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RESUMEN 

 

Esta investigación se desarrolló en el pozo SHSI-119, ubicado en la plataforma “I” del 

Campo Shushufindi, durante el período 2024–2025, con el objetivo de evaluar la 

efectividad de un rediseño de completación orientado a prevenir la formación de 

incrustaciones inorgánicas. Históricamente, el pozo presentaba una alta incidencia de 

incrustaciones minerales, principalmente carbonatos y sulfatos, lo cual reducía la 

eficiencia del sistema de levantamiento artificial tipo BES y comprometía la continuidad 

productiva. Tras identificar que el sistema de inyección química presentaba deficiencias 

en cobertura y dosificación, se ejecutó el trabajo de reacondicionamiento #14, que 

incluyó la reubicación del punto de inyección del inhibidor SI-42067 (basado en ácidos 

aminofosfónicos), la reinstalación del BES y el rediseño de la completación con doble 

capilar IS e IC. Los resultados fueron significativos: la producción del pozo aumentó de 

308 BFPD (86 BPPD y 222 BAPD) con una PIP de 227 psi antes de la intervención 

(septiembre 2024), a 1200 BFPD (444 BPPD) y una PIP de 575 psi inmediatamente 

después (noviembre 2024). Para junio de 2025, la producción se mantuvo en 1362 BFPD, 

con 449 BPPD y una PIP estable de 492 psi, demostrando la sostenibilidad del 

tratamiento aplicado. Adicionalmente, el análisis de sólidos extraídos confirmó la 

presencia predominante de carbonatos solubles (78.2%) e interacción positiva con el 

inhibidor, sin presencia de sílice ni sulfuros. El Modelo de simulación basado en la 

reducción de permeabilidad relativa por acumulación de incrustaciones mostró que, de 

no intervenirse, el pozo habría sufrido una reducción progresiva de permeabilidad de 

hasta 9% en menos de un año, afectando su productividad. En conjunto, la aplicación del 

rediseño de completación, el uso correcto de inhibidores y el monitoreo riguroso de 

parámetros químicos y operativos permitieron restablecer la producción y extender la 

vida útil del pozo, sentando una base metodológica replicable para otros pozos con 

condiciones similares en campos maduros del Ecuador. 

 

Palabras claves: índices de saturación, inhibidores químicos, incrustaciones inorgánicas, 

corrosión, rediseño de completación.   
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ABSTRACT 

 

This research was conducted in the SHSI-119 well, which is located on Platform I of the 

Shushufindi Field. The study took place from 2024 to 2025 and aimed to evaluate the 

effectiveness of a completion redesign intended to prevent the formation of inorganic 

scale. The well had historically experienced a high incidence of mineral scale, primarily 

carbonates and sulfates. This reduced the efficiency of the BES artificial lift system and 

compromised production continuity. After identifying deficiencies in coverage and 

dosing in the chemical injection system, work was carried out on workover #14. This 

work included relocating the injection point of the SI-42067 inhibitor (based on 

aminophosphonic acids), reinstalling the BES, and redesigning the completion with 

double IS and IC capillaries.  The results were significant. Well production increased 

from 308 BFPD (86 BOPD and 222 BWPD), with a PIP of 227 psi, before the 

intervention in September 2024, to 1,200 BFPD (444 BOPD) with a PIP of 575 psi, 

immediately after the intervention in November 2024. By June 2025, production had 

stabilized at 1,362 BFPD (449 BOPD) with a PIP of 492 psi, demonstrating the 

treatment's sustainability. Additionally, analysis of the extracted solids confirmed the 

predominant presence of soluble carbonates (78.2%) and a positive interaction with the 

inhibitor; no silica or sulfides were present. The simulation model based on the reduction 

in relative permeability due to scale accumulation showed that, if not intervened, the well 

would have suffered a progressive reduction in permeability of up to 9% in less than a 

year, affecting its productivity. Overall, applying the completion redesign, using 

inhibitors correctly, and rigorously monitoring chemical and operational parameters 

allowed us to restart production and extend the well's useful life. This establishes a 

methodological basis that can be replicated for other wells with similar conditions in 

mature fields in Ecuador. 

 

Keywords: chemical inhibitors, completion redesign, corrosion, inorganic scale, 

saturation.index.  
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INTRODUCCIÓN   

En la industria petrolera, uno de los principales desafíos que afectan la continuidad 

operativa y la eficiencia en la producción de crudo es la formación de incrustaciones 

inorgánicas. Estas incrustaciones, constituidas por la precipitación de minerales presentes 

en el agua de formación, se depositan a lo largo del sistema de producción, tanto en el 

subsuelo como en superficie, afectando componentes críticos como los cañoneos, 

tuberías, válvulas, bombas y equipos de fondo. Su acumulación genera obstrucciones que 

disminuyen la eficiencia del flujo de fluidos, provocan fallas operativas, aumentan los 

costos de mantenimiento y, en casos extremos, pueden conducir a la paralización o 

abandono del pozo (Saychenko et al., 2021). 

El pozo SHSI-119, el cual corresponde a la nomenclatura identificadora de la plataforma 

“I” del Campo Shushufindi, ha presentado históricamente este tipo de problemas, 

especialmente en las arenas productoras U Superior y T Inferior, cuya producción se 

caracteriza por un alto contenido de compuestos incrustantes y corrosivos. La 

acumulación de escala en el diámetro interno del casing y en el equipo BES ha generado 

una disminución progresiva en la producción, requiriendo intervenciones frecuentes y 

costosas. Esta situación no solo compromete la eficiencia del pozo, sino que también 

representa un riesgo para la integridad de los equipos y el medio ambiente, debido a la 

posible corrosión inducida por bacterias sulfato reductoras. 

Ante esta problemática, se implementó un rediseño de la completación del pozo         

SHSI-119, con el objetivo de alcanzar una mayor profundidad de inyección del químico 

antiescala, optimizando la cobertura y efectividad del tratamiento. Esta intervención 

técnica busca no solo prevenir la formación de incrustaciones en las zonas críticas, sino 

también incrementar la producción del pozo mediante una mejor sumergencia del equipo 

BES y la regulación precisa de sus parámetros operativos. 

La presente investigación se enmarca en la necesidad de evaluar la efectividad de este 

rediseño, mediante el análisis comparativo de variables operativas, químicas y de 

producción antes y después de la intervención. Los resultados esperados contribuirán a 

validar la aplicabilidad de este tipo de soluciones en pozos con condiciones similares, 

promoviendo prácticas operativas más eficientes, seguras y sostenibles dentro de los 

campos petroleros del Ecuador. 
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Planteamiento de la investigación 

En el pozo SHSI-119, ubicado en la plataforma “I” del Campo Shushufindi, se ha 

evidenciado un patrón repetitivo de formación de incrustaciones a lo largo de su historial 

productivo, particularmente en las arenas productoras U Superior y T Inferior. Durante 

intervenciones previas, se ha identificado acumulación de hasta 1000 pies de 

incrustaciones en el casing, así como afectación directa al equipo de bombeo electro-

sumergible (BES), situación que ha requerido frecuentes reacondicionamientos con 

herramientas de molienda y reemplazo de componentes, generando costos elevados, paros 

operativos prolongados y riesgos ambientales por la posible corrosión inducida. 

La causa principal de esta problemática radica en la limitada efectividad del sistema de 

inyección de inhibidor de incrustaciones, cuyo punto de descarga de química no alcanzaba 

las zonas más críticas del sistema productivo. Como respuesta técnica, se implementó un 

rediseño de la completación del pozo, desplazando el punto de inyección del inhibidor a 

mayor profundidad, en cercanía a la base de las zonas productoras, e instalando un nuevo 

equipo BES con mayor capacidad y sumergencia. 

Si bien esta intervención tiene fundamentos técnicos sólidos y representa una estrategia 

innovadora para la prevención de incrustaciones, no se dispone aún de una evaluación 

técnica integral que permita cuantificar su efectividad en términos de mitigación de 

depósitos minerales, estabilidad operativa del BES, reducción en la dosificación de 

químicos y, sobre todo, su impacto en la recuperación de la productividad del pozo. 

 

Formulación del problema de investigación 

El rediseño de la completación del pozo SHSI-119 mejorará significativamente la 

eficiencia operativa y la producción del pozo, al prevenir la acumulación de 

incrustaciones inorgánicas en las zonas críticas del sistema de producción.  

