
46 Oilfield Review

La fuente para la caracterización 
de fracturas hidráulicas

Les Bennett
Joël Le Calvez
David R. (Rich) Sarver
Kevin Tanner
College Station, Texas, EUA

W.S. (Scott) Birk
George Waters
Oklahoma City, Oklahoma, EUA

Julian Drew
Gwénola Michaud
Paolo Primiero
Sagamihara, Kanagawa, Japón

Leo Eisner
Rob Jones
David Leslie
Michael John Williams
Cambridge, Inglaterra

Jim Govenlock
Chesapeake Operating, Inc.
Oklahoma City, Oklahoma

Richard C. (Rick) Klem
Sugar Land, Texas

Kazuhiko Tezuka
JAPEX
Chiba, Japón

Por su colaboración en la preparación de este artículo, se
agradece a Gilles Le Floch, Montrouge, Francia; y a Bill
Underhill, Houston.
DataFRAC, FMI (generador de Imágenes Microeléctricas de
Cobertura Total), HFM (Monitoreo de Fracturas Hidráulicas),
StimMAP y VSI (herramienta de generación de Imágenes
Sísmicas Versátil) son marcas de Schlumberger. PS3 es una
marca de Vetco Gray, ahora propiedad de Schlumberger.
SAM43 es una marca de Createch. Primacord es una marca
de Dyno Nobel Incorporated.

Un adecuado conocimiento de la geometría y el comportamiento de las fracturas

hidráulicas permite a los equipos a cargo de los activos de las compañías operadoras

aumentar la efectividad de los tratamientos de estimulación, la productividad de 

los pozos y la recuperación de los hidrocarburos. Si bien los métodos sísmicos de

caracterización de fracturas hidráulicas existen desde hace varios años, los nuevos

equipos y técnicas de procesamiento sísmico hacen que este tipo de monitoreo sea

hoy más efectivo que en el pasado.

Muchos de los grandes yacimientos de alta per-
meabilidad del mundo se están acercando al fin
de sus vidas productivas. Cada vez con más
frecuencia, los hidrocarburos que abastecen
combustible a las diferentes naciones y econo-
mías del mundo provendrán de yacimientos de
baja permeabilidad y esas formaciones compac-
tas requieren tratamientos de estimulación por
fracturamiento hidráulico para producir a regí-
menes económicos.

En EUA solamente, las compañías operado-
ras invirtieron aproximadamente USD 3,800
millones en tratamientos de fracturamiento
hidráulico en el año 2005.1 Está previsto que esta
erogación enorme se incremente en el futuro
cercano y se difunda por todo el mundo. Las
compañías necesitan herramientas que les ayu-
den a determinar el grado de éxito de las
fracturas hidráulicas relacionado con la produc-
ción de los pozos y el desarrollo de los campos
petroleros. Para ello es preciso que estas herra-
mientas provean información sobre la
conductividad, geometría, complejidad y orienta-
ción de las fracturas hidráulicas.

Si bien rutinariamente se utilizan métodos
indirectos de respuestas de pozos—modelado de
fracturas utilizando análisis de la presión neta,
pruebas de pozos y análisis de datos de produc-
ción—para inferir la geometría y productividad
de las fracturas hidráulicas, ahora es factible
obtener mediciones de la respuesta de la forma-
ción al fracturamiento para cuantificar la
geometría, complejidad y orientación de las frac-
turas.2 Este artículo analiza la importancia de
caracterizar las fracturas hidráulicas a la hora
de intentar optimizar los regímenes de produc-

ción y la recuperación de hidrocarburos de un
campo. En particular, se destaca un método de
monitoreo de las fracturas hidráulicas que utiliza
tecnologías sísmicas, incluyendo la adquisición,
procesamiento e interpretación de datos, y algu-
nas complejidades asociadas. La técnica de
monitoreo microsísmico de las fracturas hidráuli-
cas se ilustra utilizando algunos ejemplos de
campo de EUA y Japón, que representan dos
ambientes de fracturamiento diferentes.

Estimulación por fracturamiento hidráulico
Desde la primera operación intencional de esti-
mulación de un yacimiento por fracturamiento
hidráulico, ejecutada a fines de la década de
1940, los ingenieros y científicos han procurado
comprender la mecánica y geometría de las frac-
turas creadas hidráulicamente.3 Si bien el
incremento de la productividad o inyectividad
de un yacimiento estimulado puede implicar el
éxito de un tratamiento, no necesariamente
significa que los modelos de yacimiento y fractu-
ramiento hayan pronosticado correctamente el
resultado.

Siempre deben considerarse las caracterís-
ticas del yacimiento a la hora de diseñar los
tratamientos de fracturamiento hidráulico. En
yacimientos de permeabilidad moderada a alta, el
objetivo de las fracturas es mejorar la producción
sorteando el daño de formación en la región
vecina al pozo.4 En estos yacimientos, la caracte-
rística más importante de la fractura es su
conductividad adimensional; una función que
incluye el ancho, la permeabilidad y la longitud de
la fractura, además de la permeabilidad de la
matriz de la formación. En yacimientos permea-
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bles pero débilmente consolidados, los métodos
de fracturamiento se utilizan en conjunto con los
tratamientos de empaque de grava para reducir la
caída de presión y las velocidades del flujo en las
adyacencias de un pozo durante la producción, y
de este modo mitigar la producción de arena.5

En yacimientos de baja permeabilidad, sin
lugar a dudas el tipo de yacimiento más co-
múnmente estimulado por fracturamiento
hidráulico, los especialistas de la industria han

establecido que la longitud de la fractura es el
factor decisivo en lo que respecta al incremento
de la productividad y la recuperación.6 Desde el
punto de vista del desarrollo de los yacimientos,
contar con un conocimiento razonable de la
geometría y la orientación de las fracturas
hidráulicas es crucial para determinar el espa-
ciamiento entre pozos y concebir estrategias de
desarrollo de campos petroleros concebidas para
extraer más hidrocarburos.7 Además, el mode-

lado de yacimientos se mejora con un profundo
conocimiento de las fracturas hidráulicas efec-
tuadas en un campo.8

Las fracturas naturales, que a menudo consti-
tuyen el mecanismo primario para el flujo de
fluido en yacimientos de baja permeabilidad, com-
prometen severamente la capacidad para
predecir la geometría de las fracturas hidráulicas
y el efecto de las operaciones de estimulación
sobre la producción y el drenaje. La comprensión
de la forma en que las fracturas creadas hidráu-
licamente interactúan con los sistemas de
fracturas naturales—abiertos y con rellenos de
minerales—requiere el conocimiento de los tipos
de fracturas tanto hidráulicas como naturales.

Las fracturas hidráulicas tienden a propa-
garse de acuerdo con las direcciones de los
esfuerzos actuales y los planos de debilidad pre-
existentes, tales como las fracturas naturales.
Las orientaciones de los sistemas de fracturas
naturales reflejan los regímenes de esfuerzos
antiguos y posiblemente localizados.

En yacimientos de baja permeabilidad, los
efectos combinados de las fracturas naturales e
hidráulicas son en gran medida responsables del



mejoramiento de la productividad de los pozos
horizontales cuando se compara con la produc-
ción de pozos verticales.9 Las características de
ambos tipos de fracturas dictaminan el azimut
preferencial en el que deberían perforarse los
pozos altamente desviados y horizontales. Teóri-
camente, en un pozo horizontal perforado en
sentido paralelo a la dirección del esfuerzo hori-
zontal máximo, las operaciones de estimulación
hidráulica producen una sola fractura longitudi-
nal a lo largo del pozo horizontal. Este escenario
simplifica el flujo de fluido fuera del pozo du-
rante el tratamiento de estimulación y dentro
del pozo durante la producción. No obstante,
dependiendo de las características y orientacio-
nes de los sistemas de fracturas naturales, una
estrategia de fracturamiento hidráulico trans-
versal puede traducirse efectivamente en un
incremento de la productividad, en particular
cuando se estimulan zonas múltiples.10

Si bien es posible lograr un buen conoci-
miento de los sistemas de fracturas naturales
existentes, nuestra capacidad para determinar la
geometría y las características de las fracturas
hidráulicas es limitada. Las discontinuidades geo-
lógicas, tales como las fracturas y fallas, pueden
dominar la geometría de las fracturas al punto tal
de dificultar la predicción del comportamiento de
las fracturas hidráulicas. Ciertamente, la indus-
tria de exploración y producción (E&P) aún tiene
mucho por aprender acerca de las fracturas
hidráulicas.

Caracterización de las complejidades
Algo más que simple curiosidad impulsa a los
ingenieros y científicos de la industria del petró-
leo y el gas a procurar comprender las fracturas
hidráulicas. La estimulación por fracturamiento
es un proceso costoso, que puede aportar enor-
mes ganancias si se realiza correctamente. Sin
embargo, para comprender la propagación de las
fracturas hidráulicas se necesitan mediciones
precisas del crecimiento, la geometría y la orien-
tación de las fracturas. Estos datos proporcionan
un punto de partida para que los equipos a cargo
de los activos de las compañías evalúen el desem-
peño de la producción posterior a la operación de
estimulación y optimicen los tratamientos de esti-
mulación futuros, a fin de reducir el costo o
incrementar la efectividad de la estimulación o
para lograr ambos objetivos. Esta información se
puede utilizar luego para guiar las estrategias de
desarrollo de yacimientos.

