en 1993, l’Office
a conclu que la FCST n’était pas un problème généralisé dans les
réseaux de pipelines canadiens. Cependant, depuis ce temps, on a
enregistré huit nouvelles défaillances attribuables à la FCST au Canada,
dont trois sont survenues dans des pipelines réglementés par l’Office.
Quatre compagnies ont enregistré leur première défaillance liée à la
FCST. Toujours depuis cette première enquête, la FCST a causé plus de
défaillances dans les oléoducs et les gazoducs, et un certain nombre de
compagnies ont décelé la présence de FCST dans leur réseau pour la
première fois.

Comme la FCST se forme avec le temps et uniquement dans
certaines conditions, il s’agit d’un problème qui ne peut que s’aggraver
si rien n’est fait.

D’après les données présentées au cours de l’enquête, nous
croyons que la FCST demeure une préoccupation sérieuse pour
l’industrie pipelinière. Si on ne lui accorde pas l’attention voulue, la
FCST causera inévitablement d’autres défaillances de pipeline.
Toutefois, l’industrie pipelinière s’attaque agressivement à ce problème.

6.2 Programmes de gestion de la FCST : pratiques
actuelles

Nous avons appris ce que les compagnies font pour faire face au
problème de la FCST dans leurs réseaux. L’ACPRÉ a réparti ses membres
dans l’une des trois catégories suivantes pour ce qui est de leur situation
actuelle :

• les compagnies qui n’ont pas encore relevé de traces de
FCST dans leur réseau (certaines ont déjà examiné leur
réseau alors que d’autres se proposent d’en faire une
évaluation initiale);

• les compagnies qui ont décelé la FCST dans leur réseau et
qui ont commencé à surveiller la situation;

• les compagnies qui ont mis en oeuvre des programmes
d’atténuation de la FCST sur des parties de leur réseau.

Le tableau 6.2 résume ce que font les compagnies membres de
l’ACPRÉ au sujet de la FCST. Toutefois, l’information présentée à
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l’enquête indique que les compagnies n’adoptent pas une approche
normalisée lorsqu’il s’agit de gérer la FCST.

L’ACPRÉ signale que quatre compagnies font actuellement ou
projettent de faire une évaluation initiale de la FCST dans leur réseau.
Ces compagnies n’ont pas enregistré de défaillances liées à la FCST et
n’ont pas décelé de FCST dans aucune partie de leur réseau.

Sept compagnies ont décelé une FCST «négligeable» dans
certains tronçons de leur réseau. Bien que la portée du programme de
surveillance de la FCST diffère d’une compagnie à l’autre, ces
compagnies appliquent généralement les même méthodes de
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Tableau 6.2
Pratiques courantes de gestion de la FCST par les compagnies membres de l’ACPRÉ

compagnie longueur expérience modèle fouilles présence essais remplace- capacité
du réseau de défaillances prédictif exploratoires de FCST hydro- ments d’inspection
en km (mi) dues à la FCST élaboré menées (gravité) statiques sélectifs interne (en

% du réseau)

Alberta Energy 1 100 (660) non non oui importante non non 100
Company Ltd.

Alberta Natural Gas 177 (106) non oui oui négligeable non non 99
Company Ltd

Canadian Western 2 560 (1 536) non en élaboration non s/o non non 0
Natural Gas 
Company Ltd.

Foothills Pipe 927 (556) non oui oui négligeable non non 83
Lines Ltd.

Pipeline 8 197 (4 918) oui en élaboration oui négligeable oui non 90
Interprovincial Inc.

Northwestern 3 839 (2 303) oui en élaboration oui non oui non 1
Utilities Limited

NOVA Gas 20 271 (12 162) oui oui oui négligeable oui oui 14
Transmission Ltd.

TransCanada 14 000 (8 400) oui oui oui importante oui oui 17
PipeLines

TransGas 13 160 (7 896) non en élaboration oui non oui non 0
Limited

Trans Mountain Pipe 1 309 (785) non oui oui négligeable non non 100
Line Company Ltd.

Pipelines 876 (525) non non oui non non non 100
Trans-Nord Inc.

Gazoduc Trans 339 (203) non en élaboration non s/o non non 90
Québec & 
Maritimes Inc.

Westcoast 5 158 (3 094) non oui oui importante oui oui 95
Energy Inc.



surveillance, d’évaluation et d’inspection que celles qui n’ont pas décelé
de FCST.

Deux membres de l’ACPRÉ, NOVA et TransCanada, ont connu des
ruptures dans leur réseau et ont mis sur pied des programmes
d’atténuation de la FCST. Le programme de TransCanada comporte la
réalisation d’essais hydrostatiques sur des tronçons de pipeline et le
remplacement des conduites là où il y a possibilité de danger pour les
personnes vivant à proximité d’une emprise. NOVA a également effectué
des essais hydrostatiques sur des tronçons de son pipeline touché par la
FCST.

Au printemps de 1996, IPL a enregistré une défaillance de pipeline
qui a été causée par la FCST et la corrosion générale [8].

À la figure 6.6, nous présentons les coûts, pour les compagnies
membres de l’ACPRÉ, des activités d’exploitation et d’entretien
comparativement à ceux des activités liées à d’autres questions de
sécurité et d’intégrité. Ces questions peuvent être liées à la surveillance
de la corrosion, aux inspections, aux réparations et à l’amélioration des
réseaux, à la formation du personnel et aux campagnes de
sensibilisation du public.

En 1995 et 1996, les activités liées à la FCST ont intervenu pour
28 % et 25 %, respectivement, des coûts d’exploitation et d’entretien
pour l’ensemble des questions de sécurité et d’intégrité auxquelles les
compagnies membres de l’ACPRÉ ont eu à faire face.

6.3 Démarche normalisée pour la gestion de la FCST

L’ACPRÉ a indiqué que, si toutes les compagnies adoptaient des
approches normalisées pour gérer la FCST, cela faciliterait le partage de
l’expérience et des connaissances entre ces dernières. Elle a élaboré un
cadre de travail, illustré à la figure 6.7, pour un programme commun de
gestion de la FCST [10]. Ce programme n’a pas été établi de façon plus
détaillée. Toutes les compagnies se sont engagées à le suivre, bien que
certaines aient pu décider d’améliorer le processus de base.

Le programme de gestion de la FCST de l’ACPRÉ exige d’abord
qu’une compagnie réalise une évaluation initiale de son réseau pour
déterminer si des tronçons sont vulnérables à la FCST. Si un tronçon
quelconque est jugé vulnérable, la compagnie doit alors réaliser des
fouilles pour vérifier la présence de FCST. Ces fouilles peuvent être
réalisées en même temps que d’autres activités d’entretien ou dans le
cadre d’un programme de fouilles de sites semblables à d’autres où la
FCST a été décelée.

Si elle ne décèle pas de FCST «importante», la compagnie doit
continuer de réaliser une surveillance périodique du tronçon visé. La
période de réévaluation serait fondée sur le taux de propagation estimé
des fissures dans ce tronçon.

Dans l’éventualité où elle décèlerait une FCST «importante», la
compagnie doit estimer les conséquences d’une défaillance par FCST et
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utiliser cette information pour établir le degré de priorité pour la mise en
oeuvre des mesures de correction nécessaires.

Une méthode d’atténuation serait ensuite choisie. Si la FCST n’est
pas étendue, une approche d’ampleur plus restreinte, comme la pose
d’une gaine ou le remplacement sélectif des conduites, pourrait être
indiquée. Si la FCST est généralisée, un programme plus élaboré
pourrait être indiqué. La réalisation d’essais hydrostatiques pourrait être
nécessaire ou, peut-être, le remplacement sur une plus grande longueur
de la conduite ou de son revêtement. L’ACPRÉ a indiqué que le choix de
la méthode serait fondé sur le critère suivant : dans quelle mesure
chacune des options fournit une solution de gestion de la FCST viable à
long terme tout en n’entraînant qu’une perturbation minimale du
service [11].

L’ACPRÉ a l’intention d’appuyer ce programme de gestion de la
FCST par des lignes directrices, ou un manuel des pratiques
recommandées, portant spécifiquement sur la FCST à pH quasi neutre
longitudinale. Le manuel reflétera les meilleures pratiques actuelles des
membres de l’ACPRÉ qui ont éprouvé des problèmes de FCST. Bien que
ses membres se soient engagés à suivre le programme de base de
gestion de la FCST, l’ACPRÉ n’a pas l’intention de les obliger à adopter
les pratiques recommandées.

Au moment de l’audience, l’élaboration des pratiques
recommandées de l’ACPRÉ en est encore à ses premiers stades et
seulement une des sections était terminée : la section traitant de
l’évaluation des pipelines existants pour en déterminer la vulnérabilité à
la FCST. Les autres sections à terminer traiteront de questions comme la
conception de nouveaux pipelines, les méthodes d’inspection pour
déceler la FCST, les méthodes et les critères d’évaluation de la FCST, la
collecte de données et les techniques d’atténuation et de réparation.
Cette dernière section devrait être terminée en mars 1997. L’ACPRÉ se
propose également de mettre périodiquement à jour le manuel.

Une fois que le manuel sera terminé, l’ACPRÉ a offert de le mettre
à la disposition des compagnies qui ne sont pas membres de l’ACPRÉ.

6.3.1 Conclusions

Nous croyons que les compagnies doivent avoir un plan de
gestion de la FCST pour faire face de manière appropriée à ce problème,
et que toutes les compagnies réglementées par l’Office devraient être
tenues de mettre sur pied un programme de gestion de la FCST.

Un programme de gestion de la FCST comporterait l’application
systématique, à des pipelines particuliers, des connaissances et des
meilleurs pratiques déjà mises au point dans l’industrie. Son objectif
serait de relever les zones vulnérables à la FCST et à traiter le problème.

Comme chaque tronçon de pipeline présente des caractéristiques
physiques qui lui sont propres et qu’il possède des antécédents uniques
du point de vue construction et exploitation, on peut s’attendre qu’un
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plan efficace varie d’une compagnie à l’autre. Toutefois, nous jugeons
nécessaire d’établir des normes minimales pour que ces programmes
soient complets et de démarche uniforme.