 

Objetivo General 

Evaluar el rediseño de la completación aplicada en el pozo SHSI-119 para evitar la 

acumulación de incrustaciones inorgánicas. 
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Objetivos Específicos 

 

1. Caracterizar los datos del pozo SHSI-119: historial de producción, historial de 

reacondiciomiento, parámetros de operación equipo BES, datos del yacimiento 

(presiones de fondo y de reservorio), análisis fisicoquímico de las arenas 

productoras, historiales de inyección de químico inhibidor de incrustaciones  

2. Identificar la tendencia actual de las variables del equipo BES mediante el 

monitoreo en tiempo real con el software Avalon  

3. Determinar la dosificación de químico inhibidor de escala luego de aplicar el 

rediseño de completación por medio de los informes y análisis fisicoquímicos del 

Departamento de Tratamiento Químico Shushufindi  

4. Evaluar el potencial del pozo por medio de pruebas de producción con unidad Vx 

(unidad móvil de evaluación) antes y después de la intervención  

 

Planteamiento hipotético 

¿Rediseñar la completación del pozo SHSI-119 mejorará significativamente la eficiencia 

operativa y la producción del pozo al prevenir la acumulación de incrustaciones 

inorgánicas en las zonas críticas del sistema de producción?  
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CAPÍTULO 1. MARCO TEÓRICO REFERENCIAL 

 

1.1. Generalidades de los depósitos inorgánicos en pozos 

 

Las incrustaciones inorgánicas, también conocidas como "escala mineral", son depósitos 

sólidos formados por la precipitación de sales disueltas en el agua de formación o de 

inyección, cuando se produce un cambio en las condiciones fisicoquímicas del sistema 

(presión, temperatura, pH, mezcla de aguas incompatibles, etc.) (MacAdam & Jarvis, 

2015). Estos depósitos pueden generarse en cualquier parte del sistema de producción: en 

la formación, dentro del casing, en el equipo de bombeo, líneas de flujo, separadores y 

otros componentes de superficie (Kamal et al., 2018; Zhang et al., 2015). 

 

Las sales más comunes involucradas en estos depósitos son: 

• Carbonato de calcio (CaCO3) 

• Sulfato de bario (BaSO4) 

• Sulfato de calcio (CaSO4) 

• Sulfato de estroncio (SrSO4) 

• Silicatos y hierro en formas oxidadas o reducidas 

 

Estas incrustaciones no solo restringen el flujo de los fluidos del pozo, sino que también 

pueden causar corrosión localizada, interferir con los sistemas de levantamiento artificial 

y generar altos costos operativos por limpieza, reacondicionamientos y paros no 

programados (Abdalsamed et al., 2022). 

 

 

 

Ilustración 1. Escala y sulfuros obstruyendo diámetro interno de tubería de producción  



5 

 

 

Fuente: EP PETROECUADOR (2022) 

Ilustración 2. Acumulación de escala en Completación de fondo de Pozo 

    

 

Fuente: EP PETROECUADOR (2024) 
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1.2. Mecanismos de formación de incrustaciones 

De acuerdo con MacAdam y Jarvis (MacAdam & Jarvis, 2015), la formación de 

incrustaciones se debe principalmente a: 

• Incompatibilidad de aguas de formación: la mezcla de aguas de diferente 

composición química puede llevar a la sobresaturación y precipitación de sales. 

• Cambios de presión y temperatura: al ascender los fluidos del pozo, la 

disminución de presión y temperatura puede provocar la precipitación de 

minerales. 

• Variaciones de pH: ciertos minerales precipitan en condiciones alcalinas o 

ácidas. 

• Evaporación parcial del agua: particularmente en sistemas de producción de 

gas. 

Estos mecanismos alteran el equilibrio químico de los fluidos, favoreciendo la formación 

de incrustaciones. 

 

1.3. Métodos de tratamiento y control de incrustaciones  

1.3.1. Tratamientos químicos  

• Inhibidores de incrustaciones: compuestos que interfieren con los procesos de 

nucleación y crecimiento de cristales minerales. Ejemplos incluyen fosfonatos 

(Karaly et al., 2024; Mady et al., 2022, 2023) y polímeros orgánicos (Chen et al., 

2025; Zhao et al., 2024). 

• Disolventes o limpiadores: soluciones químicas que disuelven las incrustaciones 

existentes, como el ácido clorhídrico para carbonatos (Al-Shargabi et al., 2023). 
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Ilustración 3. Skit para inyección de química antiescala y anticorrosivo SHSI-119 

  

Fuente: EP PETROECUADOR (2025) 

1.3.2. Tratamientos mecánicos  

• Raspado y cepillado mecánico (Kamal et al., 2018) 

• Molienda mediante herramientas específicas  (Hussein, 2023a) 

• Limpieza por chorro de agua a alta presión (Olajire, 2015) 

 

Ilustración 4. Unidad de Coiled Tubing y BHA de molienda con junk mill y motor de 

fondo para limpieza de tuberías de superficie y fondo de pozo Rigless 

   

Fuente: CÍA. DYNADRILL ECUADOR (2025) 
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Ilustración 5. Armado BHA moledor con Junk mill para molienda de escala con Torre 

de Reacondicionamiento pozo SHSI-119 

    

Fuente: EP PETROECUADOR (2024) 

 

1.3.3. Métodos preventivos operacionales  

• Control de compatibilidad de aguas inyectadas (Abdelaal, 2019; Pei et al., 2014) 

• Manejo de presiones para evitar condiciones de sobresaturación (Kumar et al., 

2018) 

• Optimización de la dosificación de químicos mediante monitoreo en tiempo real 

(Wang & Chen, 2022) 

1.4. Técnicas de completación de pozos para evitar incrustaciones 

La completación del pozo influye directamente en la formación o mitigación de 

incrustaciones (Gustavsen et al., 2010). Algunas estrategias incluyen: 

1.4.1. Uso de sistemas de inyección de inhibidores a profundidad  

Implementación de líneas de inyección que permiten entregar el químico directamente en 

la zona productora, cubriendo áreas con mayor presencia de incrustaciones (Mpelwa & 

Tang, 2019). 
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Ilustración 6. Armado de equipo BES con doble tubo capilar y mandril para inyección  

de química en fondo de pozo 

 

Fuente: TEARDOWN  SOLUTIONS ECUADOR (2024) 

 

1.4.2. Selección adecuada de materiales 

Utilización de tuberías y componentes resistentes a la corrosión e incrustaciones, como 

aleaciones con contenido de cromo o níquel (Patel & Nagar, 2022). 

1.4.3. Optimización del equipo de fondo 

Diseño de bombas sumergibles con componentes más resistentes a sólidos y depósitos 

minerales, así como protectores de motor que reduzcan zonas de acumulación. 

1.4.4. Completación selectiva o dual 

Permite controlar la producción de zonas con alto potencial incrustante, aislándolas o 

gestionando individualmente cada una. 

Estas técnicas buscan minimizar la formación de incrustaciones y mantener la eficiencia 

operativa del pozo. 

 



10 

 

1.5. Importancia del monitoreo y análisis continuo 

El monitoreo en tiempo real de parámetros operativos como presión, temperatura y caudal 

permite detectar la formación de incrustaciones en etapas tempranas. Tecnologías 

modernas como sistemas SCADA y software especializado facilitan la toma de decisiones 

para ajustar la dosificación de inhibidores y prevenir fallos en el sistema de producción. 

 

1.6. Concepto de daño de formación  

El daño de formación se refiere a la disminución de la productividad de un pozo debido 

a la reducción de la permeabilidad efectiva del yacimiento en la vecindad del pozo. 

Cuando ocurre precipitación de sales minerales dentro del sistema poroso, los poros 

pueden bloquearse parcial o totalmente, reduciendo el flujo de fluidos hacia el pozo. 

El daño por incrustaciones inorgánicas puede ocurrir durante la producción (flujo hacia 

el pozo) o durante la inyección (como en procesos de recuperación secundaria). Los 

minerales precipitados se depositan en el espacio poroso, interfiriendo con el paso de 

hidrocarburos. 

 

Ilustración 7. Efecto del daño de formación con relación al perfil de presión 

 

      Fuente: A. Tarek, Reservoir Engineering, Third., vol. Sigma. ELSERVIER, 2006 
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1.6.1. Modelamiento del daño: reducción de permeabilidad 

La relación entre el daño de formación y la reducción de permeabilidad puede modelarse 

mediante el factor de daño (Skin), que representa una resistencia adicional al flujo 

causada por alteraciones en la vecindad del pozo (Civan, 2007): 

 

𝑆 =
𝑘

𝑘𝑑
− 1 Ec. (1) 

 

Donde  

𝑆 = factor de daño o Skin (adimensional) 

𝑘 = permeabilidad original del yacimiento, mD. 

𝑘𝑑 = permeabilidad efectiva con daño, mD. 