Las fracturas provenientes de pozos hori-
zontales y verticales se pueden propagar
verticalmente fuera de la zona a la que están
destinadas, reduciendo la efectividad de la ope-
ración de estimulación, desperdiciando

potencia, apuntalante y fluidos, y conectándose
potencialmente con otras etapas de fractura-
miento hidráulico o con intervalos de agua o gas
no deseados. La dirección de propagación late-
ral depende en gran medida del régimen de
esfuerzos locales horizontales, pero en áreas en
las que la anisotropía de los esfuerzos locales
horizontales es baja o en yacimientos natural-
mente fracturados, el crecimiento de la fractura
puede ser difícil de modelar. En zonas someras,
pueden desarrollarse fracturas hidráulicas
horizontales porque el componente de esfuerzo
vertical—el peso de los estratos de sobrecarga—
es mínimo. Una fractura hidráulica horizontal
reduce la efectividad del tratamiento de estimu-
lación porque es muy probable que se forme a lo
largo de los planos de debilidad horizontales—
presumiblemente entre las capas de la
formación—y que se alinee preferentemente
con la permeabilidad vertical de la formación,
que es habitualmente mucho más baja que la
permeabilidad horizontal.

Después de iniciada una fractura hidráulica,
el grado en que crece lateral o verticalmente
depende de numerosos factores, tales como el
esfuerzo de confinamiento, la pérdida de fluido
de fractura, la viscosidad del fluido, la solidez de
la fractura y el número de fracturas naturales
presentes en el yacimiento.11 Todos los modelos
de fracturas hidráulicas fallan en lo que respecta
a la predicción precisa del comportamiento de
las fracturas y, en muchos casos, fallan com-
pletamente; en general, como resultado de la
información y las suposiciones incorrectas utili-
zadas en los modelos. Sin embargo, el modelado
es una herramienta necesaria en la ingeniería de
las fracturas.

Los ingenieros especialistas en estimulación
utilizan simuladores de fracturas hidráulicas para
diseñar y pronosticar los tratamientos de estimu-
lación por fracturamiento óptimos. Los datos de
entrada básicos para estos modelos incluyen las
propiedades de los fluidos y de los apuntalantes,
el esfuerzo de cierre, la presión de poro, la per-
meabilidad de la formación y las propiedades
mecánicas de las rocas, tales como la relación de
Poisson y el módulo de Young. El riesgo de que el
tratamiento sea inadecuado aumenta cuando el
diseño se efectúa utilizando parámetros estima-
dos y no medidos. Los equipos a cargo de los
activos de las compañías pueden adoptar medidas
para reducir este riesgo, mediante la utilización
de mejores modelos y la caracterización más
exhaustiva del yacimiento y de los esfuerzos aso-
ciados. Estas medidas pueden incluir la
estimación de propiedades petrofísicas y mecáni-
cas derivadas de los registros, la obtención de
información de esfuerzos de pozos y fracturas

naturales a partir de imágenes de la pared del
pozo, y la medición directa de los esfuerzos a tra-
vés de la implementación del servicio de
determinación de datos de fracturas DataFRAC.

El modelado de las fracturas constituye una
parte necesaria del diseño de los tratamientos de
estimulación y del proceso de mejoramiento. No
obstante, hasta los modelos más complejos
resultan deficientes en términos de predicción
de la realidad.12 En los últimos 15 años apro-
ximadamente, la industria petrolera ha
comprendido que las fracturas hidráulicas son
mucho más complejas que las fracturas de un solo
plano y dos alas que se ven en los modelos. Los
conocimientos actuales de las geometrías reales
de las fracturas, obtenidos a partir de exca-
vaciones de rocas en zonas hidráulicamente
fracturadas en minas o de núcleos cortados a tra-
vés de fracturas (minebacks, core-throughs) y
miles de rasgos mapeados, han demostrado com-
plejidades casi ilimitadas, que abarcan desde la
asimetría de las fracturas hasta la creación de
fracturas múltiples que compiten entre sí.13

Dadas las complejidades introducidas por la
presencia de los sistemas de fracturas naturales,
la heterogeneidad de los yacimientos y la aniso-
tropía de los esfuerzos, existen pocos motivos
para creer que una fractura inducida hidráulica-
mente mantiene la simetría a medida que se
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propaga dentro de la formación. Las fracturas
hidráulicas asimétricas forman esquemas de dre-
naje asimétricos que deben considerarse a la
hora de planificar las operaciones de perforación
de pozos de desarrollo y modelar el flujo de fluido
dentro del yacimiento. Además, el comporta-
miento inesperado de las fracturas hidráulicas
puede producirse en yacimientos agotados o
durante las operaciones de refracturamiento.14

Evaluación y monitoreo
Existen diversos métodos para evaluar la geome-
tría de las fracturas hidráulicas antes, durante y
después de la creación de la fractura (arriba).15

La precisión de las técnicas indirectas de res-
puestas de pozos está relacionada con la
precisión de los modelos de fracturas y yacimien-
tos que generan la predicción. Sin lugar a dudas,

la forma más común de juzgar la eficacia de la
aplicación del tratamiento y su geometría resul-
tante es a través de la realización de un análisis
de la presión neta del tratamiento de fractura-
miento inmediatamente después, o incluso
durante, el tratamiento. El resultado de este aná-
lisis está íntimamente relacionado con la presión
del tratamiento y, en consecuencia, se deteriora
cuando no se cuenta con datos de presión de
fondo de pozo reales. Desafortunadamente, en un
gran porcentaje de las operaciones, la presión del
tratamiento se mide en la superficie—corregida
por la carga hidrostática y las caídas de presión
por fricción dentro de la tubería. La presión del
tratamiento se mide con más precisión en el
fondo del pozo; sin embargo, hasta los datos de
presión de tratamiento precisos no reflejan nece-
sariamente la geometría de la fractura.16

Otra forma indirecta de deducir la geometría
de las fracturas hidráulicas es mediante la utili-
zación de datos de producción posteriores al
tratamiento. Este método determina la producti-
vidad de los pozos y se representa como una
geometría efectiva de las fracturas que refleja la
porción de la fractura hidráulica que está
abierta, que se limpia y contribuye a la produc-
ción. Realizar el análisis puede requerir entre
meses y años de historia de producción, y es
posible que la geometría de la fractura que ha
sido limpiada resulte sustancialmente diferente
de la geometría de la fractura creada hidráulica-
mente. La geometría de producción efectiva es
importante para la estimación de la producción
pero, en general, subestimará la longitud de la
fractura hidráulica.

•    No puede resolver dimensiones de fracturas individuales y complejas
•    La resolución de mapeo se reduce con la profundidad (azimut de la fractura 
      ±3º a una profundidad de 3,000 pies y ±10º a una profundidad de 10,000 pies)
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•    La resolución de la longitud y la altura de la fractura disminuye al aumentar la
       distancia al pozo de observación

•    No se dispone de información sobre distribución del apuntalante y 
       geometría efectiva de la fractura      

•    Limitado por la disponibilidad de pozos de observación potenciales

•    Medición en el volumen de la región vecina al pozo
•    Provee sólo un límite inferior para la altura de la fractura si la fractura y la 
       trayectoria del pozo no están alineadas

•    Limitado por la disponibilidad de pozos de observación potenciales

•    No se dispone de información sobre distribución del apuntalante y
       geometría efectiva de la fractura       

•    Depende de la corrección del modelo de velocidad

•    La conductividad térmica de las diferentes formaciones puede variar, sesgando 
       los resultados de los registros de temperatura
•    El registro posterior al tratamiento requiere pasos múltiples dentro de las
       24 horas posteriores al tratamiento
•    Provee sólo un límite inferior para la altura de la fractura si la fractura y la
       trayectoria del pozo no están alineadas

•    Sólo se corre en agujero descubierto
•    Provee la orientación de la fractura sólo cerca del pozo

•    Muchos poseen aplicaciones en agujero descubierto

•    Se corre mayormente en pozos entubados y provee información sólo sobre zonas 
       o disparos que contribuyen a la producción en aplicaciones en pozo entubado

•    Los resultados dependen de las suposiciones del modelo
•    Requiere estimaciones precisas de la permeabilidad y de la presión de yacimiento

•    Los resultados dependen de las suposiciones del modelo
•    Requiere estimaciones precisas de la permeabilidad y de la presión de yacimiento

•    Los resultados dependen de las suposiciones del modelo y de la descripción
       del yacimiento
•    Requiere “calibración” con observaciones directas

•    Provee información sólo sobre zonas o disparos que contribuyen a la
       producción en aplicaciones en pozo entubado

> Capacidades y limitaciones de las técnicas de diagnóstico de fracturas hidráulicas indirectas y directas. (Adaptado de Cipolla y Wright, referencia 2).