Nous sommes heureux de constater que l’ACPRÉ propose un
cadre pour la gestion de la FCST. Il s’agit d’une initiative importante,
parce qu’une normalisation devrait permettre l’établissement d’une
meilleure communication entre les compagnies, les organismes de
réglementation et le public.

L’achèvement du manuel sur les pratiques recommandées devrait
être une priorité. Nous nous attendons à ce que les pratiques
recommandées refléteront les meilleures pratiques adoptées par les
membres de l’ACPRÉ et que le manuel devrait profiter grandement à
l’industrie, surtout aux compagnies qui exploitent des réseaux de plus
petite taille.

Nous nous demandons pourquoi le manuel sur les pratiques
recommandées, tel qu’il est proposé, portera uniquement sur la FCST
longitudinale à pH quasi neutre. Il existe des défaillances de pipeline
causées par la FCST circonférentielle et le manuel des pratiques
recommandées devrait l’inclure.

Nous sommes d’avis que le programme de gestion de la FCST
proposé par l’ACPRÉ devrait être renforcé et explicité dans les domaines
suivants :

• Le programme de gestion de la FCST devrait indiquer
clairement qui est responsable de la mise en oeuvre du
programme.

• Le programme de gestion de la FCST devrait englober la
totalité du réseau pipelinier de la compagnie pour s’assurer
que les pipelines sont évalués de manière approfondie.

• Le programme de gestion de la FCST devrait être mis à jour
régulièrement pour tenir compte des changements apportés
aux méthodes d’exploitation, des nouvelles installations, de
l’accroissement de la population à proximité des pipelines,
des leçons tirées des accidents, y compris des accidents
touchants d’autres pipelines, des développements
technologiques et des modifications apportées aux normes.

• L’évaluation initiale de la vulnérabilité devrait comprendre
un examen approfondi des données de conception, de
construction et d’entretien, pour repérer les endroits où des
revêtements associés à la FCST sont utilisés. Si une
compagnie ne possède pas de données fiables ou
courantes, des fouilles devraient être faites pour vérifier ces
renseignements.

• Si, après l’évaluation initiale, un tronçon de pipeline n’est
pas jugé vulnérable, les motifs de cette évaluation devraient
être documentés.
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• Si le pipeline est jugé vulnérable à la FCST, le programme de
gestion de la FCST devrait exiger une surveillance active du
pipeline au moyen de fouilles exploratoires. Comme en fait
état la discussion présentée au chapitre 4, un modèle
prédictif devrait être employé pour choisir les sites où des
fouilles seront menées. Un outil d’inspection interne pourrait
être employé lorsque la compagnie a lieu de croire qu’il
serait utile pour déceler la FCST.

• Le programme de gestion de la FCST devrait décrire le
modèle prédictif et donner des détails sur la façon dont les
sites des fouilles seront choisis. Une compagnie devrait les
choisir d’après la probabilité de détection de la FCST et les
conséquences potentielles d’une défaillance. Cette
probabilité est fonction des trois conditions nécessaires : un
milieu propice à la surface de la conduite, un matériau de
conduite vulnérable et une contrainte de traction. Comme
on l’a indiqué au chapitre 3, une attention particulière
devrait être accordée aux pipelines exploités à 70 % ou plus
de la LÉMS lorsqu’on choisit ces sites. Lorsqu’on prend en
considération les conséquences d’une défaillance, les sites
situés près de lieux habités, de routes et de voies ferrées ou
dans des environnements particulièrement sensibles
comme les terres marécageuses et les franchissements de
cours d’eau devraient recevoir la priorité par rapport à
d’autres sites où la probabilité de déceler de la FCST est
semblable. Nous notons que la pression d’un gazoduc et
d’un pipeline à HPV influera sur la zone touchée dans
l’éventualité d’une défaillance et, donc, sur les
conséquences d’une défaillance.

• Si elle décèle une FCST «négligeable», la compagnie devrait
consigner cette information dans ses dossiers et ajuster en
conséquence l’ampleur et la fréquence de son programme
de surveillance.

• Si une compagnie détermine, que ce soit par son programme
de fouilles exploratoires, par une enquête sur une défaillance
ou autrement, qu’il existe une FCST «importante» sur un
tronçon de son réseau, elle devrait prendre des mesures
d’atténuation aussi rapidement que possible. Le programme
de gestion de la FCST devrait fournir des détails sur les
critères qui serviront à arrêter un choix parmi les différentes
méthodes d’atténuation possibles.

• Si une compagnie réglementée par l’Office détermine que
son réseau est touché par une FCST «importante», ce fait
devrait être communiqué à l’Office immédiatement, de
même que toute l’information relative aux mesures
d’atténuation mises en oeuvre. La compagnie devrait le

124 RAPPORT DE L’ENQUÊTE



plus tôt possible élaborer et présenter un programme
d’atténuation complet et détaillé.

• Une compagnie devrait consigner dans ses dossiers toutes
les activités et décisions relatives à son programme et
pouvoir démontrer comment l’information recueillie à partir
de son programme de surveillance et de l’expérience
d’autres compagnies est incorporée dans son programme
de gestion de la FCST. Ce programme devrait préciser
comment l’expérience acquise par la compagnie est
partagée avec le reste de la collectivité pipelinière.

L’ACPRÉ pourrait aider ses compagnies membres en élaborant
des lignes directrices pour les programmes de gestion de la FCST qui
reflètent ces caractéristiques.

Les recommandations qui suivent sont destinées aux compagnies
réglementées par l’Office.

Recommandations

6-1 Nous recommandons à l’Office d’exiger de
toutes les compagnies qu’elles élaborent et
mettent en oeuvre un programme de gestion
de la FCST d’ici au 30 juin 1997.

6-2 Nous recommandons à l’Office d’exiger que le
programme de gestion de la FCST identifie le
représentant de la compagnie qui est
responsable de la mise en oeuvre du
programme.

6-3 Nous recommandons à l’Office d’exiger que le
programme de gestion de la FCST prévoit un
examen de la totalité du réseau d’une
compagnie pipelinère ainsi que la mise à jour
régulière des données.

6-4 Nous recommandons à l’Office d’exiger que le
programme de gestion de la FCST oblige les
compagnies à prendre en considération les
conséquences et les probabilités d’une
défaillance lorsqu’elles établissent l’ordre de
priorité de leurs activités de fouilles
exploratoires, d’atténuation et de prévention.

6-5 Nous recommandons à l’Office d’exiger qu’un
programme de gestion de la FCST comporte
trois éléments principaux :

a) la détermination de la vulnérabilité des
pipelines à la FCST et une surveillance
active des pipelines vulnérables;

b) la mise en oeuvre des mesures
d’atténuation requises si on décèle une
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FCST «importante», et la liste des critères
qu’une compagnie doit prendre en compte
lorsqu’elle arrête son choix parmi les
options d’atténuation;

c) la consignation et le partage de
l’information sur les pipelines vulnérables.

6-6 Nous recommandons à l’Office d’exiger des
compagnies qu’elles lui signalent immédiate-
ment toute constatation de FCST «importante»
et les mesures d’atténuation à prendre
immédiatement, au besoin, et qu’elles
élaborent et présentent un plan d’atténuation
précisant les mesures d’atténuation spécifiques
à prendre et un calendrier de mise en oeuvre
de ces mesures.

6-7 Nous recommandons à l’Office de faire la
vérification, dans le cadre de ses activités
permanentes de surveillance, de la documen-
tation relative aux programmes de gestion de la
FCST.

6-8 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de continuer à élaborer son manuel
des pratiques recommandées et de le déposer
auprès de l’Office d’ici au 31 mars 1997.

6-9 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de mettre au point des méthodes de
détection et d’atténuation de la FCST
circonférentielle et de les inclure dans de
futures versions du manuel des pratiques
recommandées.

6.4 Base de données sur la FCST

En mai 1995, l’ACPRÉ a entrepris la création d’une base de
données informatisée pour rassembler et analyser les données se
rapportant à la FCST. Les données proviennent surtout des fouilles
exploratoires et des inspections visant à déceler la présence de FCST, de
l’information sur les défaillances par FCST, des études sur les anomalies
et du remplacement des conduites.

Les données incluses jusqu’à présent dans la base de données sur
la FCST sont celles qui portent sur les conditions connues ou présumées,
à l’heure actuelle, qui influent sur la vulnérabilité à la FCST. Une fois
rassemblées, elles seront analysées pour déceler les tendances ou les
corrélations qui pourraient exister entre les conditions en question et la
vulnérabilité à la FCST. La base de données contient une quantité
importante de renseignements dans les catégories suivantes :
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• information sur les sites,

• information liée aux fouilles,

• information sur les conduites,

• information sur l’inspection par particules magnétiques,

• niveaux de contrainte,

• conditions environnementales,

• information sur les zones les plus gravement touchées,

• toute observation générale.

Les compagnies membres de l’ACPRÉ ont promis de participer à
l’élaboration et au maintien de la base de données. L’alimentation de la
base de données avec les données historiques des membres de l’ACPRÉ
a été terminée en avril 1996. Ces données seront mises à jour sur une
base annuelle après que chacune des compagnies aura terminé ses
programmes d’examen annuels. Pour assurer une certaine uniformité
dans la saisie des données, l’ACPRÉ a élaboré des lignes directrices qui
définissent quelles données doivent être recueillies lorsqu’on entreprend
des fouilles exploratoires visant à déceler la présence de la FCST. Les
compagnies membres de l’ACPRÉ ont accepté de suivre ces lignes
directrices, qui seront incorporées dans le manuel sur les pratiques
recommandées de l’ACPRÉ en matière de FCST.

L’ACPRÉ a également demandé aux compagnies non membres de
participer à l’enrichissement de la base de données. L’ACG et l’ACPP ont
donné publiquement leur appui. L’ACPRÉ a pris des dispositions pour
que les membres de son groupe de travail sur la FCST rencontrent les
deux associations afin de connaître les participants à la base de
données et d’élaborer des règles de base régissant leur participation.
L’ACPRÉ prévoit que ces compagnies commenceront à fournir des
données vers le milieu de 1996.