 

Este aumento del skin tiene un impacto directo en la ecuación de productividad de un 

pozo (Raji et al., 2020): 

𝑞𝑜 =
0,00708 × 𝑘 × ℎ × (𝑃𝑟 − 𝑃𝑤𝑓)

𝜇 × 𝐵𝑜 × [𝑙𝑛 (
𝑟𝑒

𝑟𝑤
) + 𝑆]

 Ec. (2) 

Donde  

𝑞𝑜 = tasa de producción (STB/d) 

ℎ = espesor neto productivo (pies) 

𝑃𝑟 = presión promedio del reservorio (psi) 

𝑃𝑤𝑓 = presión de fondo fluyente (psi) 

𝜇 = viscosidad del fluido (cP) 

𝐵𝑜 = factor volumétrico del petróleo (RB/STB) 
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𝑟𝑒 = radio de drenaje (pies) 

𝑟𝑤 = radio del pozo (pies) 

Una mayor cantidad de depósitos implica un mayor valor de skin, lo que se traduce en 

una disminución significativa de presión y caudal de producción como podemos apreciar 

en la Ilustración 8 

 

Ilustración 8. Efecto skin negativo y positivo con relación al perfil de presión 

 

 

      Fuente: A. Tarek, Reservoir Engineering, Third., vol. Sigma. ELSERVIER, 2006 

 

1.6.2. Métodos para estimación de la tendencia del agua de formar incrustaciones 

1.6.2.1. Índice de Saturación de Langelier (LSI) 

Este índice evalúa si el agua tiene tendencia a disolver o precipitar carbonato de calcio 

(CaCO₃). Se basa en la comparación entre el pH real del agua y el pH en equilibrio (pHs) 

(Baloïtcha et al., 2022; Royani et al., 2018). 

𝐿𝑆𝐼 = 𝑝𝐻 − 𝑝𝐻𝑠 Ec. (3) 

Donde  

𝑝𝐻 = valor real del agua. 

𝑝𝐻𝑠 = pH en el cual el agua está en equilibrio con CaCO3 
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El índice de saturación de Langelier, que oscila entre el cero y el uno, indica la capacidad 

de un agua para alcanzar un equilibrio. Un valor positivo indica una naturaleza 

incrustante, mientras que un valor negativo sugiere una tendencia corrosiva. A medida 

que el valor se aleja más de cero, se evidencia una mayor propensión hacia una de estas 

dos tendencias. Es improbable alcanzar un valor de índice de Langelier de cero. Se puede 

inferir que el agua es equilibrada cuando su valor se encuentra dentro del rango entre -0,3 

y +0,3 (Villegas-Mendoza et al., 2020). En la Tabla 1 se relacionan por intervalos el índice 

de Langelier y la tendencia incrustante del agua.  

 

Tabla 1. Relación del Índice de saturación de Langelier y la tendencia del agua 

Valor del Índice de saturación de 

Langelier 

Tendencia del agua 

+0.3 a +2.0 Incrustación alta. 

0.0 a +0.3 Incrustación ligera con corrosión. 

0.0 Equilibrada. Puede ocurrir corrosión 

ligera. 

0.0 a -0.3 Corrosión ligera. No se forman 

incrustaciones. 

-0.3 a -2.0 Corrosión alta. 

Fuente: (Hernández-Suárez & León, 2021) 

 

El pHs depende de la alcalinidad total, la dureza total, los sólidos disueltos totales y la 

temperatura del agua en cuestión. Se calcula a través de gráficas, tablas o correlaciones 

publicadas por diversos autores. Algunos recursos en internet tienen calculadoras 

disponibles para hacerlo. 

Royani y Nuraini (Royani et al., 2018) presentan la siguiente correlación: 

𝑝𝐻𝑠 = 9.3 + 𝐴 + 𝐵 − 𝐶 − 𝐷 Ec. (4) 
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En donde: 

𝐴 = (log 𝑆𝑇𝐷 − 1)/10 

𝐵 = 34.55 − (13.12 log 𝑇) 

𝐶 = log 𝐷𝐶 − 0.4 

𝐷 = log 𝐴𝑇 

En las cuales, tenemos:  

𝑆𝑇𝐷 = sólidos totales disueltos, mg/L 

𝑇 = temperatura, K 

𝐷𝐶 = dureza cálcica, mg CaCO3/L 

𝐴𝑇 = alcalinidad total, CaCO3/L 

 

1.6.2.2. Índice de Saturación de Stiff y Davis (SDI) 

Se enfoca en carbonato y sulfato de calcio. Requiere análisis detallado del agua, pero 

presenta limitaciones para valores de índice entre -0.5 y 0.5, donde la predicción se vuelve 

incierta. Es una mejora del LSI para aguas salinas (con alta TDS) donde el modelo de 

Langelier pierde precisión. Aunque no tiene una fórmula única publicada en el 

documento, se basa en coeficientes ajustados empíricamente para salinidades elevadas, y 

su resultado también se interpreta como (Knap-Bałdyga, 2022): 

• SDI > 0 → Agua sobresaturada (riesgo de incrustaciones). 

• SDI < 0 → Agua subsaturada (tendencia a disolver CaCO3). 

1.6.2.3. Índice de propensión a la incrustación de Puckorius  

El Índice de Propensión de Incrustación de Puckorius (Puckorius Scaling Index, PSI) es 

un método diseñado para predecir la tendencia del agua a formar incrustaciones, 

principalmente de carbonato de calcio (CaCO3), al tomar en cuenta no solo el pH actual 

del agua, sino también su capacidad de amortiguación (buffering capacity). Fue 

desarrollado por Paul Puckorius como una alternativa más realista frente al índice de 
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saturación de Langelier (LSI), ya que considera cómo el agua puede cambiar de pH en 

condiciones operativas reales (Ahmed et al., 2021a). 

La ecuación que describe este índice es la siguiente:  

𝑃𝑆𝐼 = 2𝑝𝐻𝑒𝑞 − 𝑝𝐻 Ec. (5) 

Donde  

PSI = Índice de Puckorius 

pHeq = pH de equilibrio, es decir, el pH al cual el agua estaría en equilibrio con el 

carbonato de calcio, considerando su alcalinidad total. 

pH = pH actual del agua 

A diferencia del pHs del índice de Langelier, el pHeq no tiene una fórmula única y directa, 

ya que depende del sistema buffer del agua, especialmente de su alcalinidad total 

(principalmente por iones bicarbonato HCO3
−, carbonato CO3

2− y ácido carbónico 

H2CO3). El valor de pHeq se estima en función de la alcalinidad total y otros parámetros 

químicos del agua (como el contenido de carbonatos y bicarbonatos), y puede calcularse 

con gráficos o software especializado. Sin embargo, puede ser estimado de forma 

empírica mediante la siguiente ecuación (Mortezazadeh & Gholami-Borujeni, 2024):  

𝑝𝐻𝑒𝑞 = 1,465 × 𝑙𝑜𝑔10(𝐴𝑙𝑐𝑎𝑙𝑖𝑛𝑖𝑑𝑎𝑑) + 4,54 Ec. (6) 

Donde  

Alcalinidad: expresada en ppm como CaCO3 

Esta fórmula es válida para aguas con alcalinidad entre 10 y 500 ppm 

 

El valor de pHeq representa el pH que alcanzaría el agua al estar en equilibrio con su 

contenido de carbonato, luego de liberar CO3. Es útil en aguas tratadas térmicamente, 

aguas de formación petrolera y en sistemas que atraviesan descompresión o 

desgasificación (como líneas de producción). 

 

Este índice se interpreta así:  
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• PSI < 6: Agua incrustante; alta tendencia a precipitar carbonato de calcio. 

• PSI ≈ 6–7: Condición próxima al equilibrio. 

• PSI > 7: Agua agresiva o corrosiva; con capacidad de disolver incrustaciones de 

CaCO3. 

 

Entre las principales ventajas del método de Puckorius, se tienen:  

• Considera la capacidad tampón del agua, no solo su estado instantáneo. 

• Más representativo en sistemas dinámicos (como pozos con variaciones de 

presión y temperatura). 

• Utilizado en la industria del petróleo, tratamiento de aguas y torres de 

enfriamiento. 

 

1.6.2.4. Índice de Oddo y Tomson 

Este índice permite predecir la formación de varios tipos de incrustaciones como 

carbonatos y sulfatos de calcio, bario y estroncio. Se basa en el índice de sobresaturación 

(SI), que compara la concentración iónica con el producto de solubilidad (Ksp) de la sal 

(Flórez-Ortiz et al., 2025). La ecuación representativa, se presenta a continuación:  

𝑆𝐼 = 𝑙𝑜𝑔10 (
[𝑀𝑛+] ∙ [𝐴𝑚−]

𝐾𝑠𝑝
) Ec. (7) 

Donde: 

• [Mn+]: concentración del catión (Ca²⁺, Ba²⁺, Sr²⁺). 

• [Am−]: concentración del anión (CO₃²⁻, SO₄²⁻). 

• Ksp: constante de solubilidad del compuesto a las condiciones dadas. 

Interpretación: 

• SI > 0 → Solución sobresaturada, precipitación probable. 
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• SI = 0 → Equilibrio. 

• SI < 0 → Solución subsaturada, sin precipitación. 

1.6.2.5. Índice de Ryznar (RSI) 

Este índice se utiliza junto con el LSI para refinar la interpretación. Se basa también en 

el pH del agua y el pH de saturación (Kuznietsov, 2024). La ecuación de este modelo es 

la siguiente: 

𝑅𝑆𝐼 = 2𝑝𝐻𝑠 − 𝑝𝐻 Ec. (8) 

Interpretación: 

• RSI < 6: Alta tendencia a incrustaciones. 