En forma similar al método de análisis de
producción, la estimación de la geometría de la
fractura a partir de métodos de pruebas de po-
zos—incremento y caída de presión—define la
geometría de producción efectiva mejor que la
creada hidráulicamente.

Se han utilizado métodos referidos a la
región vecina al pozo para investigar la presen-
cia de fracturas hidráulicas. Estos métodos
incluyen trazadores radioactivos y registros de
temperatura y producción. Si bien estas técnicas
se utilizan ampliamente para detectar la presen-
cia de fracturas hidráulicas y estimar la altura de
las mismas, su limitación radica en que obtienen
mediciones en una región situada en el pozo o
cerca de éste, pudiendo no ser representativas
de lo que sucede lejos del pozo.

Los avances registrados en el marcado de isó-
topos radioactivos durante los procesos de
inyección y en los métodos de interpretación que
utilizan cientos de canales espectrales, permiten

a los ingenieros de estimulación diferenciar
mejor la colocación de fluidos y apuntalantes
durante los tratamientos de estimulación de
etapas múltiples. Los levantamientos de tempera-
tura corridos después de los tratamientos de
estimulación identifican las zonas de la región
vecina al pozo que han sido enfriadas mediante la
inyección de fluidos de fracturamiento y, por lo
tanto, proveen una estimación de la altura de la
fractura. Los registros de producción—medicio-
nes tales como flujo de fluido, densidad del fluido
y temperatura—se utilizan para identificar los
intervalos de disparos que están abiertos y contri-
buyen al contraflujo o a la producción. Una
respuesta de flujo positiva, desde un intervalo dis-
parado, indica que la zona ha sido estimulada,
especialmente si se compara favorablemente con
registros de producción obtenidos previo al trata-
miento. No obstante, la existencia de flujo hacia
el interior del pozo desde un grupo de disparos,
quizás no signifique que un intervalo específico

haya sido tratado en forma más efectiva porque
los fluidos de yacimiento pueden fluir a través de
las fracturas hidráulicas en comunicación de una
zona a la siguiente.

En un esfuerzo por caracterizar mejor el
comportamiento y la geometría de las fracturas
hidráulicas lejos del pozo, dos técnicas de Moni-
toreo de Fracturas Hidráulicas (HFM, por sus
siglas en inglés) demostraron ser enormemente
exitosas. Estos métodos de mapeo de las fractu-
ras del campo lejano incluyen los inclinómetros
de superficie y de fondo de pozo y el monitoreo
microsísmico (izquierda). Existentes desde hace
más de una década, los inclinómetros miden la
inclinación, o la deformación, inducida por las
fracturas hidráulicas. Mediante la colocación de
estos dispositivos en un arreglo de pozos
someros—de 6 a 12 m [20 a 40 pies] de profun-
didad—se mide la deformación inducida por la
creación de las fracturas. A partir de estos datos
de superficie, se puede construir un mapa de la
deformación en la superficie, lo que permite la
estimación del azimut, el echado, la profundidad
y el ancho de la fractura hidráulica.

Los inclinómetros de fondo de pozo se des-
pliegan en los pozos de observación cercanos, a
una profundidad similar a la de la fractura cre-
ada. Dado que esta técnica permite colocar los
sensores mucho más cerca de una fractura que
se propaga que el método de superficie, las
mediciones de la geometría de la fractura tien-
den a ser más exactas e incluyen el azimut, la
altura, la longitud y el ancho de la fractura.17 El
éxito de los métodos que utilizan inclinómetros
comúnmente depende de la relación espacial
existente entre los inclinómetros—de superficie
o de fondo de pozo—y el pozo de tratamiento.

El mapeo con inclinómetros de superficie
presenta limitaciones a la hora de caracterizar
las fracturas hidráulicas de más de 3,050 m
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17. Barree et al, referencia 2.
Cipolla y Wright, referencia 2.

18. Albright JN y Pearson CF: “Acoustic Emissions as a Tool
for Hydraulic Fracture Location: Experience at the
Fenton Hill Hot Dry Rock Site,” SPE Journal 22 (Agosto
de 1982): 523–530.

19. Arroyo JL, Breton P, Dijkerman H, Dingwall S, Guerra R,
Hope R, Hornby B, Williams M, Jiménez RR, Lastennet T,
Tulett J, Leaney S, Lim T, Menkiti H, Puech J-C,
Tcherkashnev S, Burg TT y Verliac M: “Excelentes datos
sísmicos de pozos,” Oilfield Review 15, no. 1 (Verano de
2003): 2–23.

20. . Warpinski NR, Wolhart SL y Wright CA: “Analysis and
Prediction of Microseismicity Induced by Hydraulic
Fracturing,” artículo de la SPE 71649, presentado en la
Conferencia y Exhibición Técnica Anual de la SPE,
Nueva Orleáns, 30 de septiembre al 3 de octubre de
2001.

21. Le Calvez JH, Bennett L, Tanner KV, Grant WD, Nutt L,
Jochen V, Underhill W y Drew J: “Monitoring
Microseismic Fracture Development to Optimize
Stimulation and Production in Aging Fields,” The
Leading Edge 24, no. 1 (Enero de 2005): 72–75.
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> Inclinómetro y métodos microsísmicos de monitoreo de fracturas del campo lejano. Los inclinómetros
(extremo superior) miden los cambios pequeños producidos en la inclinación de la Tierra. Cuando éstos
se mapean, los inclinómetros muestran la deformación producida en respuesta a la creación de frac-
turas hidráulicas. Los inclinómetros pueden desplegarse en la superficie o en el fondo de un pozo de
observación. El monitoreo microsísmico (extremo inferior) utiliza sensores multicomponentes sensibles
en pozos de observación, para registrar los eventos microsísmicos, o las emisiones acústicas (EAs),
causadas por la ruptura por cizalladura en las rocas durante los tratamientos de fracturamiento hidráu-
lico. Los datos microsísmicos se procesan luego para determinar la distancia y el azimut existentes
entre el receptor y la EA y la profundidad de la EA.



Primavera de 2006 51

[10,000 pies] de profundidad. Por regla general,
los inclinómetros de fondo de pozo pierden su
efectividad cuando la distancia entre la fractura
hidráulica y el inclinómetro excede en tres veces
la longitud de la fractura creada. Otro método,
investigado por primera vez en 1982, monitorea
el crecimiento y la geometría de las fracturas del
campo lejano utilizando receptores sísmicos sen-
sibles, tales como el generador de Imágenes
Sísmicas Versátil VSI de Schlumberger, desple-
gado en los pozos cercanos para detectar los
eventos microsísmicos.18

Rastreo del fisuramiento
Los eventos microsísmicos, o sismos pequeños,
tienen lugar cuando el esfuerzo normal se reduce
a lo largo de los planos de debilidad preexistentes
hasta que se produce deslizamiento por cizalla-
dura (o esfuerzo de corte). Estos movimientos de
cizalladura emiten tanto ondas compresionales
como ondas de corte, que pueden ser detectadas
por geófonos. Sin embargo, muchos consideran
que el fisuramiento de la roca debido a la trac-
ción que se produce durante las operaciones de
estimulación por fracturamiento, posee una con-
tribución mínima a la actividad microsísmica
detectable. Dado que esta zona de cizalladura
acompaña al área del extremo de la fractura, la
localización de la fuente de estas ondas en el
espacio y en el tiempo permite a los ingenieros y
científicos construir, durante el fracturamiento,
un mapa de la fractura creada mediante la re-
presentación gráfica de la localización de las
emisiones acústicas (EAs) con el tiempo. No obs-
tante, también pueden generarse EAs lejos del
extremo de la fractura, donde existe pérdida de
fluido en la matriz o donde los cambios de esfuer-
zos producen deslizamiento por cizalladura en las
fracturas naturales.

Para registrar las ondas compresionales y las
ondas de corte, se colocan geófonos de com-
ponentes múltiples—por ejemplo, de tres
componentes (3C)—en un pozo de observación a
fin de determinar la localización de los eventos
microsísmicos. La distancia existente hasta el
evento puede calcularse mediante la medición de
la diferencia en los tiempos de arribo entre las
ondas compresionales o primarias (P) y las ondas
de corte o secundarias (S). Además, el análisis de
hodogramas que examinan el movimiento de las
partículas de las ondas P, puede determinar el
ángulo azimutal formado con respecto al evento.
La profundidad del evento es restringida
mediante la utilización de los retardos de los
tiempos de arribo de las ondas P y S entre los
receptores detectados en el pozo de observación
(arriba, a la derecha). Esta técnica de localiza-
ción requiere un modelo de velocidad preciso a

partir del cual calcular las posiciones de los even-
tos, un ambiente con bajo nivel de ruido, geófonos
altamente sensibles para registrar los eventos
microsísmicos, y un conocimiento de la ubicación
y orientación exactas de los receptores. Si bien
puede parecer simple, el proceso es complejo y
desafiante.