Le Pipeline Research Committee International (PRCI) aux É.-U. est
également en train de mettre sur pied une base de données,
principalement sur la FCST à pH élevé. L’ACPRÉ travaille actuellement
avec cet organisme pour s’assurer que les deux bases de données sur la
FCST sont compatibles aux fins de partage des données.

Pour obtenir la participation du plus grand nombre possible de
compagnies pipelinières canadiennes, l’ACPRÉ estime que la base de
données devra avoir un accès limité pour protéger la nature
confidentielle des données obtenues des compagnies. Elle propose que
l’on garantisse la confidentialité et que l’information contenue dans la
base de données ne permette pas d’identifier la compagnie participante.

Le groupe de travail sur la FCST de l’ACPRÉ effectuera des
analyses des tendances à partir de l’information stockée dans la base de
données avec, au besoin, l’aide de l’expertise en statistique d’une tierce
partie. Les rapports sur les analyses des tendances seront mis à la
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disposition des organismes de réglementation, des compagnies
participantes, du public et des organismes de recherche sur une base
annuelle. L’ACPRÉ prévoit disposer des premières informations sur les
tendances d’ici à la fin de 1996.

On s’attend que la base de données sur la FCST de l’ACPRÉ soit
intégrée à une base de données plus complète qui fait l’objet de
discussions au sein du Pipeline Risk Assessment Steering Committee
(PRASC). Jusqu’à présent, la base de données sur la FCST a été financée
exclusivement par les membres de l’ACPRÉ. L’ACPRÉ s’est engagée à
maintenir la base de données jusqu’à ce que les données puissent être
intégrées dans la base de données plus complète de la PRASC.

6.4.1 Conclusions

À notre avis, une analyse soigneuse de l’expérience sur le
terrain est très importante pour comprendre la FCST. Une base de
données sur la FCST couvrant l’ensemble de l’industrie est essentielle
parce qu’elle aidera à déterminer les combinaisons de conditions
environnementales et opérationnelles qui influent le plus sur la
vulnérabilité à la FCST. Grâce à l’accès à cette base de données et aux
résultats des analyses, les compagnies pipelinières, les organismes de
réglementation, les chercheurs et le public peuvent être tenus informés
de l’état des données sur la FCST recueillies sur le terrain.

Recommandations

6-10 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de continuer à développer et à
maintenir une base de données sur la FCST qui
est compatible avec d’autres initiatives
internationales, et d’inciter les autres
compagnies pipelinières non membres à
participer.

6-11 Nous recommandons à l’Office de demander
aux compagnies pipelinières qu’elles versent
les données liées à la FCST dans la base de
données sur la FCST de l’ACPRÉ dès qu’elles
sont disponibles.

6-12 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de lui fournir les résultats des premières
analyses des tendances, tel que proposé, y
compris les analyses des tendances particulières
susceptibles d’être demandées par l’Office. De
même, nous recommandons que d’autres
parties intéressées (par exemple, les chercheurs
et le public) aient la possibilité de pouvoir
connaître les anaylses des tendances
particulières dont elles pourraient avoir besoin.
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6.5 Recherche sur la FCST

Au cours des dix dernières années, les dépenses engagées par les
membres de l’ACPRÉ pour la recherche liée à la FCST se sont élevées à
environ 18,7 millions $. Au cours des dernières années, il y a eu une
hausse constante des dépenses engagées pour la recherche liée à la
FCST (figure 6.8). Une somme de 11,8 millions $ a été prévue pour 1996,
dont l’argent que l’ACPRÉ, PRCI, GRI et British Gas ont réservé à la mise
au point d’un outil d’inspection interne pour la détection de la FCST, qui
s’élève à 2 millions $.

La plus grande partie de la recherche effectuée sur la FCST a
porté sur le taux de propagation des fissures et sur les conditions qui
favorisent la propagation des fissures, plutôt que sur l’acquisition d’une
connaissance plus approfondie du développement de la FCST à pH quasi
neutre. La propagation des fissures existantes constitue la
préoccupation la plus immédiate de l’industrie.

Selon l’ACPRÉ, certaines des réalisations dans le domaine de la
FCST à pH quasi neutre depuis la dernière enquête comprennent [13] :

• l’amélioration de la connaissance des caractéristiques
électrochimiques de la FCST à pH quasi neutre;

• la démonstration de l’absence de corrélation entre la
vulnérabilité à la FCST et les propriétés chimiques ou
mécaniques des conduites;

• la mise au point d’un algorithme pour la pénétration de la
protection cathodique sous les revêtements de ruban
détachés;

• la mise au point d’un modèle décrivant le comportement
chimique de la tête d’une fissure;

• la création d’un consortium de CANMET pour étudier les
essais grandeur nature des conduites;

• la confirmation que la réalisation d’essais hydrostatiques ne
compromet pas l’intégrité à long terme des pipelines;

• la mise au point de la sonde NOVAProbe® et la formation
d’un consortium pour son utilisation;

• la mise au point et le perfectionnement de modèles
prédictifs de la FCST;

• la détection de fissures axiales dans cinq réseaux pipeliniers
à l’aide de l’outil d’inspection interne de British Gas;

• la création de la base de données sur la FCST de l’ACPRÉ;

• l’amélioration des connaissances sur les facteurs qui
influent sur la propagation des fissures dues à la FCST;

• la mise au point de techniques de laboratoire pour l’étude
des premiers stades et des stades ultérieurs de la
propagation des fissures;
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Résumé des dépenses pour la
recherche sur la FCST

Source : note [12]

…je dirais que nous sommes plus

avancés dans la connaissance de la FCST

à pH [quasi neutre] que nous l’étions à la

même période dans le cas de la FCST à

pH élevé.

Nous avons également profité d’une

autre façon… du fait que nous avons eu

l’avantage considérable de disposer

d’une grande quantité de données

recuillies sur le terrain relativement à la

fissuration à pH [quasi neutre]… –

R. Parkins

Source : note [14]



• la démonstration du fait que la mesure des taux de
propagation des fissures en laboratoire est représentative
des mesures effectuées sur le terrain, soit 1 x 10-9 à 2 x 10-8

mm/s;

• la démonstration en laboratoire du fait que la propagation
des fissures est indépendante des contraintes entre 40 % et
100 % de la LÉMS.

En plus des efforts de recherche en cours des membres
individuels de l’ACPRÉ, l’ACPRÉ a engagé des fonds pour le
développement continu et la mise en oeuvre d’outils d’inspection
interne destinés à détecter la FCST, et l’étude des facteurs qui
déterminent la formation des fissures. Ces programmes font intervenir
une collaboration entre l’ACPRÉ, le PRCI, le GRI et British Gas dans le
cas du projet sur l’outil d’inspection interne, et entre l’ACPRÉ et l’Alberta
Energy Research Council dans le cas du projet sur la formation des
fissures.

6.5.1 Domaines de recherche future en matière de FCST

L’ACPRÉ a relevé douze domaines de recherche, comme l’indique
le tableau 6.3. Le travail a déjà commencé dans sept de ces domaines et
ne devrait pas tarder dans les autres. Il s’agit des domaines de recherche
que l’industrie juge nécessaires pour qu’elle puisse continuer d’exploiter
ses pipelines d’une manière sécuritaire et fiable. D’ici à la fin de 1996,
l’ACPRÉ aura préparé un plan pour établir l’ordre de priorité des projets
individuels ainsi que des stratégies pour en assurer le financement. La
plupart de ces travaux de recherche peuvent avoir des conséquences
pour les pipelines actuels, affectés ou non par la FCST. Le financement
de tous ces travaux est prévu.

6.5.2 Initiatives pour favoriser une coordination globale entre
les chercheurs

L’ACPRÉ a formé en 1994 un groupe de travail sur la FCST qui fait
rapport à son comité des opérations et des questions techniques. Le
groupe a été formé pour permettre aux compagnies de partager leur
expérience en matière de FCST et de mettre au point des protocoles
pour l’application des mesures d’examen et d’atténuation au sein de
l’industrie pipelinière. L’ACPRÉ souhaite que le groupe de travail sur la
FCST continue de gérer les initiatives à long terme de l’ACPRÉ en
matière de FCST, y compris de servir de point de convergence pour
partager, discuter et diffuser l’information relative à cette recherche. Le
groupe encouragera et soutiendra également la coordination globale
des efforts entre les compagnies, les groupes oeuvrant au sein de
l’industrie comme l’ACG et l’ACPP, les organismes comme le PRCI ou le
GRI et les activités de recherche entreprises par des organismes comme
British Gas et l’Alberta Research Council.
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L’ACPP a proposé d’étendre le nombre de participants en
convoquant une réunion parrainée par l’industrie dans un but d’échange
d’information entre l’industrie, le gouvernement et le milieu universitaire.
Une telle réunion aiderait à cerner les avenues de recherche appropriées
pour l’avenir et pourrait être parrainée par les compagnies pipelinières
concernées ou les associations pipelinières, ou les deux.

6.5.3 Conclusions

Il est essentiel de poursuivre la recherche sur la FCST. Comme
nous en avons discuté dans nos conclusions au chapitre 3, beaucoup de
questions fondamentales sur la FCST demeurent encore sans réponse.
De même, il faut continuer de mettre au point des mesures d’atténuation
pour y faire face. Plus particulièrement, l’élaboration d’un outil
d’inspection interne entièrement fiable pour la détection de la FCST
améliorerait beaucoup la capacité de l’industrie à détecter la FCST.
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Tableau 6.3
Activités de recherche actuelles et futures de l’ACPRÉ sur la FCST

avantages du programme de gestion
sujet de recherche en cours future surveillance priorisation atténuation

1. détachement du 
revêtement X X

2. comportement des 
revêtements haute 
performance X X

3. études mécanistiques - 
milieu de fissuration X X X

4. comportement 
macroscopique des 
fissures / colonies X X X

5. effets des conditions à la 
surface de la conduite X X X

6. effet des fluctuations de 
pression périodiques X X X

7. effets des fluctuations de 
pression réalistes X X X

8. contrainte résiduelle X X X

9. effet de la composition et 
de la microstructure de  
l'acier sur la vulnérabilité X X X

10. contrainte cyclique / 
comportement des 
contraintes X X X

11. inspection interne X X X

12. essais hydrostatiques X X

Source : note [15]



La recherche enrichira nos connaissances sur la FCST et
contribuera aux mesures visant à protéger le public et l’environnement
des conséquences des défaillances de pipeline attribuables à la FCST.