• RSI = 6 – 7: Ligera tendencia. 

• RSI > 7: Agua corrosiva. 

 

1.6.2.6. Índice de Larson-Skold (Lal) 

El Índice de Larson–Skold (Lal) es un parámetro desarrollado originalmente para evaluar 

la tendencia del agua a causar corrosión por picadura (pitting) en sistemas industriales, 

especialmente en sistemas de enfriamiento con alta salinidad. Sin embargo, en contextos 

de producción petrolera, este índice también puede ser útil como indicador 

complementario en la evaluación de riesgo de incrustaciones y corrosión combinadas, ya 

que analiza el equilibrio entre iones agresivos (Cl⁻ y SO₄²⁻) y cationes protectores (Ca²⁺ 

y Mg²⁺) (Ahmed et al., 2021b). La ecuación de este modelo es la siguiente: 

 

𝐿𝑎𝑙 =
[𝐶𝑙−] + [𝑆𝑂4

2−]

[𝐶𝑎2+] + [𝑀𝑔2+]
 Ec. (9) 

 

Donde todas las concentraciones están expresadas en miliequivalentes por litro (meq/L). 

Interpretación: 
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• Lal < 0.8: Agua no agresiva. Bajo riesgo de corrosión localizada. 

• 0.8 ≤ Lal ≤ 1.2: Agua potencialmente agresiva. Riesgo moderado. 

• Lal > 1.2: Agua agresiva. Alta probabilidad de corrosión localizada. 

 

Aplicación en la industria petrolera: 

Aunque su uso original fue en sistemas de enfriamiento, hoy se emplea también para 

evaluar el comportamiento químico del agua de formación o de inyección, especialmente 

cuando se considera su impacto en: 

• Integridad del sistema de producción (corrosión), 

• Propensión combinada a incrustaciones, 

• Compatibilidad química al mezclar diferentes aguas (inyección). 

En resumen, en la Tabla 2 se presentan los modelos revisados que pueden caracterizar de 

la tendencia a la incrustación del agua: 

  

Tabla 2. Resumen de Índices de saturación de aguas duras 

Índice Evalúa Principal uso Límite clave 

Langelier 

(LSI) 

CaCO3 (carbonato de 

calcio) 
Agua dulce LSI = 0 

Ryznar 

(RSI) 
CaCO3 

Refina predicción del 

LSI 
RSI = 6–7 

Stiff y 

Davis 
CaCO3 en aguas salinas Alta TDS SDI = 0 

Oddo y 

Tomson 

(SI) 

CaCO3, BaSO4, SrSO₄, 

etc. 
Multicomponente SI = 0 
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Puckorius 

(PSI) 

Tendencia del agua a 

formar incrustaciones 

considerando su 

capacidad buffer. 

Sistemas dinámicos con 

variaciones de pH y 

alcalinidad 

PSI < 6: 

incrustante  

PSI > 7: 

corrosive 

Larson–

Skold (Lal) 

Relación entre iones 

agresivos (Cl⁻, SO₄²⁻) y 

cationes protectores (Ca²⁺, 

Mg²⁺) 

Indicador de riesgo de 

corrosión localizada 

(pitting) 

Lal < 0.8: 

Agua no 

agresiva 

Lal > 1.2: 

Alta 

agresividad 

 

1.6.3. Modelamiento químico de la precipitación 

El proceso de formación de incrustaciones puede analizarse usando el índice de 

sobresaturación (SI), el cual indica si un sistema está en condiciones de precipitación 

(Hernández Pinto et al., 2020): 

 

𝑆𝐼 = 𝑙𝑜𝑔 (
𝐼𝐴𝑃

𝐾𝑠𝑝
) Ec. (10) 

Donde 

SI = índice de sobresaturación 

IAP = producto iónico de actividad de los iones formadores del mineral 

𝐾𝑠𝑝 = producto de solubilidad del mineral 

La interpretación del valor del SI es la siguiente: 

• SI<0: solución insaturada (disolución) 

• SI=0: equilibrio 

• SI>0: sobresaturación (precipitación) 
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Por ejemplo, para el carbonato de calcio (CaCO3): 

 

Ca2+ + CO3
2− ⇌ CaCO3(s) 

 
Ec. (11) 

Si el producto [Ca2+][CO32−] excede 𝐾𝑠𝑝, se genera precipitación. Esta sobresaturación 

puede ser promovida por aumentos de pH, reducción de presión o cambios de temperatura 

en el sistema de flujo. 

 

1.6.4. Normas de calidad de agua para la industria petrolera extractiva 

Las principales normas de calidad del agua aplicadas para la prevención de incrustaciones 

inorgánicas, particularmente en contextos industriales y de producción petrolera, 

corresponden a los estándares ASTM y APHA (Rice et al., 2017). 

Estas normas permiten detectar condiciones que favorecen la sobresaturación y formación 

de incrustaciones (como altos niveles de Ca²⁺, SO₄²⁻ y alcalinidad), además proveen datos 

confiables para calcular índices como LSI, PSI, RSI y otros modelos predictivos. Son 

requeridas para el diseño adecuado de programas de inyección química, selección de 

inhibidores y monitoreo de desempeño (Centeno-Bordones et al., 2021). En las Tablas 3 

y 4 se presenta una descripción de las normas ASTM y APHA que más se utilizan para 

investigar y caracterizar aguas industriales y que además son muy utilizadas en el 

tratamiento de aguas de producción en campos petroleros. 
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Tabla 3. Normas ASTM para investigación de aguas industriales 

Norma 

ASTM 

Descripción 

D1125 Métodos estándar para medir la conductividad eléctrica del agua. 

D1293 Método estándar para determinar el pH del agua. 

D4327 Determinación de aniones inorgánicos (Cl⁻, SO₄²⁻, NO₃⁻, etc.) por 

cromatografía iónica. 

D511 Determinación de calcio y magnesio por EDTA (complejometría). 

D4191 Método para estimar el potencial de formación de incrustaciones por 

CaCO3. 

D1067 Análisis de alcalinidad total, bicarbonato y carbonato en aguas. 

Fuente: (Rice et al., 2017) 

 

Tabla 4. Métodos APHA utilizados para caracterización de aguas  

Método APHA Parámetro evaluado 

APHA 4500-H⁺ B Medición de pH (potenciométrico). 

APHA 2340 B Alcalinidad total (titulado con H₂SO₄ o HCl). 

APHA 3500-Ca 

B/C 

Determinación de calcio (volumétrica y 

espectrofotométrica). 

APHA 3111 B Análisis de metales por espectrofotometría de 

absorción atómica. 

APHA 4500-SO₄²⁻ 

E 

Cuantificación de sulfatos por turbidimetría. 
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APHA 2510 B Conductividad eléctrica como indicador general de 

sales disueltas. 

Fuente: (Rice et al., 2017) 

1.6.5. Dinámica del taponamiento de medios porosos 

La pérdida de permeabilidad se puede modelar a través de ecuaciones de flujo multifásico 

o mediante modelos empíricos basados en la concentración de sólidos precipitados 

(Elrahmani et al., 2023). Uno de los enfoques más comunes en simulación es el uso del 

modelo de reducción de permeabilidad relativa: 

𝑘𝑟,𝑑𝑎ñ𝑎𝑑𝑎 = 𝑘𝑟,𝑜𝑟𝑖𝑔𝑖𝑛𝑎𝑙 × (1 − 𝜙𝑝𝑟𝑒𝑐𝑖𝑝.)
𝛼

 Ec. (12) 

Donde: 

𝑘𝑟,𝑑𝑎ñ𝑎𝑑𝑎= permeabilidad relativa efectiva con daño 

𝑘𝑟,𝑜𝑟𝑖𝑔𝑖𝑛𝑎𝑙= permeabilidad relativa efectiva sin daño 

𝜙𝑝𝑟𝑒𝑐𝑖𝑝. = fracción de porosidad bloqueada por depósitos 

α = parámetro empírico que depende de la geometría del depósito 

 

Este tipo de modelamiento puede implementarse en simuladores como CMG-STARS, 

ECLIPSE o mediante códigos personalizados en MATLAB o Python. 

 

Con datos provenientes del comportamiento de la producción del pozo, se simula, 

entonces, el comportamiento de la reducción de la permeabilidad de la formación bajo 

condiciones reales, en un modelo simplificado, es decir, cuando α = 1. La simulación, que 

se presenta en la Ilustración 9, muestra como luego de 300 días de exposición, la 

permeabilidad pasa de 350 mD a aproximadamente 300 mD, demostrando que, si no se 

trata el problema de forma adecuada, la permeabilidad del pozo se vería seriamente 

afectada y por ende la producción del mismo se reduciría. 
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Ilustración 9. Reducción de la permeabilidad por efecto de la incrustación 

 

Nota: Datos para la simulación Porosidad = 17%, permeabilidad = 350 mD, pH = 7,01, TDS = 17000, T = 180° F, 

caudal = 1030 barriles/día, tiempo = 300 días, [Ca2+] = 1200. 