La calidad de la caracterización de las fractu-
ras hidráulicas está directamente relacionada
con la calidad del modelo de velocidad, o la
estructura de velocidad, sobre la que se basa la
interpretación. Los modelos de velocidad inicia-
les habitualmente se construyen utilizando
registros sónicos de pozos, que describen los
cambios de velocidad verticales que se producen
en los pozos. No obstante, el tiempo que requiere
una EA para ir desde la fuente—cerca de la frac-
tura hidráulica—hasta el receptor y la dirección
desde la cual ingresa en el receptor se ven afec-
tados por la geología interpozo. Las mediciones
sísmicas de pozos, tales como los perfiles sísmi-
cos verticales (VSP, por sus siglas en inglés),
proveen información de velocidad detallada en
torno al pozo de observación. Los levantamientos
VSP ayudan a relacionar el dominio del tiempo
con el dominio de la profundidad y por lo tanto
contribuyen a calibrar el modelo de velocidad.
La herramienta VSI utilizada para adquirir los

datos VSP también registra los eventos microsís-
micos, asegurando la consistencia en la
adquisición, procesamiento e interpretación de
los datos.19

El tipo de fluido de yacimiento también puede
impactar la actividad microsísmica. Los factores
asociados con los fluidos pueden reducir los cam-
bios de esfuerzos y de presión de poro que tienen
lugar en la formación durante el fracturamiento.
El hecho de tener gas en la formación en lugar de
líquidos menos compresibles reduce el área de
actividad microsísmica. En consecuencia, hay
quienes en la industria consideran que los yaci-
mientos de gas producen una banda de eventos
microsísmicos más estrecha, que define más cla-
ramente la geometría de la fractura.20

Para localizar las EAs, se despliega una herra-
mienta de monitoreo—habitualmente un arreglo
de ocho geófonos 3C para la herramienta VSI—en
un pozo de observación a 610 m [2,000 pies] de dis-
tancia del pozo de tratamiento y a una profundidad
aproximadamente equivalente a la del intervalo de
tratamiento. La colocación y geometría óptimas de
la herramienta microsísmica dentro del pozo de
observación dependen en gran medida de la
estructura de velocidad adyacente, de manera
que los modelos precisos del subsuelo ayudan
a optimizar la configuración del monitoreo.21

Determinación de la profundidad 

4,000 8,000 12,000 16,000 

Velocidad, pies/s 

6,300 

5,300 

4,300 

Pr
of

un
di

da
d,

 m
 

Modelo de velocidad 

Pozo de tratamiento Pozo de observación 

Determinación de la distancia 

Determinación
del ángulo azimutal

P S  

T p T s 

∆ T 
∆ T  =  T s   –   T . p 
D  = ∆ T  . V p   V s  /  ( V p   –   V s ) 

> Localización de las emisiones acústicas. La distancia (D) existente hasta el evento se puede obte-
ner mediante la medición de la diferencia (∆T) entre el tiempo de arribo de la onda compresional o
primaria (P) y el tiempo de arribo de la onda de corte o secundaria (S), Tp y Ts, respectivamente
(extremo superior izquierdo). El valor D depende en gran medida del modelo de velocidad (extremo
inferior izquierdo), usualmente descripto por las velocidades de las ondas P y S, Vp y Vs, respectiva-
mente, de cada capa del modelo. La segunda coordenada, es decir el azimut existente hasta el evento
microsísmico, se determina examinando el movimiento de las partículas de las ondas P, utilizando
hodogramas (extremo superior derecho). La profundidad del evento microsísmico, la tercera coorde-
nada, se obtiene examinando los retardos de los arribos de las ondas P y S entre los receptores, o
curvatura, en el pozo de observación (extremo inferior derecho).



Desafortunadamente, la configuración espacial
ideal entre el pozo de tratamiento y los pozos de
observación potenciales se da sólo en un porcen-
taje pequeño de casos. En consecuencia, existe
un esfuerzo en curso para posibilitar la registra-
ción de las EAs provenientes de los pozos de
tratamiento, los que representan un ambiente
riguroso con altos niveles de ruido.

Los campos de petróleo en producción poseen
numerosas fuentes de ruido que pueden tener un
impacto negativo sobre la técnica HFM micro-
sísmica, incluyendo el ruido eléctrico, la actividad
de perforación y las operaciones de fractu-
ramiento hidráulico llevadas a cabo en las
adyacencias, o el fluido que fluye a través de los
disparos en el pozo de observación. Gran parte del
ruido puede ser eliminado en sitio o mediante fil-
trado adaptable, durante el procesamiento de los
datos. Además, se puede lograr un mejoramiento
de la respuesta sísmica a través de los avances
registrados en la tecnología de adquisición.

Por ejemplo, la técnica HFM microsísmica de
Schlumberger emplea el dispositivo VSI que pro-
vee excelente fidelidad vectorial (derecha).22 La
herramienta VSI se despliega con cable eléctrico
y utiliza tecnología triaxial en cada paquete de
sensores, o lanzadera; habitualmente se desplie-
gan ocho paquetes de sensores. Los sensores de
la herramienta fueron diseñados para estar
acústicamente aislados del cuerpo principal de
la herramienta pero acústicamente acoplados a
la tubería de revestimiento durante la operación
HFM. Esto ayuda a minimizar el potencial de
ruido y maximizar la calidad de los datos a la
hora de registrar eventos microsísmicos muy
pequeños. El número de secciones de sensores y
su espaciamiento dentro de la configuración de
la herramienta VSI pueden ajustarse según los
requerimientos.23

El posicionamiento óptimo del arreglo de sen-
sores debería determinarse utilizando técnicas
de diseño de levantamientos de red.24 Una vez
que la herramienta VSI se coloca en la profundi-
dad adecuada en un pozo de observación, el
ingeniero HFM debe determinar la orientación
de la herramienta para hacer uso de los datos del
movimiento de las partículas para la determina-
ción del ángulo azimutal. Esto se realiza
mediante el monitoreo de un tiro o disparo, una
cuerda explosiva u otra fuente sísmica en el pozo
de tratamiento o en otro pozo cercano al pozo de
tratamiento.25 La utilidad de los disparos o de las
cuerdas explosivas para calibrar los modelos de
velocidad ha sido documentada.26 No obstante,
las velocidades basadas en disparos, a menudo
son sustancialmente diferentes—a veces más
altas, a veces más bajas—que las velocidades
calculadas a partir de los datos sónicos. Estas

diferencias pueden deberse a problemas en las
secuencias cronológicas de los disparos, a las
localizaciones imprecisas de los disparos y los
receptores como consecuencia de levantamien-
tos de desviaciones de pozos imprecisos o
inexistentes, a la heterogeneidad de los yaci-
mientos entre los pozos de tratamiento y los
pozos de observación, y a las diferencias inheren-
tes entre las mediciones de velocidad que se
están comparando; incluyendo los efectos de la
anisotropía y la invasión.27

Una vez determinada la orientación de la
herramienta, se instala el equipo de superficie
que realizará el monitoreo permanente y,
cuando se detecta un evento, se registran los
datos intermedios. El procesamiento en sitio
localiza los eventos microsísmicos, utilizando
una de las diversas técnicas de procesamiento
disponibles, y los resultados se transmiten al
equipo a cargo de las operaciones de fractura-
miento en la localización del pozo. Los datos se
envían además a un centro de procesamiento
para una interpretación más detallada.28
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Campo de prueba en Texas
En las industrias minera, geotérmica, de manejo
de residuos y de almacenamiento de gas, los
métodos microsísmicos han sido utilizados
durante mucho tiempo para ayudar a comprender
la naturaleza de las fracturas creadas hidráulica-
mente. Sin embargo, las mejoras introducidas
recientemente en el diseño de las herramientas y
la precisión de las técnicas de procesamiento y
mapeo, sumadas a la importancia creciente de los
yacimientos de baja permeabilidad fracturados
hidráulicamente, han incrementado la utilidad de
esta tecnología en la industria del petróleo y el
gas. El yacimiento Barnett Shale, situado en la
porción central–norte de la Cuenca Fort Worth de
Texas—uno de los plays de gas más activos de
EUA en la actualidad—resalta la importancia de
la caracterización microsísmica directa y opor-
tuna de las fracturas hidráulicas.29 Actualmente,
los campos que explotan la Formación Barnett
Shale producen más de 34 millones de m3/d
[1,200 millones de pies3/d]; es decir, un 58% de la
producción total de gas de las lutitas gasíferas de
EUA (próxima página).30

La Formación Barnett Shale es un yacimiento
naturalmente fracturado, de permeabilidad ultra-
baja; aproximadamente 0.0002 mD. Debido a esta
permeabilidad extremadamente baja, se requiere
una superficie de fractura hidráulica extensa
para estimular efectivamente el yacimiento. En
consecuencia, grandes volúmenes de fluido son
bombeados a altos regímenes durante los trata-
mientos de estimulación.