Nous avons réexaminé les sujets de recherche énumérés au
tableau 6.3 et conclu que les sujets ayant l’impact éventuel le plus
important sur les pipelines existants sont :

• la détection de la FCST,

• la fréquence des essais hydrostatiques,

• la surveillance des revêtements des conduites,

• l’analyse de la base de données.

Détection de la FCST. L’élément de la liste qui est le plus
déterminant en termes de sécurité du public est la capacité de détecter
les sites qui sont vulnérables à la FCST ou qui sont déjà touchés par une
FCST «importante». Il existe à l’heure actuelle deux méthodes de
détection : un modèle prédictif et les essais hydrostatiques. Toutes deux
ont des limites. Le succès de la détection de la FCST avec un modèle
prédictif dépend de l’information disponible sur le réseau pipelinier. Les
essais hydrostatiques permettent seulement de localiser les endroits où
la FCST a atteint des proportions quasi critiques. Ces méthodes sont
souvent utilisées conjointement pour obtenir une meilleur idée du degré
de FCST présent dans un tronçon de pipeline.

Beaucoup de conduites revêtues de ruban de polyéthylène n’ont
pas été examinées. Un outil d’inspection interne qui serait fiable et qui
pourrait parcourir l’ensemble du réseau pour repérer les endroits
affectés par la FCST serait très précieux. Plusieurs outils d’inspection
interne pour la détection des fissures sont en voie d’élaboration, mais
aucun n’est encore pleinement fiable. Une priorité élevée devrait être
accordée au perfectionnement d’outils prometteurs.

Fréquence des essais hydrostatiques. Comme les essais
hydrostatiques sont utilisés pour atténuer la FCST à pH quasi neutre
dans les pipelines, il est important que leur fréquence soit appropriée de
sorte que, dans l’intervalle entre deux essais, la conduite ne subisse pas
de défaillance. Actuellement, la fréquence des essais hydrostatiques est
déterminée à partir des taux moyens de propagation des fissures,
calculés à l’aide des données obtenues sur le terrain. Une connaissance
plus approfondie des facteurs qui influent sur la formation des fissures
et sur leur taux de propagation est nécessaire de manière que les essais
de laboratoire puissent évaluer l’importance des facteurs déterminants
et leur effet sur les taux de propagation des fissures et, ainsi, sur la
fréquence des essais hydrostatiques. Il s’agit donc également d’un sujet
de recherche prioritaire. Les autres domaines de recherche spécifiques
pour l’avenir devraient inclure :

• l’effet de la coalescence sur les stades ultérieurs de la
propagation des fissures;
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• l’élaboration de critères de défaillance appropriés pour un
ensemble de fissures multiples;

• l’effet de l’arrondissement de la tête de la fissure sur sa
propagation;

• l’effet des inversions de pression sur le calcul d’un intervalle
d’essai sécuritaire;

• l’effet des essais hydrostatiques sur la propagation des
fissures dans les conduites à paroi plus épaisse.

Surveillance des revêtements. Plusieurs revêtements, comme
l’époxy lié par fusion et le polyéthylène extrudé, sont considérés être
efficaces pour protéger les pipelines de la FCST. Toutefois, leur
performance devrait être évaluée constamment par des fouilles dans les
endroits où la FCST pourrait vraisemblablement se former.

Analyse de la base de données. L’analyse de la base de
données de l’ACPRÉ concernant la FCST devrait recevoir une priorité
élevée. Une analyse rigoureuse centrée sur les facteurs liés à l’incidence
de la FCST dans divers pipelines pourrait aider à perfectionner les
modèles prédictifs, donner des indices facilitant le repérage des endroits
affectés par la FCST et indiquer des domaines de recherche pour l’avenir.

En résumé, nous appuyons le rôle de coordination et de recherche
en cours qui a été donné au groupe de travail sur la FCST. Toutefois, nous
recommandons que le groupe de travail invite des spécialistes de la FCST
d’autres industries à participer aux recherches et qu’il sollicite l’avis
d’experts de diverses disciplines comme la métallurgie et la microbiologie.

Recommandations

6-13 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de poursuivre son programme de
recherche sur la FCST et de l’étendre pour
inclure des spécialistes de la FCST provenant
d’autres industries et une gamme plus vaste de
disciplines.

6-14 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ de présenter un rapport annuel sur les
activités de recherche liées à la FCST, soulignant
les réalisations jusqu’à ce jour et décrivant les
projets de recherche futurs et précisant les
priorités, les calendriers d’exécution et les
niveaux de financement.

6.6 Suivi de l’enquête

L’ACPRÉ a proposé la tenue d’un forum multilatéral dans le but de
promouvoir une participation plus vaste de toutes les parties
intéressées, semblable à celui du PRASC. Le PRASC est un comité créé
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en 1994 pour examiner la gestion du risque dans les pipelines. Il compte
parmi ses membres l’ACPP, l’ACPRÉ, l’ACG, l’AEUB, CCAIM et l’Office.

Le champ d’activités projeté pour ce nouveau forum inclurait le
partage de l’information, la coordination de la recherche et du
développement, la promotion des pratiques recommandées et la
présentation de modifications possibles aux normes de la CSA. L’ACPRÉ
a suggéré que les organismes de réglementation, y compris l’Office,
pourraient fournir une orientation et un apport précieux comme
membres de ce groupe.

6.6.1 Conclusions

Nous estimons que des progrès substantiels ont été réalisés à la
suite de cette enquête. Nous avons developpé une bonne connaissance
des questions visées à partir de perspectives différentes et nous avons
maintenant une meilleure idée de ce que la sécurité pipelinière signifie
pour les Canadiens. L’enquête a servi à disséminer à un auditoire
beaucoup plus vaste qu’avant les données acquises sur la FCST et les
mesures d’atténuation. La tenue d’un atelier annuel serait un moyen
d’assurer la diffusion continue de l’information sur la FCST.

Nous nous attendons à ce que l’Office surveille les progrès
accomplis par l’industrie dans la gestion de la FCST en menant des
vérifications des programmes de gestion de la FCST des compagnies qui
relèvent de sa compétence et en recevant les rapports de l’ACPRÉ sur
l’analyse de la base de données sur la FCST et sur les activités de
recherche dans ce domaine.

Recommandation

6-15 Nous recommandons à l’Office de demander à
l’ACPRÉ et aux autres organisations de
l’industrie de fournir à l’industrie, au
gouvernement et au public des occasions, par
des conférences et des ateliers, de partager
régulièrement l’information sur l’expérience
pratique acquise en matière de FCST et sur les
progrès de la recherche.
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1. L’Office a autorisé K.W. Vollman, A. Côté-Verhaaf et R. Illing
(ci-après désignés le «Comité»), aux termes du paragraphe 15(1)
de la Loi, à mener une enquête comportant :

a) une évaluation de la mesure dans laquelle la [FCST] affecte les
oléoducs et les gazoducs, y compris un examen de toutes les
ruptures antérieures de canalisations liées à la [FCST];

b) une étude des connaissances actuelles sur la [FCST], dont
celles acquises au cours des projets de recherche et de
développement, passés et actuels, l’accent étant mis sur la
nature de la [FCST], ainsi que sur les méthodes de détection,
de prévention et d’atténuation;

c) une évaluation du risque que peut poser la [FCST] pour le
public, et la gestion de ce risque à court et à long termes,
tenant compte :

i) des pressions d’exploitation convenant aux pipelines
touchés par la [FCST];

ii) d’autres domaines clés où des mesures pourraient être
prises (par ex., remplacements de pipelines, reprise
d’essais hydrostatiques, excavations exploratoires et
mise au point d’outils d’inspection interne);

iii) des priorités en matière de recherche et développement
futurs.

d) un examen des initiatives qui inciteraient les intervenants à
coordonner leurs efforts pour répondre au problème posé par
la [FCST], dont des mécanismes pour faciliter le partage des
données techniques et le fruit des projets de recherche et
développement;

e) tout autre sujet pertinent.

2. Le Comité publiera un ou des rapports sur les résultats de
l’enquête et pourrait faire des recommandations concernant :

a) les changements à apporter au Règlement sur les pipelines
terrestres de l’Office et aux normes techniques connexes;

b) des décisions ou ordonnances que pourrait prendre l’Office
aux termes du paragraphe 48(1) de la Loi;

Annexe I
Cadre de l’enquête

Enquête de l’Office sur la fissuration par corrosion sous tension des pipelines 



c) toute autre mesure qui permettrait d’éliminer ou d’atténuer les
dangers liés à la [FCST].

3. Le Comité a toute latitude pour recueillir les témoignages ou
acquérir l’information nécessaires pour préparer un rapport et des
recommandations.

4. Le Comité fera rapport à l’Office sur l’état d’avancement de ses
travaux et sollicitera au besoin la modification de son mandat.

Nota : MM. Vollman et Illing sont ingénieurs. Mme Côté-
Verhaaf est économiste.
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1. La mesure dans laquelle la FCST affecte les oléoducs et les
gazoducs au Canada.

Préambule
Lors de son enquête antérieure sur la fissuration par corrosion

sous tension (MHW-1-92), l’Office n’a pas trouvé de preuve indiquant
que la FCST était un problème répandu au Canada. Néanmoins, il a
incité les compagnies à examiner leurs réseaux et à assurer le suivi des
résultats des examens. Depuis, l’Office a déterminé que la FCST touche
un certain nombre de réseaux pipeliniers.