De la misma manera, el comportamiento de la porosidad se vería afectado por el efecto 

de las incrustaciones depositadas en el interior de la roca reservorio, lo cual se presenta a 

continuación en la Ilustración 10, con los mismos datos de entrada según las condiciones 

de producción del pozo SHSI-119. En ella se puede identificar, que la fracción de 

porosidad obstruida llegaría hasta un 3% aproximadamente, lo cual indica que este 

problema es crítico a nivel operacional y productivo. 

Ilustración 10. Reducción de la porosidad por efecto de la incrustación 
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Nota: Datos para la simulación de Arena T: Porosidad = 17%, permeabilidad = 350 mD, pH = 7,01, TDS = 17000,   

T = 180° F, caudal = 1030 barriles/día, tiempo = 300 días, [Ca2+] = 1200. 

1.6.6. Implicaciones operativas 

De acuerdo con Hussein (Hussein, 2023b), la presencia de daño por incrustaciones 

implica: 

• Disminución de la producción y eficiencia del pozo. 

• Aumento en la frecuencia de reacondicionamientos. 

• Mayor consumo de químicos inhibidores. 

• Riesgo de taponamiento irreversible en formaciones de baja permeabilidad. 

 

1.7. Descripción del Campo Shushufindi 

1.7.1. Historia 

Descubierto en diciembre de 1968 por el consorcio TEXACO-GULF mediante la 

perforación del pozo SSF-01, el campo entró en producción comercial en 1972 con una 

tasa inicial de 19,200 barriles de petróleo por día (BPPD) sin presencia de agua. Durante 

los primeros cinco años, se perforaron alrededor de 50 pozos, incrementando la 

producción a 100,000 BPPD. En 1984, se implementó un proyecto de inyección de agua 

para recuperación secundaria en los yacimientos “U” y “T”, aunque fue suspendido por 

falta de resultados significativos. Actualmente, se lo denomina campo Shushufindi-

Aguarico, y está ubicado en el Bloque 57, el mismo que se encuentra en producción 



25 

 

actualmente y se lo considera como un yacimiento maduro con más de 49 años de 

producción continua. Cuenta con un petróleo original en sitio (POES) estimado en 5.438 

millones de barriles, de los cuales se han extraído aproximadamente 1.403 millones de 

barriles, provenientes principalmente de dos reservorios clave (Ministerio de Energía y 

Minas de Ecuador, 2022). 

 

1.7.2. Descripción geológica 

El campo se asienta sobre un anticlinal asimétrico con orientación norte-noroeste, 

cubriendo un área aproximada de 240 km² y un cierre estructural de 300 pies en la base 

de la caliza A. Está limitado al este y norte por fallas inversas principales, con fallas 

secundarias asociadas. Los yacimientos se encuentran en formaciones del Cretácico 

Medio a Superior, incluyendo las arenas Basal Tena, U superior e inferior, y T superior e 

inferior. 

1.7.3. Descripción estratigráfica 

A continuación, se presenta una tabla que resume las características estratigráficas de 

los principales reservorios del Campo Shushufindi: 

 

Tabla 5. Resumen estratigráfico de los reservorios del Campo Shushufindi 

Reservorio Características 

T 

- Grano medio a grueso 

- Minerales similares a los de la arenisca U 

- Porosidad promedio17% 

- Permeabilidad absoluta: 300 – 600 mD 

- Salinidad: 15,000 – 40,000 ppm NaCl 

U 

- Arenisca cuarzosa 

- Presencia de fragmentos líticos, circón, muscovita y 

glauconita 

- Arcilla predominante: caolinita 

- Porosidad total promedio 19% 

- Permeabilidad: 250 – 400 mD 
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- Salinidad: 45,000 – 65,000 ppm NaCl 

Basal Tena 

- Estructura de grano decreciente 

- Menor espesor (1–22 pies) 

- Porosidad promedio: ~15% 

Fuente: (Quirumbay Pozo & Tomalá Suárez, 2023) 

 

1.7.4. Producción y desarrollo 

Shushufindi ha sido una fuente importante de crudo liviano, con valores de gravedad API 

entre 24 y 32. En sus primeros años, mantuvo una producción promedio de 100,000 

BPPD. Sin embargo, con el tiempo, la producción declinó debido al aumento del corte de 

agua y la madurez del campo. En 2011, la producción cayó a 45,000 BPPD. Para 

revitalizar el campo, en 2012 se formó el Consorcio Shushufindi S.A., integrado por 

Schlumberger, Tecpetrol y KKR, en colaboración con EP PETROECUADOR. Este 

consorcio implementó nuevas tecnologías y estrategias de inversión, logrando aumentar 

la producción a 90,000 BPPD para 2016.  

 

1.7.5. Retos actuales 

Actualmente, el campo enfrenta desafíos relacionados con su etapa de madurez, como el 

incremento en la producción de agua, lo que complica los procesos de producción y 

aumenta los costos operativos. Además, se requiere una gestión eficiente de las 

instalaciones de superficie para manejar el aumento de producción y mitigar problemas 

ambientales. 

 

 

 

 

 

 



27 

 

Ilustración 11. Ubicación geográfica del Campo Shushufindi- Bloque 57 

 

 

 

 

 

Fuente: EP PETROECUADOR (2025 
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1.7.6. Pozo Shushufindi-I119 

El pozo SHSI-119 objeto de este estudio, pertenece a la plataforma “I” del Sector Central 

de Shushifindi, en esta plataforma también encontramos los pozos: SHSI-133, SHSI-134, 

SHSI-162, SHSI-164, SHSI-256, SHSI-272, estos pozos se caracterizan por la producción 

de fluidos incrustantes y corrosivos, el pozo SHSI-119 produce en conjunto de las arenas 

“Usup” y “Tinf”; desde el mes abril a junio de 2025, alcanza una producción promedio 

de petróleo de 478 BPPD como podemos observar en la Tabla 6.  

Tabla 6. Producción pozo SHSI-119 de abril a junio de 2025 

FECHA ZON

A 
BFPD BPPD BAPD BSW PIP                Frecuencia BES (Hz)             

7-Apr-25 TI+US 1321 436 885 67 460 157  

20-Apr-25 TI+US 1316 434 882 67 470 157  

28-Apr-25 TI+US 1320 436 884 67 473 157  

10-May-25 TI+US 1369 452 918 67 474 157  

24-May-25 TI+US 1368 451 917 67 498 157  

6-Jun-25 TI+US 1362 449 913 67 492 157  

Presión de Reservorio: Arena “Ti” = 1900 psi, “Us” = 1300 psi 

Fuente: EPP Petroecuador (2025) 

 

El 28 de octubre de 2024  finaliza el WO #14 última intervención del pozo SHSI-119, 

bajaron en el pozo equipo BES D2000HS - SERIE 400 / 38 ETAPAS / 138 HP  en tubería 

combinada 3-1/2" y 2 7/8” TSH BLUE, Cr3%, TN-80, Clase "A" alcanzando una 

Profundidad de Intake de 9682 pies 

Ilustración 12. Cabezal de producción pozo SHSI-119 
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CAPÍTULO 2. METODOLOGÍA 

 

2.1. Contexto de la investigación 

La presente investigación se desarrolló en el pozo SHSI-119, ubicado en la plataforma 

“I” del Campo Shushufindi, durante el período 2024–2025. Este pozo ha mostrado 

históricamente una alta susceptibilidad a la formación de incrustaciones inorgánicas, 

particularmente de carbonatos y sulfatos, lo que ha afectado negativamente el rendimiento 

del sistema de levantamiento artificial, principalmente el bombeo electro-sumergible 

(BES), y ha reducido de forma progresiva su productividad. Ante la evidencia de un punto 

de inyección del inhibidor químico mal posicionado y de baja cobertura efectiva, se 

ejecutó un rediseño integral de la completación del pozo. Este incluyó la reubicación del 

sistema de inyección a mayor profundidad y la separación de tratamientos químicos para 

dos problemas detectados como incrustaciones y corrosión, en cercanía directa con las 

zonas productivas más afectadas, y la optimización del equipo de bombeo electro-

sumergible (BES). 

2.2. Diseño y alcance de la investigación 

Esta investigación adopta un enfoque cuantitativo y un diseño no experimental de tipo 

longitudinal y descriptivo-explicativo. No se manipulan las variables del fenómeno, sino 

que se analizan de manera retrospectiva y comparativa los datos obtenidos antes y después 

del rediseño de la completación del pozo SHSI-119. 