< Medición de las emisiones acústicas. El generador de Imá-
genes Sísmicas Versátil VSI de Schlumberger (izquierda) utiliza
acelerómetros de geófonos triaxiales (x, y, z) (derecha) que están
acústicamente aislados del cuerpo de la herramienta por un
resorte de aislamiento para adquirir datos sísmicos de alta fi-
delidad. El dispositivo VSI se acopla mecánicamente a la tubería
de revestimiento o a la formación mediante un potente brazo de
anclaje. La calidad del acoplamiento se puede probar utilizan-
do una temblorina (shaker) interna antes de que comiencen las
operaciones. Se pueden vincular entre sí hasta 40 paquetes de
sensores, o lanzaderas, para incrementar la cobertura vertical;
sin embargo, normalmente se utilizan ocho lanzaderas en las
operaciones HFM. La herramienta se encuentra disponible en
diámetros de 3.375 pulgadas y 2.5 pulgadas.
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La Formación Barnett Shale es un depósito
de lutitas de plataforma marina, ricas en mate-
ria orgánica, del Mississippiano, que contiene
material no siliciclástico fino. Esta formación
sobreyace una superficie de discordancia princi-
pal que trunca a las rocas ordovícicas que se
encuentran debajo. A lo largo de gran parte del
área productiva, la caliza Viola crea una barrera
inferior para el fracturamiento hidráulico y
separa a la Formación Ellenberger (acuífera),
subyacente de la Formación Barnett Shale. Las
fracturas hidráulicas que irrumpen en la caliza
Viola habitualmente conducen a la producción
no deseada de agua y a la reducción de la pro-
ducción de gas.

La estimulación del yacimiento Barnett Shale
ha exhibido una efectividad variable por motivos
poco conocidos. Las compañías que explotaban
inicialmente dicha formación pronto observaron
que este yacimiento no respondía a los tratamien-
tos de estimulación de la misma manera que los
yacimientos de gas convencionales. La ocurrencia
de eventos inusuales posteriores al tratamiento,
en los que los pozos vecinos fueron invadidos por
el agua, indicaron un crecimiento extremada-
mente largo de la fractura hidráulica, a menudo
en direcciones inesperadas desde los pozos de
tratamiento. Los métodos modernos de monitoreo
de las fracturas hidráulicas, particularmente el
monitoreo microsísmico, han demostrado que la
estimulación y el desarrollo del yacimiento Bar-
nett Shale son complicados por la presencia de
fracturas y fallas naturales, que inciden drástica-
mente en el comportamiento de las fracturas
hidráulicas y en la productividad y el drenaje del
yacimiento. Además, la anisotropía de los esfuer-
zos en el yacimiento Barnett Shale es baja, de
manera que los intentos para modelar el compor-
tamiento y la geometría de las fracturas
hidráulicas como eventos simples, de un solo
plano, han resultado ineficaces.

En los últimos cinco años, los ingenieros y
científicos han adquirido un mayor conocimiento
de los sistemas de fracturas naturales e hidráuli-
cas presentes en el yacimiento Barnett Shale.
Con ese conocimiento, han adaptado las estrate-
gias de perforación para mejorar la producción y
recuperación de gas.31 Una de estas estrategias es
la incorporación de pozos horizontales. Con un
costo que duplica aproximadamente el costo de
un pozo vertical, los pozos horizontales habitual-
mente generan recuperaciones finales estimadas,
tres veces superiores a las de los pozos verticales.
Además, han resultado clave para la explotación
de áreas en las que los pozos verticales tuvieron
un éxito limitado: en áreas en las que la caliza
Viola está ausente y es común fracturar dentro de

22. La fidelidad vectorial es la propiedad de los receptores
sísmicos de componentes múltiples para responder
correctamente a un impulso. Una respuesta correcta
tiene lugar cuando un impulso dado, aplicado en sentido
paralelo a uno de los tres componentes, registra sólo en
ese componente y, cuando se aplica en sentido paralelo
a cada componente individualmente, registra la misma
magnitud en cada uno de los tres componentes. El
movimiento detectado por los receptores sísmicos de
componentes múltiples es idealmente el mismo que el
del impulso original.
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23. Nutt et al, referencia 22.
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> Mapa de la Cuenca Fort Worth, en el sector central-norte de Texas, que
muestra la actividad de la Formación Barnett Shale. Actualmente, hay
más de 3,400 pozos verticales y 300 pozos horizontales que producen de
dicha formación.
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la húmeda Formación Ellenberger. El diseño
óptimo de terminación de estos pozos resulta
más problemático debido a la naturaleza com-
pleja del fracturamiento hidráulico. Para
optimizar el desarrollo de los recursos, es nece-
sario abordar temas tales como el espaciamiento
de los conjuntos de disparos a lo largo de los tra-
mos laterales, las estrategias de estimulación en

etapas, el tamaño del tratamiento de fractura-
miento y la colocación de los pozos vecinos.

Chesapeake Energy es una de las diversas
compañías operadoras que investigan la comple-
jidad de fracturar el yacimiento Barnett Shale
en pozos horizontales y sus implicancias para el
desarrollo de las áreas. En febrero de 2005,
Chesapeake utilizó el servicio de diagnóstico de

los tratamientos de estimulación por fractu-
ramiento hidráulico StimMAP en un pozo de
observación vertical para determinar la altura,
longitud, azimut y complejidad de la fractura
durante un tratamiento de estimulación con
agua oleosa de cuatro etapas, efectuado en un
pozo horizontal del Campo Newark East.32 El
objetivo del diseño consistía en colocar las frac-
turas hidráulicas en sentido perpendicular, o
transversal, con respecto al lateral. Después de
efectuar los disparos correspondientes a cada
etapa, se realizó una prueba de inyección previa
al tratamiento para determinar la presión de
cierre de la fractura y la tasa de declinación de
la presión. Este último parámetro es una función
del grado de fracturamiento natural porque la
permeabilidad de la matriz es demasiado baja
como para permitir la pérdida de fluido.

Durante las cuatro etapas, el azimut de propa-
gación de la fractura primaria determinado
mediante el monitoreo microsísmico fue de
N60°E–S60°O, con una preferencia observada por
el crecimiento en la dirección sudoeste
(izquierda). La mayor parte de las emisiones
microsísmicas detectadas se localizaban en la
porción sudoeste debido a la configuración del
monitoreo. Existió sesgo porque el pozo de obser-
vación estaba ubicado a unos 2,000 pies al
sudoeste del pozo de tratamiento horizontal. En
este caso, era improbable que las heterogeneida-
des fueran la causa del sesgo hacia el sudoeste.
Chesapeake pudo observar la existencia de comu-
nicación cruzada a lo largo del tramo lateral
entre las Etapas 1 y 2 y entre las Etapas 2 y 3, lo
que redujo la efectividad de esos tratamientos.
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32. Los tratamientos con agua oleosa utilizan bajas
concentraciones de apuntalante—en este caso, 
menos de 9.6 kg/m3 [0.8 lbm/galón americano]—lo que
posibilita tratamientos de gran volumen a un costo
reducido. Este tipo de tratamiento ha resultado exitoso
en el yacimiento Barnett Shale porque crea fracturas
largas que se conectan con fracturas naturales
transversales, incrementando así la longitud total
efectiva de la fractura hidráulica y el área de drenaje
en un solo pozo.

> Mapas de eventos microsísmicos del tratamiento de estimulación por fracturamiento hidráulico de cuatro etapas. Las visualizaciones StimMAP incluyen
una vista tridimensional (3D) (extremo superior) y una vista en planta (centro). Las etapas del tratamiento están codificadas en color: la Etapa 1 es púrpura, la
Etapa 2 es azul, la Etapa 3 es verde, y la Etapa 4 es amarilla. Además se incluye un resumen de cada etapa, incluyendo el largo, ancho y azimut preferen-
cial del sistema de fracturas, determinados acústicamente (extremo inferior). Las profundidades se miden a partir del vástago de perforación (KB, por sus
siglas en inglés).
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Durante la Etapa 2, los ingenieros de la locali-
zación del pozo observaron que las presiones de
tratamiento de fondo de pozo se equiparaban con
las de la Etapa 1, de manera que Chesapeake soli-
citó que el ingeniero de Schlumberger generara
una instantánea rápida de las localizaciones de los
eventos microsísmicos de la Etapa 2. Al compa-
rarse con los resultados StimMAP de la Etapa 1, la
instantánea confirmó que la fractura de la Etapa 2
se comunicaba con la de la etapa previa. A fin de
solucionar esta situación, se bombearon tres tapo-
nes de arena con apuntalante, a un régimen
reducido, para desviar el fluido de tratamiento
fuera de los disparos que estaban captando la
mayor parte del tratamiento. Los datos microsís-
micos confirmaron que el tratamiento se había
comunicado con un conjunto complejo de fractu-
ras naturales paralelas y conjugadas.

Los intervalos disparados correspondientes a
la Etapa 3 se modificaron para sortear una falla.
El monitoreo de las fracturas hidráulicas confir-
mó que dos fracturas primarias fueron creadas a
ambos lados de la falla y que además estaban
posiblemente afectadas por la presencia de
fracturas naturales. La Etapa 4 no parecía super-
ponerse con las otras etapas.