1.1 Que connaissons-nous de la mesure dans laquelle la FCST
affecte les pipelines au Canada? 

L’Office souhaite recueillir des renseignements sur :
• le nombre d’oléoducs et de gazoducs qui sont reconnus

comme étant affectés par la FCST;

• le nombre de kilomètres de pipelines affectés par la FCST;

• les ruptures antérieures liées à la FCST, y compris les
défaillances survenues en cours de l’exploitation et durant la
reprise des essais hydrostatiques;

• les coûts directs et indirects résultant de chaque défaillance
opérationnelle que l’on sait avoir été causée par la FCST;

• la gravité du problème de FCST affectant les pipelines et les
critères pour l’évaluer;

• toute corrélation qui s’établit entre, d’une part, l’ampleur et la
gravité de la FCST et les défaillances antérieures attribuables à
la FCST et, d’autre part, l’âge d’un pipeline, la longueur totale
d’un réseau donné, le type de revêtement, le procédé de
fabrication des conduites, le niveau de contrainte en service,
l’environnement et d’autres facteurs qui peuvent contribuer à
l’apparition de la FCST;

• la question de savoir si la FCST affecte plus fréquemment
et(ou) plus gravement les oléoducs que les gazoducs, ou vice-
versa; et dans l’affirmative, pourquoi;

• la question de savoir pourquoi certains réseaux pipeliniers ont
connu davantage de ruptures attribuables à la FCST que
d’autres.

Annexe II
Liste des questions

Enquête de l’Office sur la fissuration par corrosion sous tension des pipelines
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1.2 La FCST pourrait-elle se généraliser et causer plus de
défaillances opérationnelles dans l’avenir?

Les réponses doivent être basées sur les connaissances que les
compagnies et organisations canadiennes ou internationales possèdent
de la FCST touchant les pipelines; on doit examiner la possibilité que la
FCST devienne plus fréquente et(ou) plus grave avec le temps.

1.3 Quelles mesures doivent être prises pour établir une base de
données exhaustive sur la FCST? Les réponses doivent
traiter des points suivants :

• quels renseignements doivent être recueillis pour constituer
une base de données exhaustive sur la FCST;

• qui doit recueillir ces renseignements et tenir la base de
données, et qui doit financer ce service.

2. État de la recherche sur la FCST affectant les pipelines
enterrés.

Préambule
Il est essentiel de bien comprendre le phénomène de la FCST pour

pouvoir élaborer des méthodes efficaces de prévention et d’atténuation.
Lors de son enquête antérieure, l’Office a reconnu que la FCST faisait
l’objet de recherches poussées et il a encouragé la poursuite de ces
recherches.

2.1 Quel est l’état actuel des connaissances sur la genèse et le
développement de la FCST affectant les oléoducs et les
gazoducs?

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• existe-t-il différents types de FCST (par ex., pH élevé et pH

presque neutre);

• quelles sont les théories de la genèse et du développement de
la FCST; les facteurs mécaniques, environnementaux et
métallurgiques que l’on sait contribuer à la genèse et au
développement de la FCST; et comment ces facteurs influent-
ils sur la genèse et le développement de la FCST;

• la question de savoir si la FCST apparaît à un certain seuil de
contrainte; est-ce que ce seuil peut être déterminé; est-ce qu’il
est constant sur tout le parcours d’un réseau pipelinier; quels
sont les facteurs qui l’affectent;

• la question de savoir si la FCST se développe à un certain seuil
d’intensité de contrainte; est-ce que ce seuil peut être
déterminé; est-ce qu’il est constant sur tout le parcours d’un
réseau pipelinier; quels sont les facteurs qui l’affectent;

138 RAPPORT DE L’ENQUÊTE



• quelles recherches se poursuivent actuellement pour nous
permettre de mieux comprendre la genèse et le
développement de la FCST (l’effet des niveaux et fluctuations
de contrainte, la susceptibilité des aciers à haute résistance,
les taux de croissance des zones thermiques affectées (ZTA),
etc.), et si les résultats de ces recherches sont applicables à la
gestion du problème de FCST.

2.2 Quels aspects du phénomène de la FCST exigent une étude
plus poussée?

Les réponses doivent porter sur les aspects qui ne sont pas
complètement compris et sur la façon dont les résultats des recherches
sur ces aspects peuvent s’appliquer à la gestion du problème de la FCST.
Ces aspects comprennent notamment : le ou les paramètres qui doivent
servir à décrire le mécanisme de la FCST (par ex., intégrale J), le rôle de
l’hydrogène, l’interaction entre les processus d’attaque de nature
mécanique (par ex., rupture de la feuille, émoussement de la tête de
fissure) et processus d’attaque de nature chimique (par ex., dissolution
anodique).

2.3 Quelles initiatives favoriseraient la coordination globale des
efforts des chercheurs travaillant dans le domaine de la
FCST?

Les réponses doivent traiter de la question de savoir si les
données issues des recherches sont bien disséminées; quels
mécanismes en faciliteraient la dissémination; qui devraient financer les
recherches; quel est le rôle des sources de financement lorsqu’il s’agit
de déterminer comment les données seront disséminées.

2.4 Combien d’argent a été consacré jusqu’à maintenant à la
recherche sur la FCST, et quels engagements financiers ont
été pris pour la poursuivre?

Les réponses doivent indiquer les dépenses faites, en matière de
recherche sur la FCST, durant les dix dernières années, en 1994 et en
1995. Quels engagements financiers ont été pris pour poursuivre les
recherches? Les fonds consacrés à la recherche sur la FCST sont-ils
suffisants?

3. Détection de la FCST sur les pipelines enterrés.

Préambule
La mise au point d’un appareil d’inspection interne fiable pour la

détection de la FCST touchant les pipelines améliorerait beaucoup
l’aptitude des compagnies à éliminer les fissures à la surface des
conduites de leurs réseaux et à prévenir des défaillances
opérationnelles. D’après la preuve obtenue lors de l’enquête antérieure,
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la mise au point d’un tel appareil a fait l’objet de nombreuses
recherches, mais d’autres travaux restent à faire. Jusqu’à la mise au
point d’un tel appareil, il semble qu’un modèle de prédiction des effets
des sols apparaisse comme la seule méthode non destructive
permettant de déceler la FCST sur les pipelines enterrés.

3.1 Est-ce que la mise au point d’un appareil d’inspection
interne pour la détection des fissures est une solution à
long terme au problème de la FCST?

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• la capacité des outils d’inspection interne perfectionnés à

détecter les fissures, y compris les résultats des essais sur le
terrain démontrant cette capacité;

• les limites pratiques de tels outils (par ex., y a-t-il des limites
de taille; est-ce que ces outils sont applicables tant aux
gazoducs qu’aux oléoducs?);

• est-ce que ces outils sont disponibles dans le commerce; dans
la négative, quand prévoit-on de les commercialiser;

• le pourcentage de réseaux pipeliniers, touchés par la FCST, sur
lesquels de tels outils pourraient être utilisés;

• est-ce que les engagements et le financement pour la mise au
point d’outils d’inspection interne prometteurs sont suffisants
pour assurer la viabilité opérationnelle et commerciale de ces
outils; on doit préciser quelles sont les sources de
financement;

• les coûts immédiats et à long terme liés à l’inspection interne
pour la détection de la FCST (y compris le coût de mise au
point des outils, le coût d’adaptation des réseaux pipeliniers
touchés pour que de tels outils puissent y être utilisés, etc.);

• la mesure dans laquelle les outils d’inspection interne
pourront faire concurrence aux autres techniques de
détection.

3.2 Dans quelle mesure les modèles de prédiction des effets des
sols sont-ils efficaces pour prédire la FCST sur les pipelines
enterrés?

Les réponses doivent porter sur ce qui suit :
• les paramètres des modèles de prédiction des effets des sols;

• l’efficacité de tels modèles pour prédire les endroits
susceptibles à la FCST, y compris les données d’exploitation
prouvant leur efficacité (par ex., quel est le rapport
prédictions/découvertes);
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• est-ce que de tels modèles sont en général applicables à
l’ensemble d’un réseau pipelinier, ou seulement à des endroits
géographiques particuliers;

• quelles sont les autres limites éventuelles de tels modèles;

• les coûts immédiats et à long terme liés aux modèles de
prédiction des effets des sols.

3.3 Quelles sont les autres méthodes de détection de la FCST
sur les pipelines enterrés?

Les réponses doivent traiter de la théorie et des principes sur
lesquelles reposent ces méthodes; de leur efficacité lorsqu’il s’agit de
détecter la FCST sur les pipelines; de leurs limites; et des coûts associés.

4. Mesures d’atténuation de la FCST sur les pipelines
enterrés.

Préambule
Lors de l’enquête antérieure, l’efficacité de certaines mesures

d’atténuation (reprise des essais hydrostatiques, réduction de la
pression, remplacement sélectif des conduites, excavations et
réparations exploratoires) pour prévenir les défaillances opérationnelles
a été évaluée. On a acquis depuis davantage d’expérience dans
l’utilisation de ces techniques et on a de plus relevé d’autres techniques.

4.1 Est-ce que les mesures d’atténuation relevées ci-dessous
sont efficaces pour prévenir les défaillances opérationnelles
et constituent des solutions viables à long terme au
problème de la FCST?

En plus de fournir les renseignements particuliers demandés
ci-dessous, chaque réponse doit traiter des avantages et des
inconvénients de chaque mesure (y compris les limites d’utilisation, les
circonstances dans lesquelles une mesure particulière peut ne pas être
viable à long terme, etc), ainsi que les coûts immédiats et à long terme
associés à chaque mesure d’atténuation.

4.1.1 Reprise des essais hydrostatiques

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• la dimension des fissures qui peuvent survivre à un nouvel

essai;

• la précision et la fiabilité des modèles actuels de prédiction de
la durée de vie utile appliqués aux défauts dus à la FCST, y
compris les limites de ces modèles (par ex., est-ce que
l’interaction entre les fissures peut être prédite et quantifiée?);

• les paramètres appropriés de reprise des essais hydrostatiques :
niveau de contrainte, durée et fréquence de l’essai, etc.;
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• la question de savoir si la reprise des essais hydrostatiques
peut compromettre l’intégrité à long terme d’un réseau
pipelinier;

• la question de savoir si les pipelines affectés devraient subir de
nouveaux essais hydrostatiques sur tout leur parcours, ou
seulement dans les zones susceptibles à la FCST;

• les avantages et les inconvénients de la reprise des essais
hydrostatiques comme moyen de prévention des défaillances
opérationnelles;

• les sources d’information (résultats des essais en laboratoire
et sur le terrain) sur les effets de la reprise des essais
hydrostatiques.