Se recopiló información técnica de campo proveniente de registros operacionales, 

reportes de producción, análisis fisicoquímicos del agua de formación, registros de 

presión, comportamiento eléctrico del equipo BES, dosificación de inhibidores y 

parámetros de fondo. A través del procesamiento de estos datos se buscó identificar la 

variación en la eficiencia operativa del pozo, la incidencia de incrustaciones inorgánicas 

y el desempeño del sistema de producción tras la intervención técnica. El procedimiento 

experimental se compone de los siguientes pasos (Hernández-Sampieri et al., 2014):  

Recolección y Caracterización de Muestras 

Las muestras de agua de producción fueron recolectadas directamente en cabeza de pozo 

y separadores de producción, asegurando representatividad mediante: 
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• Toma de muestras en botellas plásticas limpias de polietileno de alta densidad 

(HDPE). 

• Identificación de fecha, hora, pozo, etapa del proceso y temperatura en sitio. 

• Conservación en condiciones controladas (4 °C) para su transporte al laboratorio. 

• En algunos casos, se añadieron conservantes químicos (ácido nítrico o 

clorhídrico) para preservar los iones metálicos en solución. 

También se consideraron registros de análisis históricos proporcionados por el operador 

del campo, para establecer una línea base comparativa con periodos previos al rediseño 

de completación. 

Caracterización fisicoquímica  

El análisis de las muestras incluyó los siguientes parámetros: 

• pH, conductividad eléctrica y temperatura. 

• Alcalinidad total, como CaCO3. 

• Concentraciones de cationes: calcio (Ca²⁺), magnesio (Mg²⁺), bario (Ba²⁺), 

estroncio (Sr²⁺), hierro (Fe²⁺/Fe³⁺). 

• Concentraciones de aniones: bicarbonato (HCO₃⁻), sulfato (SO₄²⁻), carbonato 

(CO₃²⁻), cloruros (Cl⁻). 

• Sílice disuelta, cuando aplicable. 

Las pruebas se realizaron en laboratorios certificados bajo normas ASTM y APHA, 

utilizando métodos como espectrometría de absorción atómica, titulaciones volumétricas, 

y cromatografía iónica. 

Evaluación de la tendencia incrustante  

Con base en los resultados obtenidos, se calcularon diversos índices de tendencia 

incrustante: 

• Índice de Saturación de Langelier (LSI) 

• Índice de Ryznar (RSI) 

• Índice de Puckorius (PSI) 
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• Índice de Oddo y Tomson para sales como CaCO3, BaSO4 y SrSO4 

Estas herramientas permitieron predecir la propensión del agua de producción a formar 

incrustaciones bajo diferentes condiciones de presión y temperatura del sistema. 

Validación 

La validación de los resultados obtenidos en esta investigación se realizó mediante un 

análisis comparativo y técnico de variables antes y después del rediseño de la 

completación del pozo SHSI-119. El propósito fue verificar si la intervención aplicada 

contribuyó efectivamente a la mitigación de incrustaciones inorgánicas, mejora operativa 

del sistema de levantamiento artificial y sostenibilidad de la producción. 

a. Análisis comparativo de variables operativas 

Se utilizaron datos históricos y actuales relacionados con: 

• Presión de admisión y descarga del equipo BES. 

• Corriente eléctrica del motor y carga del sistema. 

• Sumergencia dinámica y niveles de fluido. 

• Variación en la tasa de producción de líquidos y crudo. 

Los valores fueron analizados en intervalos mensuales, identificando patrones y 

desviaciones que permitieran establecer correlaciones con el comportamiento de 

incrustaciones detectadas anteriormente. 

b. Validación química 

Se compararon los resultados de la caracterización fisicoquímica del agua de producción 

con valores previos al rediseño, enfocados en la concentración de iones incrustantes (Ca²⁺, 

Ba²⁺, SO₄²⁻, etc.) y la evaluación de los índices LSI, RSI y PSI. 

La disminución de la tendencia incrustante, reflejada en una menor sobresaturación o 

estabilización del agua, se interpretó como evidencia del impacto positivo del nuevo 

punto de inyección del inhibidor químico. 

 

 

c. Confirmación del desempeño mediante software 
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Se utilizó modelamiento mediante Hoja de Cálculo de Excel para predecir la propensión 

a la formación de incrustaciones en condiciones de fondo, y para simular la eficacia de la 

nueva estrategia de inyección. Los resultados simulados se contrastaron con datos reales 

de operación para validar su consistencia. 

d. Retroalimentación técnica del operador 

Como complemento, se consideró la opinión técnica de los ingenieros de producción del 

campo Shushufindi y la documentación interna de seguimiento post-rediseño, que 

permitió validar de manera práctica y operativa la efectividad del rediseño de 

completación. 

 

2.3. Tipo y métodos de investigación 

La presente investigación es de tipo aplicada, ya que busca dar solución a una 

problemática operativa concreta en un entorno real de producción petrolera: la formación 

de incrustaciones inorgánicas en el pozo SHSI-119. El estudio está orientado a generar 

conocimientos prácticos que puedan ser utilizados para optimizar las estrategias de 

completación de pozos en campos maduros. 

Además, se enmarca en un enfoque cuantitativo, puesto que se apoya en la recolección, 

procesamiento y análisis estadístico de datos numéricos provenientes de registros de 

campo, análisis fisicoquímicos y parámetros operacionales. Su diseño es no experimental 

y longitudinal, ya que se analizan variables existentes sin manipulación directa, 

comparando su comportamiento en diferentes momentos temporales (antes y después del 

rediseño de completación). 

 

2.4. Población y muestra 

2.4.1. Población de estudio:  

La población de esta investigación está constituida por el conjunto de pozos productores 

pertenecientes al Campo Shushufindi-Aguarico, específicamente aquellos con historial 

operativo afectado por la formación de incrustaciones inorgánicas. Estos pozos presentan 

condiciones similares en cuanto a tipo de crudo, régimen de producción, características 
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de los reservorios (arenas U y T), y sistemas de levantamiento artificial (principalmente 

BES). En particular, se consideran aquellos pozos intervenidos con tratamientos químicos 

o rediseños de completación como parte de estrategias de recuperación o mantenimiento 

de productividad. 

2.4.2. Muestra 

La muestra es de tipo intencional y no probabilística, seleccionada por conveniencia 

técnica y relevancia del caso de estudio. En este caso, el análisis se enfocó en el pozo 

SHSI-119, considerado representativo por su historial recurrente de formación de 

incrustaciones, la afectación al sistema BES, y la implementación reciente de un rediseño 

de completación como medida correctiva. 

Este pozo fue seleccionado debido a: 

• Su historial documentado de problemas de incrustación severa. 

• La disponibilidad de registros operacionales y fisicoquímicos detallados antes y 

después de la intervención. 

• La viabilidad de evaluar los efectos del rediseño sobre la producción, el 

comportamiento del sistema de levantamiento y la tendencia química del agua de 

formación. 

 

2.4.3. Variables 

En esta investigación se identificaron y analizaron variables de tipo cuantitativo, 

relacionadas con el comportamiento operativo, químico y productivo del pozo SHSI-119 

antes y después del rediseño de completación. Estas variables permiten evaluar la 

efectividad de la intervención técnica aplicada, las mismas que se presentan, a 

continuación, en la Ilustración 10.  
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Ilustración 13. Variables intervinientes dentro del estudio 

 

a. Variable Independiente 

• Rediseño de la completación del pozo 

o Esta variable corresponde a la acción técnica aplicada, que incluye la 

reubicación del punto de inyección del inhibidor químico, el cambio del 

equipo de bombeo electro-sumergible (BES) y el ajuste de los parámetros 

de operación. 

b. Variables Dependientes 

• Tendencia a la formación de incrustaciones inorgánicas 

o Evaluada mediante índices como LSI (Langelier), RSI (Ryznar), PSI 

(Puckorius) y el índice de Oddo y Tomson. 

• Concentraciones de iones incrustantes 

o Calcio (Ca²⁺), Bario (Ba²⁺), Sulfato (SO₄²⁻), Estroncio (Sr²⁺), Bicarbonato 

(HCO₃⁻), entre otros. 

• Parámetros operativos del BES 

Rediseño de la completación del pozo SHSI-119

Variables indpendientes

Tendencia a la 
formación de 
incrustaciones 

inorgánicas

Concentraciones de 
iones incrustantes

Parámetros Operativos 
BES 

Producción de crudo
Frecuencia de fallas o 

paros operativos
Variables de control: 

Temperatura y presión 
del fondo del pozo

pH y conductividad del 
agua de formación

Tiempo transcurrido 
desde la última 

intervención
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o Presión de admisión y descarga, corriente eléctrica, eficiencia 

volumétrica, sumergencia dinámica. 

• Producción de crudo 

o Volumen diario de petróleo (BPPD) antes y después del rediseño. 

• Frecuencia de fallas o paros operativos 

o Número de intervenciones por año asociadas a incrustaciones. 

c. Variables de Control 

• Temperatura y presión del fondo del pozo 

• pH y conductividad del agua de formación 

• Tiempo transcurrido desde la última intervención 

 

2.5. Técnicas e instrumentos de recolección de datos 

La investigación se fundamentó en la recopilación y análisis de datos operacionales, 

químicos y productivos del pozo SHSI-119, con el fin de evaluar la efectividad del 

rediseño de completación como estrategia para la prevención de incrustaciones 

inorgánicas. Para ello, se aplicaron técnicas de recolección documental, análisis de 

laboratorio y procesamiento digital especializado. 

a. Técnicas de recolección de datos 

• Revisión documental técnica 

o Se recopilaron reportes históricos de producción, fichas técnicas de diseño 

de completación, registros de intervención del pozo, hojas de parámetros 

BES, y documentación interna de EP PETROECUADOR. 