En agosto de 2005, Chesapeake utilizó el ser-
vicio StimMAP en otro pozo horizontal del Campo
Newark East para determinar la influencia de una
zona cárstica fallada sobre la geometría y orienta-
ción de las fracturas hidráulicas. Nuevamente, la
operación de estimulación consistió en cuatro
etapas; tratamientos con agua oleosa para las
Etapas 1, 3 y 4, y un sistema de fluido con CO2

para la Etapa 2. Los tratamientos se monitorea-
ron desde un pozo situado al sur-sudoeste del
tramo horizontal de orientación este-sudeste del
pozo de tratamiento. La distancia existente entre
la operación de fracturamiento hidráulico y el
pozo de observación oscilaba entre menos de 500
pies [150 m] y más de 2,000 pies, dependiendo de
la posición de la etapa a lo largo del pozo horizon-
tal (abajo y derecha).

> Mapas de eventos microsísmicos de otro tratamiento de fracturamiento hidráulico consistente en cuatro etapas. Las visualizaciones StimMAP incluyen
una vista tridimensional (3D) (extremo superior) y una vista en planta (centro). Las etapas del tratamiento están codificadas en color: la Etapa 1 es púrpura,
la Etapa 2 es azul, la Etapa 3 es verde, y la Etapa 4 es amarilla. Además se incluye un resumen de cada etapa, conteniendo el largo, ancho y azimut prefe-
rencial del sistema de fracturas determinados acústicamente (extremo inferior). Las profundidades se miden con respecto al nivel medio del mar (MSL,
por sus siglas en inglés).
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Chesapeake conocía la ubicación de las cua-
tro fallas en el área a partir de los datos derivados
de imágenes sísmicas y controles de pozos, de
manera que los ingenieros colocaron grupos de
disparos múltiples en cada etapa para evitar el
fracturamiento directo en las fallas. Aún con
estas precauciones, la presencia de las fallas
cerca de las Etapas 1, 2 y 4 influenciaron la inicia-
ción de la fractura (arriba). Era sumamente
probable que la Etapa 1 se comunicara con una
falla. Las evidencias microsísmicas y las asocia-
das con la presión soportaban este escenario. La
mayor parte de los eventos microsísmicos tenía
lugar entre el segundo y el tercer conjunto de dis-
paros, y la presión de cierre instantánea para la
Etapa 1 era significativamente más baja que la de
las otras tres etapas.

La utilización del servicio StimMAP ayudó a
Chesapeake a definir la orientación y geometría
de las fracturas creadas hidráulicamente en el
pozo de tratamiento. Los ingenieros determina-
ron que el azimut de fracturamiento dominante
era de N15°E. Si bien el crecimiento vertical de
la fractura era en gran parte simétrico y estaba
contenido en la Formación Barnett Shale en
dirección ascendente, se observó crecimiento
descendente en todas las etapas. Lateralmente,
la Etapa 3 demostró crecimiento simétrico,
mientras que el crecimiento en las Etapas 1, 2 y
4 parecía asimétrico.33 En base a la interpreta-
ción StimMAP, se llegó a la conclusión de que
existía poca comunicación entre las diferentes
etapas. 

Hoy en día, gran parte del esfuerzo por moni-
torear el crecimiento de las fracturas
hidráulicas está dirigido a los tratamientos de
estimulación por fracturamiento en pozos hori-
zontales para evaluar la altura de las fracturas y
las complejidades asociadas con su interferen-
cia. Estas consideraciones no pueden abordarse
en los pozos horizontales con los métodos de
evaluación de la región vecina al pozo menciona-
dos previamente. La capacidad de medir las
características de las fracturas hidráulicas per-
mite a los ingenieros juzgar el impacto de los
cambios producidos en los diseños de las ope-
raciones de terminación y estimulación; por
ejemplo, modificando la colocación o el espacia-
miento de los intervalos disparados a lo largo del
pozo horizontal o alterando los fluidos portado-
res de apuntalante. Gracias al mejoramiento de
la caracterización de las fracturas hidráulicas, la
efectividad de los tratamientos de fractura-
miento hidráulico en el yacimiento Barnett
Shale ha sido asociada con la apertura de siste-
mas secundarios de fracturas naturales, lo que
aumenta el ancho del volumen tratado.

Verificación de tecnologías, 
modelos y límites en Japón
Si bien las técnicas de monitoreo microsísmico
existen desde hace varios años, la búsqueda de
mejoras en el modelado de la velocidad y en la
adquisición, procesamiento e interpretación de
datos continúa. Japan Exploration Company
(JAPEX) y Schlumberger trabajaron conjunta-

mente en un proyecto destinado a comprobar la
factibilidad del monitoreo microsísmico en el
campo de gas Yufutsu, situado en Hokkaido,
Japón.34

El yacimiento del Campo Yufutsu corres-
ponde a un granito del Cretácico, naturalmente
fracturado, con un conglomerado sobreyacente,
ubicado a una profundidad que oscila entre
4,000 m [13,124 pies] y 5,000 m [16,405 pies]. Den-
tro del campo, no existe ninguna correlación
evidente entre la producción de gas y la localiza-
ción u orientación de los pozos. Sin embargo,
JAPEX ha determinado que la productividad de
los pozos está controlada por la condición de los
esfuerzos locales y por la distribución y orienta-
ción de los diversos sistemas de fracturas
naturales presentes en el campo.35 Más espe-
cíficamente, las fracturas naturales de gran
apertura, o “mega” fracturas, orientadas en sen-
tido paralelo al esfuerzo horizontal máximo,
actúan como conductos para el gas, mientras
que las fracturas de pequeña escala afectan el
almacenamiento y la migración del gas. La
caracterización de los sistemas de fracturas
resultó exitosa en el pozo, gracias a dispositivos
tales como el generador de Imágenes Microeléc-
tricas de Cobertura Total FMI. No obstante, para
comprender mejor el comportamiento del yaci-
miento y mejorar el modelado de yacimientos
utilizando un simulador de redes de fracturas
discreto, JAPEX necesitaba investigar un volu-
men de yacimiento más grande.36
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> Influencia de las fallas sobre el tratamiento de estimulación en la Formación Barnett Shale.
Chesapeake disparó los pozos a lo largo del intervalo de terminación horizontal para evitar el
fracturamiento dentro de las cuatro fallas conocidas. A pesar de estas precauciones, la interpre-
tación del diagnóstico del tratamiento de estimulación por fracturamiento hidráulico StimMAP
indicó que la actividad microsísmica se concentraba en las adyacencias de los planos de fallas
y que la presencia de fallas cerca de las Etapas 1, 2 y 4 influenciaba dicha actividad microsísmica.
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En octubre de 2003, se realizó una prueba de
inyección preliminar utilizando una herramienta
VSI de cuatro niveles. En diciembre de 2004,
JAPEX instaló la tecnología de monitoreo sísmico
permanente desplegada con la tubería de produc-
ción—el sistema Vetco Gray PS3—en el pozo de
tratamiento SK-2D para registrar las EAs induci-
das por la producción. JAPEX observó sólo una
microsismicidad mínima en el campo, probable-
mente debido a la falta de caída de presión en el
yacimiento. Sin embargo, la actividad microsís-
mica se indujo durante las operaciones de
inyección que iniciaron la cizalladura a lo largo
de las fracturas naturales preexistentes. En con-
secuencia, la registración y el análisis de estas
EAs utilizando técnicas de monitoreo de fracturas
hidráulicas ayudó a definir la geometría y exten-
sión de los sistemas de fracturas naturales. En
febrero de 2005, se corrió un VSP y se llevó a cabo
un experimento de inyección de pequeña escala,
y en mayo de 2005 se realizó un experimento de
inyección de gran escala (derecha).

Los datos VSP fueron utilizados para mejorar
el modelo de velocidad existente y demostraron
ser importantes en el análisis de fracturas. Utili-
zando una fuente sísmica de pistolas de aire,
colocada en una fosa especialmente diseñada en
la superficie, y herramientas de adquisición
sísmica Createch SAM43 de 111⁄16 pulgadas, des-
plegadas dentro de la tubería de producción en
los pozos de observación cercanos y lejanos, se
registró un VSP de 49 niveles a lo largo del
intervalo pertinente, en ambos pozos simultá-
neamente. El VSP proporcionó datos de la
componente z—la componente vertical—de
buena calidad, que permitieron a los científicos
de Schlumberger y JAPEX evaluar la calidad del
acoplamiento de las herramientas Createch y
hallar la posición óptima de las herramientas
para un levantamiento con fines de monitoreo
microsísmico. La información de velocidad del

levantamiento VSP también se utilizó para
corregir el modelo de velocidad existente, lo que
a su vez mejoró la precisión de las posiciones de
las EAs calculadas.