4.1.2 Excavations et réparations exploratoires

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• les critères appropriés permettant de déterminer si les

conduites affectées par la FCST doivent être réparées plutôt
que remplacées; les motifs et les données techniques justifiant
le recours à de tels critères;

• les méthodes de réparation appropriées (par ex., meulage,
renouvellement du revêtement, fourreau); les motifs et les
données techniques justifiant le recours à ces méthodes; les
critères de sélection de la méthode de réparation à utiliser; les
limites de chaque méthode;

• l’efficacité des excavations et des réparations dans la
prévention des défaillances opérationnelles (par ex., est-ce
que des sections réparées se sont de nouveau rompu dans des
conditions normales d’exploitation?);

• dans quelle mesure des excavations et des réparations
répétées peuvent compromettre l’intégrité à long terme d’un
réseau pipelinier.

4.1.3 Remplacement sélectif de conduites

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• les lignes directrices servant à déterminer si une conduite sera

remplacée (par ex., est-ce que la nouvelle conduite devrait
être plus épaisse? combien plus épaisse? à quel type de
revêtement devrait-on avoir recours?);

• les facteurs dont il faut tenir compte pour déterminer les
endroits critiques, le long du parcours d’un pipeline, où des
conduites doivent être remplacées (par ex., la proximité des
habitations, des routes, des voies ferrées, des endroits
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d’assemblée publique, les zones vulnérables du point de vue
environnemental) et les motifs justifiant le choix de ces
endroits;

• les critères de distance appropriée pour le remplacement de
conduites, et les motifs et données techniques à l’appui de ces
critères;

• les facteurs dont il faut tenir compte lorsqu’il s’agit de
déterminer les critères de distance appropriée (par ex., la
sécurité, les dommages à la propriété, les effets
environnementaux);

• la question de savoir si les remplacements sélectifs devraient
se faire sur l’ensemble du réseau ou seulement aux endroits
susceptibles à la FCST;

• les données techniques qui permettent de mesurer l’efficacité
des remplacements sélectifs pour prévenir les défaillances
opérationnelles.

4.1.4 Renouvellement du revêtement des conduites

Les réponses doivent traiter des points suivants : techniques
disponibles, coût du renouvellement du revêtement par rapport au coût
de remplacement de la conduite, et efficacité des techniques de
renouvellement du revêtement pour prévenir et arrêter le
développement de la FCST.

4.1.5 Restrictions à l’exploitation

Les réponses doivent porter au moins sur les conditions
d’exploitation suivantes : niveaux de pressions/contraintes de service,
températures de service, fluctuations des contraintes, niveaux de
protection cathodique; elles doivent traiter des points suivants :

• peut-on établir une corrélation entre les conditions
d’exploitation et le taux de développement des fissures;

• est-ce que les restrictions à l’exploitation devraient être
différentes pour les oléoducs et les gazoducs;

• les motifs et les données techniques à l’appui des restrictions
à l’exploitation;

• la question de savoir s’il est pratique d’imposer de telles
restrictions.
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4.2 Quelles autres mesures d’atténuation pourraient permettre
de prévenir la FCST sur les pipelines enterrés?

Les réponses doivent porter sur les autres mesures d’atténuation
que l’on devrait envisager de prendre pour prévenir les défaillances
opérationnelles.

5. Prévention du développement de la FCST à la surface des
pipelines enterrés.

Préambule
L’enquête antérieure était axée avant tout sur l’examen de

certaines méthodes de lutte contre le développement de la FCST à la
surface des pipelines que l’on savait ou que l’on soupçonnait être
touchés par la FCST. À part une étude visant à déterminer s’il existe un
seuil de contrainte à partir duquel la FCST se développe, on n’avait pas
tenté de déterminer quelles autres méthodes pourraient prévenir le
développement de la FCST sur les nouveaux réseaux pipeliniers ou les
parties non touchées des réseaux existants.

5.1 Quelles méthodes pourraient contribuer à prévenir la FCST
sur les pipelines actuels ou futurs?

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• les caractéristiques métallurgiques qui influent sur le

développement de la FCST;

• les aspects de la fabrication des conduites qui se prêtent le
mieux à des mesures de contrôle pour prévenir la FCST;

• l’efficacité des différents types de revêtements pour prévenir la
FCST;

• les types d’environnement (sols, topographie, milieu
électrochimique, activité microbienne, etc.) qui réduisent la
susceptibilité d’un pipeline à la FCST; 

• les méthodes de construction qui permettent de prévenir
efficacement la FCST;

• les méthodes d’exploitation (par ex., les pressions de service,
les fluctuations de pressions/contraintes, la température de
service, les niveaux de protection cathodique) qui permettent
de prévenir efficacement la FCST;

• une estimation des coûts immédiats et à long terme associés
aux diverses mesures de prévention.
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6. Sécurité de la population et des employés des
compagnies / protection de la propriété et de
l’environnement

Préambule
Après la tenue de l’enquête antérieure, TransCanada PipeLines

Limited a modifié son programme d’entretien des pipelines et y a traité
des risques, en matière de sécurité, que pose la FCST. Le programme
approuvé comportait une reprise des essais hydrostatiques, des
remplacements de conduites, des excavations exploratoires et des
recherches. L’Office a incité d’autres compagnies à étudier
soigneusement l’expérience acquise par TransCanada et à procéder à
l’examen de leurs propres réseaux pour détecter la FCST lorsque des
possibilités de le faire se présentaient, par exemple lors d’autres
inspections, des réparations ou de l’entretien.

Depuis, la mise au point d’un appareil d’inspection interne se
poursuit, les modèles de prédiction des effets des sols ont été affinés, le
phénomène de la FCST est mieux connu, et on a découvert que d’autres
réseaux pipeliniers sont touchés par la FCST. En raison de l’évolution
des circonstances, la décision sur la meilleure façon de protéger la
population et les employés des compagnies, ainsi que l’environnement
et la propriété, doit être réévaluée.

6.1 Comment les méthodes actuelles de gestion de l’intégrité,
adoptées par les compagnies pipelinières, traitent-elles du
risque posé par la FCST? 

Les réponses doivent traiter des points suivants :
• les méthodes de repérage des parties d’un réseau pipelinier

susceptibles à la FCST;

• les critères utilisés pour évaluer et gérer le risque;

• les critères de sélection et d’utilisation des techniques
d’atténuation;

• la question de savoir si les compagnies ont adopté des
programmes permanents de détection de la FCST;

• quels seraient les éléments d’un programme efficace de
gestion de l’intégrité relativement à la FCST.

6.2 Quels changements doivent être apportés aux méthodes
actuelles de gestion de l’intégrité? 

Les réponses doivent être basées sur ce que l’on a appris au sujet
de la FCST depuis que les méthodes actuelles de gestion de l’intégrité
ont été adoptées; elles doivent traiter des points suivants :

• les techniques qui pourraient servir à surveiller l’ampleur et la
gravité de la FCST sur les pipelines en exploitation;
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• les critères à utiliser pour évaluer si un pipeline doit demeurer
en exploitation;

• les stratégies à long terme pour traiter les pipelines affectés
par la FCST (par ex., renouvellement périodique des certificats,
utilisation de zones tampons, modification des codes et des
règlements).

6.3 Est-ce que les méthodes actuelles d’intervention en cas
d’urgence conviennent pour les conduites susceptibles à la
FCST?

Les réponses doivent porter sur les méthodes adoptées par
l’industrie pour la détection des fuites, l’arrêt d’exploitation et
l’isolement des sites de défaillance, ainsi que les mesures d’intervention
en cas d’urgence.
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Annexe III
Définition d’une FCST «importante»

L’ACPRÉ a déclaré [1] qu’elle adopterait la définition de FCST
«importante» que voici :

Les fissures d’une colonie sont jugées «importantes» si la plus
profonde fissure d’un ensemble de fissures en interaction s’enfonce à
plus de 10 % dans l’épaisseur de la paroi, et que la longueur totale des
fissures en interaction est égale ou supérieure à 75 % de la longueur
critique d’une fissure qui s’enfonce à 50 % dans l’épaisseur de la paroi
sous une contrainte de 110 % de la LÉMS. La méthode d’évaluation de la
présence de fissures «importantes» est la suivante :
1. Déterminer la longueur critique à la rupture d’un défaut qui

s’enfonce à 50 % dans l’épaisseur de la paroi sous une contrainte
de 110 % de la LÉMS. Cette longueur critique est une fonction des
caractéristiques et des propriétés nominales particulières des
conduites en cause; elle peut être calculée au moyen
d’algorithmes d’analyse tels que :

i) Critères de défaillance de défauts axiaux dans les conduites
(CDDAC) - élaboré par Battelle Memorial Institute pour PRCI

ii) CorLAS™ - élaboré par CC Technologies.

2. Déterminer la longueur cumulative d’interaction des fissures.
L’interaction dépend de l’espacement circonférentiel et axial entre
les fissures individuelles. La distance circonférentielle séparant
deux fissures est évaluée au moyen de la formule suivante :

où Y = espacement circonférentiel réel entre deux fissures 

11, 12 = longueurs des fissures 

Pour qu’il y ait interaction entre deux fissures, il faut évaluer leur
espacement axial au moyen de la formule suivante :

où X = espacement réel entre deux fissures 

11, 12 = longueurs des fissures 

(11 + 12)

2
Y ≤ 0,14

(11 + 12)

2
X ≤ 0,25



3. Si une des fissures dans la zone de longueur cumulative
d’interaction a une profondeur supérieure à 10 % de l’épaisseur
de la paroi, comparer la longueur d’interaction de la colonie à la
longueur critique calculée à l’étape 1. Si la longueur d’interaction
dépasse 75 % de la longueur critique, la colonie est considérée
«importante».
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Afin de quantifier la relation entre la taille critique des défauts et la
pression dans les pipelines, Battelle a procédé à un grand nombre d’essais
de rupture au début des années 1970 et a mis au point une méthode
d’évaluation pour analyser les défauts axiaux dans les pipelines [1]. La
méthode de Battelle, parfois appelée critère log-sécante, est basée sur un
modèle de défaillance en bande élaboré de façon empirique pour des
défauts axiaux superficiels. Depuis qu’il a été mis au point, le critère de
défaillance log-sécante a été beaucoup utilisé dans l’industrie pipelinière
comme méthode prudente pour évaluer la pression de défaillance de
défauts de taille connue.