• Muestreo directo de fluidos de producción 

o Se realizaron toma de muestras de agua de formación directamente en 

cabeza de pozo o separadores, siguiendo protocolos establecidos por 

normas ASTM y API. 
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• Análisis fisicoquímico de laboratorio 

o Las muestras recolectadas fueron sometidas a ensayos químicos para 

determinar la concentración de iones incrustantes, alcalinidad, pH, 

conductividad y TDS, entre otros parámetros relevantes. 

• Monitoreo de parámetros operativos 

o Se utilizaron sistemas SCADA y registros digitales del sistema BES para 

obtener valores de presión, temperatura, corriente, sumergencia y 

eficiencia volumétrica del equipo. 

• Simulación predictiva 

o Se aplicaron modelos matemáticos e índices (LSI, RSI, PSI, Oddo-

Tomson) y simulaciones mediante Hoja de Cálculo Excel para estimar la 

tendencia a formar incrustaciones bajo diferentes condiciones. 

b. Instrumentos utilizados 

• Fichas de registro técnico: para consolidar datos de operación del pozo, curvas 

de producción y registros de intervenciones. 

• Formularios de muestreo: para el control y trazabilidad de la toma de muestras 

de fluidos. 

• Espectrofotómetros y tituladores automáticos: utilizados en laboratorio para 

análisis de iones metálicos y aniones. 

• Registros electrónicos SCADA: para la obtención de parámetros de fondo y 

superficie en tiempo real. 

• Hojas de cálculo: como Excel, para procesar y graficar resultados. 

2.6. Procesamiento de la evaluación: Validez y confiabilidad de los instrumentos 

aplicados para el levantamiento de información. 

La rigurosidad metodológica de esta investigación se fundamentó en la utilización de 

instrumentos técnicamente validados y confiables para la recolección, análisis e 

interpretación de los datos relacionados con el comportamiento operativo, químico y 
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productivo del pozo SHSI-119. El objetivo principal fue garantizar que los resultados 

obtenidos representen con precisión la realidad del fenómeno investigado. 

Validez 

Para este estudio, se consideraron las siguientes formas de validez: 

• Validez de contenido: Los instrumentos empleados (formularios de campo, 

fichas técnicas, reportes SCADA y protocolos de laboratorio) fueron diseñados y 

seleccionados con base en estándares técnicos de la industria petrolera, 

garantizando la pertinencia y cobertura de las variables de estudio. 

• Validez técnica: Los análisis fisicoquímicos del agua de formación se realizaron 

en laboratorios certificados, utilizando métodos normalizados conforme a normas 

ASTM y APHA. Los equipos de medición como espectrofotómetros, tituladores 

y sensores digitales aseguraron exactitud en los resultados. 

• Validez contextual: Los índices de tendencia incrustante aplicados (LSI, RSI, 

PSI, Oddo y Tomson) han sido ampliamente utilizados en campos maduros 

similares al Campo Shushufindi, lo que respalda su aplicabilidad y relevancia en 

el contexto operativo ecuatoriano. 

Confiabilidad 

Para asegurarla, se aplicaron los siguientes controles: 

• Repetibilidad de mediciones: Se realizaron análisis por duplicado y controles de 

calidad internos en el laboratorio, verificando la consistencia en la medición de 

parámetros como pH, alcalinidad, concentración de iones, entre otros. 

• Verificación cruzada de datos: Se compararon registros diarios de producción, 

presión y operación del equipo BES con los reportes históricos del operador del 

campo, para validar la consistencia de las variables operativas analizadas. 

• Automatización de cálculos: Los índices de incrustación fueron calculados 

mediante hojas de cálculo validadas, evitando errores manuales y asegurando 

coherencia entre las distintas evaluaciones. 
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CAPÍTULO 3. RESULTADOS Y DISCUSIÓN 

A continuación, se presentan los resultados luego del proceso de análisis, rediseño de la 

completación, diseño y aplicación del tratamiento químico inhibidor de escala 

(incrustaciones inorgánicas). 

3.1. Caracterización del pozo SHSI-119   

Los efectos de acumulación de escala y obstrucción en la instalación de fondo y  

superficie, se representan por medio de las Ilustraciones 14-15. El problema de fondo con 

presencia de escala se extendió hasta superficie, en donde se puede evidenciar la 

obstrucción de las líneas de superficie que dirigen la producción del pozo hasta las 

facilidades de producción de la estación Central del campo Shushufindi. 

Ilustración 14. Estado inicial del pozo SHSI-119 con obstrucción por incrustaciones. 

 

Nota: el intervalo con incrustaciones (representado en color azul), abarca desde la Arena T Inferior hasta 

la Arena U Superior en diámetro interno del casing de 7”. Fuente: Elaboración propia 
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Ilustración 15. Acumulación de escala en cable eléctrico del equipo BES y diámetro 

interno de la tubería de producción 

  

Nota: los depósitos de escala afectan las instalaciones de subsuelo, afectando la operación del equipo BES 

y  perjudicando el aporte del pozo. 

Fuente: EP PETROECUADOR (2025) 

Ilustración 16. Escala y sulfuros taponando línea de superficie 

 

Nota: los depósitos de escala también han afectado líneas de superficie que dirigen la producción del pozo 

con la Estación Central, afectado la producción al estrangular las líneas de flujo y por ende la producción 

del pozo .  
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Ilustración 17. Crecimiento anular de escala y sulfuros en línea de superficie del pozo 

 

Nota: se visualiza otro segmento de la línea de flujo de superficie afectado con el crecimiento anular de 

escala y sulfuros, disminuyendo la luz de la tubería. 

Fuente: EP PETROECUADOR (2025) 

 

 

El análisis de laboratorio y el cálculo para la determinación de la tendencia del agua de 

formación se presentan en la Tabla 7 e Ilustración 18. Los resultados del análisis de los 

indicadores permiten demostrar que el agua de formación es muy dura, con alcalinidad 

muy alta, con tendencia fuertemente incrustante y de corrosión elevada. Por tanto, es 

necesario un tratamiento diseñado especialmente para atender estas características del 

agua de formación para minimizar los riesgos inherentes a problemas de incrustación, 

afectación a las instalaciones de subsuelo y el daño de formación por alteración de la 

permeabilidad por la precipitación de depósitos inorgánicos además de taponamiento de 

los punzados.  
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Tabla 7. Resultados del análisis de laboratorio del agua de producción 

Fecha: 25-Aug-24 

Pozo: SHSI-119TIUS 

Locación: SHUSHUFINDI CENTRAL 

Campo: BLOQUE 57 

Na+, mg/l 9.621 

Mg2+, mg/l 216 

Ca2+, mg/l 1040 

Total Fe, mg/l 52 

Cl-, mg/l 16700 

SO4
2-, mg/l 90 

Bicarbonatos, mg/l HCO3 1013 

Ácidos carboxílicos, mg/l 125 

TDS (Medido), mg/l* 28.825 

pH (Medido) 6,7 

CO2 Gas, % 14 

CO2 Agua, mg/l 480 

H2S Gas, ppm 15 

H2S Agua, mg/l 0,1 

Fuente: Tratamiento Químico SSFD EP PETROECUADOR (2025) 

Ilustración 18. Estimación de la tendencia incrustante y corrosiva del agua de 

formación del pozo SHSI-119 

 

Nota: cálculos realizados mediante Scalsim® LITE 

Fuente: https://condorchem.com/es/scalsim-scalparam/ 
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En la Tabla 8 se presenta el resumen de trabajos de reacondicionamientos realizados en 

el pozo shsi-119, los tres tipos de fallas más recurrentes son: Fallas mecánicas del equipo 

BES (incluyendo desgaste y sobrecarga), Daños por incrustaciones y obstrucciones 

internas, y Problemas de integridad de completación (comunicación tbg-csg, 

desprendimiento de tubería). 