Otro objetivo del proyecto consistía en evaluar
el desempeño en términos del monitoreo de las
fracturas hidráulicas del sistema prototipo perma-
nente Vetco Gray PS3 operado con la tubería de
producción. Un sensor superior y un sensor inferior
fueron desplegados en el pozo de inyección SK-2D.
Los sensores PS3 fueron afectados por el ruido

eléctrico. Sin embargo, una vez reducido el ruido
mediante filtros de predicción de errores, se obser-
varon los arribos de las ondas P y S. Si bien los
sensores prototipo también estuvieron afectados
por el ruido proveniente del fluido de bombeo en
esta terminación, algunos de los eventos de EA
poseían relaciones señal–ruido suficientes para
identificar los arribos de las ondas P y S. Esta
prueba representó la primera utilización exitosa
de sensores múltiples para mapear las EAs induci-
das hidráulicamente en un pozo de inyección.

33. La gran distancia existente entre el pozo de observación
y el volumen del yacimiento afectado por la Etapa 4
puede ser responsable de la asimetría observada en las
localizaciones de los eventos.

34. Drew J, Primiero P, Leslie D, Michaud G, Eisner L y
Tezuka K: “Microseismic Monitoring of a Hydraulic
Injection Test at the Yufutsu Gas Reservoir,” artículo B,
presentado en el 10o Simposio de Evaluación de
Formaciones de Japón, Chiba, Japón, 29 al 30 de
septiembre de 2004.

35. Tezuka K, Namaikawa T, Tamagawa T, Day-Lewis A y
Barton C: “Roles of the Fracture System and State of
Stress for Gas Production from the Basement Reservoir
in Hokkaido, Japan,” artículo de la SPE 75704,
presentado en el Simposio de Tecnología del Gas de la
SPE, Calgary, 30 de abril al 2 de mayo de 2002.

36. Tamagawa T y Tezuka K: “Validation of Clustering of
Fractures in Discrete Fracture Network Model by Using
Fracture Density Distributions Along Boreholes,” artículo
de la SPE 90342, presentado en la Conferencia y
Exhibición Técnica Anual de la SPE, Houston, 26 al 29 de
septiembre de 2004.
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muestra el lugar del experimento.



Utilizando los criterios de los sensores de
monitoreo múltiples para la discriminación de
los eventos, el programa de inyección de fluidos
consistente en 500 m3 [3,145 bbl] y 40 horas,
implementado en febrero, produjo 920 eventos
detectables; 40 de los cuales exhibieron fases de
ondas P y S detectables en tres o cuatro senso-
res y pudieron localizarse con una seguridad
razonable. Se realizó una comparación de las
localizaciones de los eventos entre las calcula-
das utilizando el modelo de velocidad existente y
las calculadas utilizando el modelo de velocidad
refinado por el VSP (arriba). El modelo de velo-
cidad revisado mejoró significativamente los
cálculos de la localización de la fuente, redu-
ciendo así la incertidumbre. Los resultados
obtenidos con el nuevo modelo mostraron un
agrupamiento de actividad más compacto que el
observado utilizando el modelo de velocidad pre-
vio, que había sido construido a partir de VSPs
registrados en otras partes del campo.

Durante el experimento de inyección más
amplio, realizado en mayo, se bombearon 5,600 m3

[35,223 bbl] de fluido durante seis días en cua-
tro pruebas diferentes o etapas.37 El experimento

produjo 447 eventos localizados de un total de
2,515 eventos detectados, algunos de los cuales
tuvieron lugar después de detener el bombeo
(próxima página).

Para determinar el impacto del monitoreo de
pozos múltiples, las localizaciones de eventos
calculadas con datos del pozo de observación cer-
cano sólo se compararon con las localizaciones de
eventos calculadas con datos de localizaciones de
monitoreo múltiples. El criterio utilizado para la
localización de pozos múltiples fue que podían
picarse los arribos de ondas P y S en el pozo cer-
cano; que al menos un arribo de una onda P podía
picarse en el pozo de observación lejano; y que
como mínimo podía picarse un arribo de ondas P
o S de los datos de pozos de tratamiento PS3.

Luego se corrió el algoritmo de localización
con los datos de un solo pozo y con los datos de
pozos múltiples, utilizando el nuevo modelo de
velocidad. Con los datos de un solo pozo, se
calculó la distancia existente hasta el evento uti-
lizando los datos de tiempo de tránsito de las
ondas P y S, y los ángulos de incidencia de los
rayos se determinaron utilizando el análisis de
hodogramas. Para el procesamiento de los datos

de un solo pozo y de pozos múltiples se realiza-
ron estimaciones del hipocentro, utilizando las
funciones de densidad de probabilidad formadas
a partir de los retardos de tiempo y los ángulos
medidos y modelados.38 El agrupamiento corres-
pondiente a la localización de un solo pozo es
más disperso y más difícil de interpretar que la
distribución de los pozos múltiples, que además
muestra actividad adicional significativamente
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37. Primiero P, Armstrong P, Drew J y Tezuka K: “Massive
Hydraulic Injection and Induced AE Monitoring in
Yufutsu Oil/Gas Reservoir—AE Measurement in
Multiwell Downhole Sensors,” artículo 50, presentado
en la 113a Reunión Anual de Otoño de la SEGJ, Okinawa,
Japón, 16 al 18 de octubre de 2005. 

38. Michaud G, Leslie D, Drew J, Endo T y Tezuka K:
“Microseismic Event Localization and Characterization
in a Limited-Aperture HFM Experiment,” Resúmenes
Expandidos, Exposición Internacional y 74a Reunión
Anual de la SEG, Denver (10 al 15 de octubre de 2004):
552–555. 
Tarantola A y Valette B: “Inverse Problems: Quest for
Information,” Journal of Geophysics 50 (1982): 159–170.

> Impacto de trabajar con un modelo de velocidad calibrado mediante un registro VSP. Una comparación de las localizaciones de los eventos microsísmicos
de las pruebas de febrero de 2005, realizadas con el modelo de velocidad preexistente (izquierda) en función de las pruebas realizadas con el modelo de
velocidad local calibrado mediante un registro VSP (derecha), muestra un agrupamiento más compacto de eventos si se utiliza el modelo actualizado. Esto
reduce significativamente la incertidumbre asociada con la definición de la geometría y orientación de la fractura hidráulica. En cada una de las visuali-
zaciones se muestra una vista en planta en la parte superior, una sección transversal norte-sur localizada en el extremo inferior izquierdo y una sección
transversal oeste-este en el extremo inferior derecho.
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> Examen de la magnitud y cantidad de emisiones acústicas (EA) durante la segunda etapa de la prueba de inyección en el campo de gas Yufutsu, situado en
Japón. Esta prueba comenzó con un proceso de inyección de 2.5 horas, a un régimen escalonado, seguido de una serie de inyecciones de 1 hora, a alto ré-
gimen, seguidas en cada caso por ciclos de cierre de pozos de 1 hora. A continuación, se mantuvo un régimen de inyección continuo de 2.2 m3 [14 bbl] por
minuto durante 19 horas, con una excepción representada por una operación de mantenimiento programado de los sistemas de bombeo. La gráfica central
muestra la magnitud estimada del evento. El tamaño de las elipses verdes es proporcional a la relación señal–ruido. El número de eventos microsísmicos se
muestra en la gráfica inferior. La presión de la tubería de producción (azul) y el régimen de bombeo (magenta) se exhiben en ambas gráficas. Una vista en
planta (extremo superior) muestra los eventos localizados que fueron atribuidos a esta etapa particular (negro) del número total de eventos localizados du-
rante la totalidad del experimento de inyección de mayo de 2005 (gris). El comienzo de la inyección a régimen escalonado muestra un umbral y régimen de
presión antes de que comiencen a producirse las EAs y, si bien el número de eventos disminuye durante los períodos de cierre de pozos, las EAs siguen
produciéndose en cantidades importantes luego de detenerse el bombeo.



más al norte del punto de inyección (arriba). La
comparación entre los dos resultados resalta el
desafío que plantea el monitoreo del comporta-
miento de las fracturas hidráulicas en el campo,
donde las opciones de monitoreo pueden limi-
tarse a un solo pozo.

Una de las principales motivaciones para
realizar mediciones de presión y de EAs durante
el monitoreo del tratamiento de estimulación
del Campo Yufutsu fue el empleo de esa informa-
ción para validar los modelos de simulación de
yacimientos. JAPEX ha desarrollado un simula-
dor numérico que simula la ruptura por
cizalladura en las rocas, las EAs asociadas y los
mejoramientos de la permeabilidad durante la
operación de simulación hidráulica.39 Se utilizó la
comparación entre las posiciones de los eventos
de EAs simulados y medidos, junto con el ajuste
iterativo de las historias de presión para ayudar a
confirmar la validez de las simulaciones.

Además de mejorar la caracterización de los
sistemas de fracturas naturales y el modelado de
yacimientos en el Campo Yufutsu, los experi-
mentos de inyección confirmaron el valor de un
modelo de velocidad preciso y las ventajas del
monitoreo de las EAs desde estaciones múlti-

ples. Si bien las distancias de monitoreo más lar-
gas son menos convenientes, el experimento
demuestra que el monitoreo puede realizarse
desde distancias considerables, dependiendo de
la geología. En este caso, la herramienta de
monitoreo más distante del pozo de observación
lejano se colocó a aproximadamente 2.5 km
[8,200 pies] de la actividad microsísmica.