Des critères de défaillance élaborés plus récemment incorporent
les principes de la mécanique de fracture élastique-plastique, sur lesquels
les connaissances se sont grandement améliorées au cours des deux
dernières décennies. Outre le critère log-sécante, d’autres critères de
défaillance applicables aux défauts axiaux dans les pipelines ont été
considérés au cours de l’enquête, soit le critère de défaillance de défauts
axiaux dans les conduites (CDDAC), mis au point par Battelle [2], le
modèle de défaillance en bande de niveau 2 mis au point à CANMET [3]
et le modèle CorLASTM élaboré par Cortest [4]. 

L’ACPRÉ a fourni des calculs des pressions de défaillance prévues
pour 14 tailles différentes de fissures [5]. Les données utilisées lors des
calculs sont représentatives des propriétés du matériau, de la forme des
défauts et du diamètre des conduites où il y a eu défaillance par FCST au
Canada.

Les résultats ont été utilisés pour tracer des graphes de nuage de
points illustrant les pressions de défaillance prévues en fonction des
pressions de défaillance réelles pour les quatre critères de défaillances
(figures IV.1 et IV.2). Les points en dessous des pointillés correspondent
à des prévisions prudentes, tandis que ceux au-dessus des pointillés
correspondent à des prévisions non prudentes. On peut voir à la figure
IV.1 que, dans la plupart des cas, les pressions de défaillance prévues
par les différents critères de défaillance sont des valeurs prudentes et
que le degré de dispersion des résultats est assez important.

On peut voir aux figures IV.2(a) et IV.2(b) que, pour cet ensemble
de données, le critère log-sécante et le critère de CANMET peuvent être
très prudents, le degré de prudence présentant une importante variance.
De plus, avec le critère de CANMET, le degré de prudence n’était pas
uniforme. En comparaison, on peut voir aux figures IV.2(c) et IV.2(d) que
le degré de prévisibilité du critère CorLASTM et du critère PAFFC est de

Annexe IV
Évaluation des critères de défaillance



beaucoup supérieur, la précision obtenue avec le critère CorLASTM étant
comparativement meilleure. Les figures illustrent la non-uniformité et le
degré élevé de prudence qu’il est possible d’obtenir avec ces critères de
défaillance.

Il y a lieu de souligner que les observations ci-dessus relatives à
chaque critère de défaillance s’appliquent à l’ensemble spécifique des
données pour lequel les calculs ont été faits, et ne s’appliquent pas
nécessairement à d’autres ensembles de données. Comme chaque
critère de défaillance a été élaboré à partir de certaines hypothèses, il
possède généralement une gamme limitée d’applicabilité. La capacité de
prédiction d’un critère de défaillance est meilleure si la situation
spécifique considérée concorde avec ces hypothèses et correspond à
cette gamme d’applicabilité.

Par exemple, dans une étude effectuée par Battelle pour le
compte de TCPL, on a conclu que le critère log-sécante ne convient pas
pour évaluer les pressions de défaillance des pipelines dans le cas des
conduites avec FCST, comme dans le cas du réseau de TransCanada [6].
Les prévisions non uniformes et exagérément prudentes relatives à la
pression de défaillance ont été attribuées principalement à l’effet des
fissures multiples que présente la FCST, en comparaison au défaut axial
rectangulaire unique supposé lors de l’établissement du critère log-
sécante. L’étude a aussi souligné l’étalonnage empirique du critère
comme cause contribuant à la prudence et à la non-uniformité
observées. Selon les résultats obtenus lors d’une autre étude effectuée
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par Battelle pour le compte de TransCanada, en présence de fissures
multiples, la force de propagation des fissures est effectivement moindre
que celle observée dans le cas d’une fissure unique [7]. En conséquence,
les critères de défaillance basés sur une fissure unique auront tendance
à sous-estimer les pressions de défaillance en présence de fissures
multiples. Selon TransCanada, Battelle travaille actuellement à
l’élaboration d’un facteur de correction applicable aux critères de
défaillance basés sur une fissure unique, qui permettra d’améliorer la
précision de ses prévisions en présence de fissures multiples. 

Lorsqu’un critère de défaillance approprié a été choisi, on peut
calculer les tailles critiques des fissures pour la pression d’essai et la
pression maximale de service du pipeline. La figure IV.3 présente un
graphique caractéristique des tailles critiques pour deux niveaux de
contrainte correspondant à la pression de l’essai hydrostatique et à la
pression maximale de service. Il s’agit d’une courbe illustrant la
profondeur des fissures en fonction de leur longueur et représentant les
familles de tailles de fissures qui sont critiques à la pression d’essai et à
la pression maximale de service. Par exemple, la fissure courte et
profonde A et la fissure longue et peu profonde B sont toutes les deux
critiques à la pression d’essai.

Après un essai hydrostatique, on peut supposer qu’il ne reste plus
dans le pipeline de fissures dont la taille se trouve au-dessus de la
courbe pour PT. Avec le temps, les fissures A et B se propageront pour
devenir A’ et B’ respectivement, ces dernières étant critiques à la
pression de service du pipeline. La différence de profondeur entre A’ et
A, soit ∆dA, est la marge de propagation dans le sens de la profondeur
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Figure IV.3
Tailles critiques des fissures à la pression d’essai hydrostatique et à
la pression maximale de service



nécessaire pour que la fissure A provoque une défaillance en cours de
service. De même, dans le cas de la fissure B, la marge de propagation
est ∆dB. En l’absence de données (par exemple, défaillances précédentes,
données d’inspection interne) venant appuyer l’hypothèse d’une valeur
spécifique pour la longueur de fissure critique, il faudrait utiliser le ∆d
minimum entre les deux courbes pour obtenir une valeur prudente pour
un intervalle d’essai sécuritaire. L’hypothèse d’une fissure infiniment
longue donnerait normalement des estimations prudentes de ∆d.

Il y a un autre avantage à supposer l’existence d’une fissure
infiniment longue : toute propagation d’une fissure entre des essais
devient alors sans importance et, par conséquent, toute coalescence de
fissures n’entrera pas dans le calcul d’un intervalle d’essai sécuritaire.
Si, après un essai hydrostatique, il y avait coalescence de la fissure A
dans la figure IV.3 avec une fissure de longueur l, la longueur totale de la
nouvelle fissure serait considérablement plus grande. En conséquence,
la profondeur critique à la pression maximale de service serait plus
faible, et l’importance de la propagation dans le sens de la profondeur
nécessaire pour que la fissure A provoque une défaillance en cours de
service serait égale à ∆dC, soit une valeur considérablement moindre que
∆dA. En supposant une fissure plus longue ou de longueur infinie, l’effet
d’une coalescence est minimisée ou complètement éliminée.

L’ACPRÉ a adopté la position suivante : l’observation de fissures sur
le terrain et en laboratoire a révélé que, dans le cas de la FCST à bas pH, il
y a coalescence lors des premières étapes de la propagation lorsque les
fissures sont petites, puis la fissure résultant de la coalescence continue
de se propager comme une fissure unique. Selon Beavers, l’examen des
surfaces de rupture des pipelines ayant subi une défaillance indique que,
lors des premières étapes, la propagation se produit dans le sens axial
pendant qu’il y a coalescence des petites fissures, tandis que les étapes
ultérieures sont caractérisées par une propagation dans le sens de la
profondeur [8]. Parkins indique que les résultats obtenus avec des
éprouvettes dont il a provoqué la défaillance permettent de supposer que
la coalescence tend à se produire dès les premières étapes [9]. Toutefois,
le comité note que cette tendance à la coalescence lors des premières
étapes de la propagation n’interdit pas le scénario décrit dans le
paragraphe précédent et selon lequel il y a, à la suite d’un essai
hydrostatique, coalescence des fissures qui n’entraîne cependant pas une
défaillance immédiate. Cette situation est toujours possible et pourrait
donner lieu à des estimations non prudentes pour les intervalles d’essai.

En résumé, le critère de défaillance choisi doit être approprié à la
situation spécifique envisagée. Il est donc essentiel que les hypothèses
avancées pour établir un critère de défaillance, ainsi que sa plage
d’applicabilité, soient pleinement compris et tenus compte. Deuxième-
ment, en l’absence de données fiables sur la taille des fissures, il
faudrait utiliser la valeur minimum de ∆d pour établir une valeur
prudente pour un intervalle d’essai sécuritaire.
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acier «contaminé» acier contenant beaucoup d’inclusions non
métalliques

arrondissement de la déformation plastique de la tête d’une
tête d’une fissure fissure provoquée par une surcharge

assouplissement cyclique après un certain nombre de cycles de mise
sous pression, nombre d’aciers présentent
des déformations plastiques à des niveaux
de contrainte inférieurs à ceux auxquels
elles se manifesteraient normalement,
c.-à-d. à la limite d’écoulement

classe d’emplacement zone géographique classée selon sa densité
de population approximative dans une aire
s’étendant 200 m de part et d’autre de la
ligne passant par le centre de tout pipeline
continu sur une distance de 1,6 km

coalescence des fissures union de deux fissures voisines pour former
une seule fissure plus longue

colinéaire se trouvant sur la même droite (coaxial)

concentration des changement de contour, discontinuité,
contraintes entaille ou encoche entraînant une

augmentation locale de contrainte dans une
conduite

conditions de terrain type de sol, drainage et relief à un endroit
donné

conduite soudée type distinct de conduite, soudée par 
par étincelage résistance électrique, fabriquée à partir de

plaques individuelles transformées en
cylindre avant d’être soudées

contrainte résiduelle contrainte présente dans un objet en
l’absence d’une charge externe, résultant
des procédés de fabrication, du traitement
thermique ou du façonnage mécanique du
matériau

contrainte contrainte exercée le long de la 
circonférentielle circonférence d’une conduite (c.-à-d.