Los datos de EAs proveen información sobre
la distribución espacial del sistema de fracturas.
Las técnicas de mapeo de avanzada, tales como el
método de doble diferencia y el análisis de multi-
pletes, proveen las localizaciones de las fuentes
con tal precisión que se pueden extraer grupos de
EAs y estructuras relacionadas con fracturas.40

Por ejemplo, los resultados del método de doble
diferencia aplicados al conjunto de datos del
Campo Yufutsu sugieren estructuras lineales
múltiples, interpretadas como un sistema de frac-
turas de mediana escala, que llenan el vacío
existente entre el sistema de fallas y las fracturas
observadas en las imágenes de la pared del pozo.

Otra de las ventajas de los datos de EAs es
que proveen restricciones espaciales para la
simulación de yacimientos. JAPEX desarrolló el
Simulador para Inyección Hidráulica y Trata-

miento por Fracturamiento (SHIFT, por sus siglas
en inglés) para simular los experimentos de
inyección hidráulica.41 Este simulador opera
sobre un modelo de redes de fracturas discretas
y simula la cizalladura de las fracturas preexis-
tentes, la actividad de EAs relacionada y el
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39. Tezuka K, Tamagawa T y Watanabe K: “Numerical
Simulation of Hydraulic Shearing and Related AE Activity
in Fractured Gas Reservoir,” artículo A, presentado en
10o Simposio de Evaluación de Formaciones de Japón,
Chiba, Japón, 29 al 30 de septiembre de 2004.

40. El método de doble diferencia es una técnica de mapeo
que relaciona múltiples pares de eventos entre sí. Los
multipletes son grupos de ondículas casi idénticas,
provenientes de eventos múltiples con un mecanismo
focal similar que se origina en la misma, o
prácticamente la misma, ubicación pero que ocurre en
diferentes tiempos.

41. Tezuka K, Tamagawa T y Watanabe K: “Numerical
Simulation of Hydraulic Shearing in Fractured Reservoir,”
artículo 1606, presentado en el Congreso Geotérmico
Mundial, Antalya, Turquía, 24 al 29 de abril de 2005.

42. Drew J, Leslie D, Armstrong P y Michaud G: “Automated
Microseismic Event Detection and Location by
Continuous Spatial Mapping,” artículo de la SPE 95513,
presentado en la Conferencia y Exhibición Técnica
Anual de la SPE, Dallas, 9 al 12 de octubre de 2005.

43. Eisner L y Sileny J: “Moment Tensors of Events Induced
in Cotton Valley Gas Field from Waveform Inversion,”
artículo P227, presentado en la 66a Conferencia y
Exhibición de la EAGE, París, 7 al 10 de junio de 2004.

Las cuatro etapas de la
prueba de inyección

Primera prueba a régimen 
escalonado
Segunda prueba a régimen 
escalonado, primera prueba
a alto régimen
Segunda prueba a alto régimen
Tercera prueba a régimen
escalonado

> Comparación de la localización de los eventos desde un pozo de observación y desde localizaciones de monitoreo múltiples. Los datos de EAs del expe-
rimento de inyección de mayo de 2005 se localizaron en base al análisis de hodogramas—para determinar el ángulo—y en base a los tiempos de tránsito
de las ondas P y S para determinar la distancia. Los mapas de fracturas que sólo utilizaron datos del pozo de observación cercano (izquierda) fueron com-
parados con los mapas de fracturas que utilizaron datos de tres localizaciones de pozos de observación (derecha). La utilización de localizaciones de
monitoreo múltiples restringió el número de soluciones posibles para la localización de eventos proveyendo localizaciones menores en número pero
mejores en calidad, que generan una representación más clara de la actividad.
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mejoramiento de la permeabilidad en un proceso
dinámico. El simulador hace esto uniendo el aná-
lisis de flujo de fluido con el análisis de dilatación
de las fracturas inducida por cizalladura. Se utili-
zaron las EAs y las presiones de inyección
observadas durante el experimento para el análi-
sis por ajuste posterior a la operación. El tamaño,
orientación e historia de migración de la nube de
EAs ayudó a restringir los parámetros del modelo.
Además, los grupos de EAs pueden utilizarse
como información determinística para modificar
la red de fracturas directamente. El proyecto
Yufutsu, que involucró a JAPEX y Schlumberger,
verificó algunos de los límites inherentes del
monitoreo de las fracturas hidráulicas.

Nueva actividad microsísmica
Una de las principales limitaciones de los méto-
dos de monitoreo microsísmico radica en hallar

pozos candidatos a tratamiento que cuenten con
uno o varios pozos de observación cercanos en
los cuales instalar la herramienta VSI. No sólo es
necesario que el pozo de observación se encuen-
tre relativamente cerca del pozo de tratamiento,
dependiendo de las propiedades acústicas de la
roca adyacente, sino que además debe estar
bien cementado y acústicamente calmo durante
las operaciones de fracturamiento. Para ase-
gurarse de que el pozo de observación esté en
condiciones adecuadas antes de correr la herra-
mienta VSI a menudo se requiere un tiempo
significativo y erogaciones sustanciales.

Los científicos buscan continuamente el
equilibrio entre detección y localización de EAs
confiables y operaciones de procesamiento e
interpretación convenientes que provean res-
puestas válidas en el sitio del tratamiento. Con
el advenimiento de computadoras más rápidas,

un nuevo método que utiliza mapeo microsís-
mico por coalescencia (CMMapping) ha logrado
establecer en forma rápida y confiable la locali-
zación de eventos para un mapeo confiable de
las fracturas en tiempo real.42

Otro desafío que encaran los geocientíficos de
Schlumberger a la hora de detectar y localizar
EAs es la identificación e interpretación de multi-
pletes. Por ejemplo, se ha observado la presencia
de multipletes durante dos etapas de bombeo
diferentes. Respuestas microsísmicas idénticas
surgen y vuelven a mapearse en las mismas locali-
zaciones de fuentes. Por lo tanto, los multipletes
indican la reactivación de una fractura o de una
falla respecto de la cual se detectó actividad
previamente. Durante un tratamiento por fractu-
ramiento hidráulico de etapas múltiples, esto
puede indicar la presencia de flujo cruzado entre
las etapas, lo que da como resultado una opera-
ción de estimulación ineficaz. La clave entonces
radica en lograr identificar la ocurrencia de
multipletes en tiempo real para poder adoptar
medidas durante el bombeo. Los científicos de
Schlumberger han desarrollado un método de
correlación cruzada para detectar la presencia de
flujo cruzado entre las etapas, que además provee
otro nivel de control de calidad para la localiza-
ción de eventos en tiempo real (izquierda).

Los científicos del Centro de Investigaciones
de Schlumberger en Cambridge están desarro-
llando además una técnica de inversión sísmica
robusta para determinar los mecanismos de los
eventos microsísmicos observados; por ejemplo,
los mecanismos de cizalladura o de tracción.43

Esta técnica permite ir mas allá de los “puntos de
un casillero” y, por ejemplo, cuantificar los cam-
bios de esfuerzos que resultan de los eventos
microsísmicos. Esta información se utiliza para
restringir aún más los modelos geomecánicos y
proporcionar a las compañías una mayor com-
prensión de la propagación de las fracturas
hidráulicas o los cambios de esfuerzos en el yaci-
miento fracturado.

La técnica de mapeo de las fracturas hidráu-
licas tiene mucho que ofrecer a la industria de
E&P, especialmente en el desarrollo de yaci-
mientos compactos. Los modelos de fracturas
precisos, calibrados utilizando mediciones direc-
tas de la geometría de las fracturas hidráulicas,
se tradujeron en mejoras en las operaciones de
simulación y desarrollo de yacimientos. Luego
de décadas de búsqueda de la mejor forma de
caracterizar las fracturas hidráulicas, la indus-
tria ha vuelto a acceder a la mejor fuente para
las respuestas a sus preguntas; las fracturas
hidráulicas en sí. —MGG
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> Detección de fracturas hidráulicas de etapas cruzadas utilizando multipletes. Esta técnica se basa en
la identificación de multipletes como resultado de la reactivación de las fracturas de una etapa previa.
En este ejemplo de Texas, la gráfica superior es una correlación cruzada de todos los eventos microsís-
micos de las Etapas 1, 2 y 3 (extremo superior izquierdo). La Etapa 1 incluye los Eventos 1 a 157 inclusive,
la Etapa 2 incluye los Eventos 158 a 471 inclusive, y la Etapa 3 incluye los Eventos 472 a 769 inclusive. El
coeficiente de correlación cruzada se codifica en color, identificando los eventos microsísmicos en las
diferentes etapas que se originan a partir de las mismas fracturas; multipletes. Si se correlacionan en
forma cruzada las Etapas 3 y 4—Eventos 1 a 298 inclusive y 299 a 497 inclusive, respectivamente—el
coeficiente sigue siendo muy bajo salvo si las etapas se correlacionan consigo mismas (extremo inferior
izquierdo). El mapa de eventos refleja esta observación (derecha).