perpendiculairement à son l’axe) due à la
pression interne
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contrainte de traction contrainte produisant un allongement du
matériau

contrainte de contrainte qui comprime ou raccourcit un 
compression matériau

contrainte force de traction ou de compression par
unité de surface exercée dans la paroi d’une
conduite due à l’application d’une charge

corrosion dégradation de l’acier par dissolution
chimique ou électrochimique découlant de
l’interaction de l’acier avec le milieu
ambiant

croûte de laminage résidu laissé sur la surface d’une conduite
due au procédé de fabrication de l’acier

déformation petite zone de déformation plastique 
microplastique normalement sur la surface d’une conduite,

par ex. dans une piqûre ou à un endroit où
la déformation est confinée, qui ne se
propage pas à travers la paroi en entraînant
une déformation plastique généralisée de la
conduite

déformation allongement d’un matériau exprimé par
unité de longueur (par ex. pouce par pouce)

détachement séparation du revêtement de la surface de la 
du revêtement conduite 

diffusion pénétration d’une substance dans un corps
(par ex., l’hydrogène dans l’acier)

dilatation à froid dilatation mécanique de 1 à 1,5 % de la
conduite après sa mise en forme et son
soudage, afin de l’arrondir et de fixer son
diamètre final

dissolution sous voir dissolution anodique
contrainte

dissolution anodique corrosion localisée observée en présence
d’un courant électrique (aussi appelée
dissolution sous contrainte)

dissolution décomposition de l’acier

double soudure à soudure où le métal d’apport est appliqué 
l’arc submergé (DSAS) sur l’intérieur et l’extérieur de la conduite

ductilité mesure de la capacité d’un matériau à subir
une déformation plastique avant qu’il ne
rupture
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durcissement par accroissement de la dureté et de la 
écrouissage résistance provoqué par déformation

plastique à une température inférieure à la
température de recristallisation

électrolyte liquide conduisant l’électricité

essai hydrostatique essai sous pression d’une conduite ou d’un
récipient, en utilisant de l’eau pour la mise
sous pression

facteur d’intensité terme de mécanique de rupture reliant la 
de contrainte taille d’une fissure, sa géométrie et la

contrainte à laquelle elle est soumise

fatigue processus entraînant une rupture provoquée
par la répétition de sollicitations

FCST «importante» FCST produisant des fissures d’une
profondeur supérieure à 10 % de l’épaisseur
de la paroi de la conduite et d’une longueur
égale ou supérieure à la longueur critique
d’une fissure traversant 50 % de la paroi à
un niveau de contrainte égal à 110 % de la
LÉMS de la conduite

FCST «négligeable» FCST si minime qu’elle est considérée
«négligeable»

fissuration création et propagation de fissures dans une
pièce métallique due à un effort mécanique

fissure intergranulaire fissure qui se propage entre les grains d’un
métal

fissure sous-critique fissure dont la taille ne causera pas la
défaillance d’un pipeline à une pression
donnée

fissure transgranulaire fissure qui se propage à travers les grains
d’un métal

flux thermique mesure de l’intensité de chaleur

formule de Barlow formule reliant la pression dans une
conduite à la contrainte exercée sur la
circonférence en fonction du diamètre et de
l’épaisseur de la paroi 

fragilisation diminution de la ductilité d’un métal causée 
par l’hydrogène par l’absorption d’hydrogène 

fuite petite ouverture, fissure ou trou dans un
pipeline, causant une perte de produit, mais
ne compromettant pas de façon immédiate
l’exploitation du pipeline
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gaz acide gaz naturel contenant du sulfure
d’hydrogène dans une proportion telle qu’il
requiert un traitement préalable avant de
pouvoir être vendu pour consommation
domestique

hydrolyse décomposition d’un composé chimique par
réaction avec l’eau

inclusions particules de matières étrangères présentes 
non métalliques dans la matrice d’un métal; normalement,

ces matières étrangères sont des oxydes, des
sulfures ou des silicates, mais elles peuvent
être constituées de toute substance
étrangère à la matrice

inspection par particules procédé d’examen non destructif, où de fine 
magnétiques (IPM) particules magnétiques et des champs

magnétiques sont employés pour localiser
les défauts de surface dans l’acier

inspection en direct inspection d’un tronçon de pipeline en cours
d’exploitation, à l’aide de lanceurs et de
récepteurs permanents 

inspection en différé inspection d’un tronçon de pipeline, après
mise hors service, à l’aide de lanceurs et de
récepteurs portatifs

inspection interne inspection d’un pipeline par l’intérieur

inversion de pression défaillance d’un défaut (par ex. une fissure)
à une pression inférieure à la pression
maximum atteinte lors d’un chargement
préalable (notamment lors d’un essai
hydrostatique)

intégrale J paramètre de la mécanique de rupture qui
relie la taille d’une fissure, sa géométrie et
les contraintes auxquelles la fissure est
soumise; rend compte des effets de plasticité
dans la propagation des fissures

joint de soudure soudure longitudinale dans la conduite,
réalisée à l’usine

lacune trou, perforation ou vide dans le revêtement
d’un pipeline

lanceur dispositif monté sur un pipeline permettant
d’introduire un racleur dans une conduite
sous pression

limite de proportionnalité voir limite d’élasticité
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limite d’écoulement niveau de contrainte à partir duquel on
observe un écart donné par rapport à la
portion linéaire de la courbe contrainte-
déformation (normalement une déformation
de 0,5 %)

limite d’élasticité contrainte maximum que peut supporter un
matériau sans qu’il ne subisse une
déformation permanente (plastique) après
suppression de la contrainte (appelée aussi
limite de proportionnalité)

liquide à haute pression hydrocarbures ou mélanges d’hydrocarbures 
de vapeur (HVP) à l’état liquide ou quasi liquide dont la

pression de vapeur est supérieure à 107 kPa
(absolue) à 38 oC

liquide à basse pression hydrocarbures ou mélanges d’hydrocarbures 
de vapeur (BPV) à l’état liquide ou quasi liquide dont la

pression de vapeur est égale ou inférieure à
107 kPa (absolue) à 38 oC

mécanique de rupture physique de la formation et de la
propagation des fissures dans un matériau

microstructure structure des métaux et des alliages
observée après polissage de la surface et
attaque à l’acide; un acier laminé à chaud
est constitué normalement de lamelles de
ferrite (fer) et de perlite (carbone), mais
peuvent contenir d’autres microstructures
comme la martensite (à grains durs et
cassants) ou la bainite (moins dure ou
cassante que la martensite)

nucléation formation d’une fissure

outil d’inspection interne dispositif ou véhicule, également appelé
racleur intelligent, utilisé pour inspecter par
l’intérieur, de façon non destructive, la paroi
d’une conduite

passivité propriété du milieu électrochimique,
caractérisé par la formation d’une couche
passive ou de protection 

pH mesure de l’acidité ou de l’alcalinité d’une
substance

potentiel redox potentiel du sol requis pour qu’il y ait
oxydation; mesure de la quantité d’oxygène
pouvant se combiner à d’autres composés
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potentiel de corrosion potentiel électrique existant en l’absence 
libre d’un potentiel appliqué, en présence duquel

il y a corrosion

pression force par unité de surface exercée sur la
paroi interne d’une conduite ou d’un
récipient sous pression

protection cathodique méthode de contrôle ou de réduction de la
corrosion à l’aide de l’application d’un
courant électrique à la conduite à travers le
sol

raclage voir inspection interne

racleur terme générique désignant tout dispositif,
outil ou véhicule indépendant et autonome
qui se déplace à l’intérieur d’un pipeline à
des fins d’inspection, de mesure de la taille
ou de nettoyage

rapport R rapport entre la contrainte minimale et la
contrainte maximale permettant de
caractériser les fluctuations de pression
observées lors d’une mise en charge
cyclique

récepteur installation permettant de retirer un racleur
d’un pipeline sous pression

relaxation des contraintes réduction des contraintes résiduelles par
application d’une surcharge mécanique ou
d’une température élevée (c.-à-d. de 200 à
450 ºC maintenue pendant un certain temps)

relaxation des contraintes relaxation des contraintes résiduelles en 
par traitement thermique augmentant la température de l’acier pour

une période de temps donnée

remplacement sélectif remplacement préventif de tronçons à 
de conduites proximité d’habitations

réparation locale court tronçon de pipeline désigné pour être
réparé

LÉMS limite d’écoulement minimale spécifiée;
résistance minimale prescrite par les
spécifications ou les normes selon lesquelles
la conduite est fabriquée

rupture fragile défaillance d’un pipeline avec peu de
déformation plastique à la surface de la
rupture
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rupture déchirement ou fracture instantané du
matériau d’une conduite, causant une perte
considérable de produit et compromettant
de façon immédiate l’exploitation du
pipeline

sol aérobie sol contenant de l’oxygène

sol anaérobie sol appauvri en oxygène

soudure circulaire soudure circonférentielle reliant deux
sections de conduite

soudure par résistance soudure où les bords à assembler sont 
électrique (SRÉ) chauffés par résistance, puis assemblés de

force pour réaliser une soudure solide

surface libre surface dont l’un des côtés n’est pas en
contact avec le métal adjacent, mais
seulement avec l’air

taux de chargement taux d’augmentation de la pression dans un
pipeline

ténacité de rupture mesure de la résistance d’un matériau à la
propagation (lente ou rapide) de la
fissuration, 

transducteur dispositif permettant de convertir une forme
d’énergie en une autre; par ex. lors d’une
inspection par ultrasons, le transducteur
convertit des impulsions électriques en
ondes acoustiques, et vice versa

TÜV Rheinland organisme autorisé par le gouvernement de
l’Allemagne à vérifier la conformité aux
directives définies par le Règlement
régissant l’exploitation et l’inspection des
pipelines en Allemagne
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