 

Tabla 8. Resumen de trabajos de reacondicionamiento del pozo SHSI-119  

 

Nº.W.O. Fecha Actividad principal 

Producción 

(BPPD / 

BSW%) 

Zona 

trabajada 
Observaciones 

#1 
Oct 

2009 

Reparación BES 

(desprendimiento 

tubing-casing) 

1830 / 52% Ti 

Recuperación parcial 

del equipo, 

reinstalación de BES 

#2 
Jun 

2011 

Reparación por baja 

carga (eje roto) 
2353 / 100% Ti 

Reemplazo de bomba 

y verificación 

#3 
May 

2012 

Obstrucción interna / 

Limpieza con CT y 

ácido 

441 / 80% Ti 
Recuperación exitosa 

y tubing pickling 

#4 
Nov 

2012 

Cambio completación 

(comunicación TBG-

CSG) 

203 / 90% Ti 

Cambio de MLE, 

reparación eléctrica y 

cañoneo 

#5 
Jul 

2013 

Cambio completación 

(comunicación TBG-

CSG) 

349 / 84% Ti 

Pozo con alta carga de 

agua (100% BSW 

inicial) 

#6 
Feb 

2016 

Estimulación matricial 

y repunzonamiento 
741 / 60% Ti 

Estimulación con 

ácido, cañoneo 

adicional, mejor 

rendimiento 
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Nº.W.O. Fecha Actividad principal 

Producción 

(BPPD / 

BSW%) 

Zona 

trabajada 
Observaciones 

#7 
Abr 

2017 

Repunzonamiento arena 

“T inf.” y reinstalación 

BES 

696 / 100% Ti 

Cementación 

selectiva, múltiples 

limpiezas 

#8 
Mar 

2018 

Atascamiento 

mecánico, limpieza y 

prueba producción 

1536 / 100% T inf 
Limpieza con broca y 

nueva instalación BES 

#9 
Abr 

2018 

Pulling por 

comunicación tubing-

casing 

1920 / N.D. T inf 

Cable dañado, nuevo 

BES, evaluación 

eléctrica y mecánica 

#10 

Ene–

Jul 

2019 

Pesca, cambio de zona, 

fractura hidráulica en 

arena “US” 

528 / 100% US + Ti 

Fractura arena US y 

recompletación con 

nueva bomba 

#11 
Ene 

2022 

Pulling por 

comunicación TBG-

CSG 

528 / 100% 

(última 

lectura) 

U sup 

Cambio completo de 

BES por DN1750, 

limpieza e instalación 

#12 
Abr 

2022 

Estimulación química 

en arena Ti y limpieza 
1608 / 100% US + Ti 

Estimulación mixta 

(ácido acético + HCl), 

buen BFPD 

#13 
Dic 

2023 

Estimulación química + 

Pulling y nuevo BES 
1248 / 72% US + Ti 

Limpieza con 

acidificación especial, 

BES DN1750 

instalado 

Fuente: Tomado de Historial de Reacondicionamiento EP PETROECUADOR (2025) 

 

 

Para el Reacondicionamiento #14 del pozo SHSI-119, se presenta a continuación en la 

Tabla 9, el resumen de la última intervención del pozo realizada en Octubre del año 2024.  
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Tabla 9. Problemas encontrados en el pozo SHSI-119 Reacondicionamiento #14 

Tipo de trabajo Problemas encontrados Trabajos realizados 

W.O. #14 
• Apagado manual del pozo por 

posible comunicación tubing–

casing (no confirmada). 

• Baja producción y presencia 

de sólidos en el sistema de 

fondo. 

 

Recuperación del equipo 

BES. Molienda de +/- 700 

ft de escala acumulada en 

diámetro interno del casing 

de 7”. Limpieza de 

punzados realizada con 

unidad CTU (Coiled 

Tubing Unit). Corrida de 

equipo BES con 

asentamiento a mayor 

profundidad 

Fuente: EP PETROECUADOR (2025) 

 

Los resultados de la inspección mecánica de equipos presentaron los siguientes 

indicadores: 

• Tubería 3 ½” TSH BLUE, 9.2 LPP, L-80, CR1%: 

o Visualmente en buen estado hasta 4000 ft. 

o Desgaste leve a moderado desde 4000 ft. 

o Algunas juntas con presencia leve de sólidos. 

• Equipo BES: 

o Bomba DN-1750S: funcionamiento mecánico correcto, sin obstrucción 

grave. 

o Presencia de sólidos adheridos en housing del AGH, separador de gases, 

protectores, motor y sensor. 

o El equipo fue desarmado completamente para limpieza y evaluación. 

o Ocho fallas reportadas en IS, con continuos liqueos en pistón y férula. 
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En las Ilustraciones 19 y 20 se presentan evidencias de depósitos de origen mineral en los 

componentes de la completación de fondo de pozo. Del análisis de la muestra sólida 

tomada de los diferentes componentes del equipo BES, se tienen los siguientes resultados 

(ver Ilustración 21): 

• 78.2% de los sólidos son solubles en ácido acético (carbonatos), 

• 21.8% corresponde a hidrocarburos adheridos, 

• 0% de sulfuros, sílice, arcillas, materia orgánica calcinable o materiales 

magnéticos, 

• Resultado da positivo a fosfonatos, lo que confirma interacción con inhibidores 

químicos previamente inyectados. 

 

Ilustración 19. Depósitos de escala en bombas encontrados durante el pulling BES 

 

(a) 

 

(b) 

 

(c) 

 

(d) 

Nota: las imágenes corresponden a: (a) bomba superior, (b) bomba intermedia, (c) bomba inferior, (d) 

AGH. En las cuatro imágenes se presenta en diferentes medidas la depositación de escala.  
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Ilustración 20. Depósitos de escala en el VGA, housing del motor y  housing del 

protector encontrados durante el pulling BES 

 

(a) 

 

(c) 

 

(d) 

 

(b) 

Nota: las imágenes corresponden a: (a) VGA, (b) cabeza de protector con aceite dieléctrico, (c) housing 

del protector, (d) cabeza del motor con acople del cable BES y capilares. En las cuatro imágenes se presenta 

en diferentes medidas la depositación de escala y aceite dieléctrico del protector 

Fuente: EP PETROECUADOR (2025) 

 

En cuanto a las características de las formaciones en producción en el pozo SHSI-119 se 

presentan a continuación en la Tabla 10. Como se puede apreciar, la formación con mayor 

aporte (82%) es la arena T Inferior, seguida de la arena U Superior. 

Tabla 10. Formaciones en producción en el pozo SHSI-119 

Arena WPH Q total Qo Qw Qg BSW F RGP PIP Corriente Voltaje SAL. 

 
Psi BFPD BPPD BAPD MSCF % Hz MSCF/bbl psi A V ppm 

TI 160 1.083 357,5 725,8 106,6 67 157 298 460 47,2 437 17.000 

US 160 238 78,5 159,3 23,40 67 157 298 460 47,2 437 17.000 

Nota: Tabla elaborada en base a los informes de producción de EP PETROECUADOR (2025) 
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Ilustración 21. Resultado de análisis de los depósitos encontrados en los componentes 

del equipo BES durante el pulling 

 

               Fuente: Tratamiento Químico SSFD EP PETROECUADOR (2024) 

3.2. Identificación de las variables de operación del equipo de bombeo 

electrosumergible   

La tendencia actual de las variables del equipo BES mediante el monitoreo en tiempo real 

con el software Avalon, en el cual presentan los parámetros de funcionamiento antes y 

después del trabajo de reacondicionamiento, donde se profundizó el equipo BES y punto 
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de inyección de química para eliminar la precipitación de incrustaciones inorgánicas y la 

presencia de corrosión, lo cual se presenta en las Ilustraciones 22 y 23. 

 

Ilustración 22. Parámetros de funcionamiento BES periodo Junio a Octubre de 2024 

antes de iniciar el Reacondicionamiento #14 

 

Nota: captura del programa Avalon para monitoreo de variables BES del pozo SHSI-119. 
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Ilustración 23. Parámetros de funcionamiento BES periodo de Noviembre de 2024 a 

Mayo de 2025 luego del Reacondicionamiento #14 

/12/2023 

 

Nota: captura del programa Avalon para monitoreo de variables BES del pozo SHSI-119. 

 

En la Ilustración 23, se puede evidenciar el mejoramiento de las presiones de succión y 

de descarga de la bomba, lo cual en primera instancia representa un mejoramiento de la 

operación y funcionamiento general de la instalación de bombeo electrosumergible del 

pozo SHSI-119. 

En la Ilustración 24, se presenta la completación final, luego del trabajo de 

Reacondicionamiento #14.  
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Ilustración 24. Instalación final luego de Reacondicionamiento #14 del 28-Oct-2024 

 

 

Nota: el reacondicionamiento del pozo SHSI-119 consistió en molienda y remoción de escala del diámetro 

interno del casig de 7”, limpieza de punados con CTU. Los datos presentados aquí representan los 

resultados finales del procedimiento con la instalación del equipo BES a mayor profundidad 

Fuente: Elaboración propia 

 

3.3. Determinación de la dosificación del tratamiento químico inhibidor de escala 

posterior al rediseño de la completación del pozo SHSI-119   

La composición y función del inhibidor de incrustación es el presentado en la Tabla 11, 

donde también se incorpora la clasificación CAS correspondiente de cada componente 

como trazabilidad de calidad química.  
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Tabla 11. Características del tratamiento antiescala aplicado 

 

Componente CAS Nº % en peso Función 

Ácido 

aminofosfónico 

5995-42-6 15–40% Inhibidor principal de incrustaciones (CaCO₃, 

CaSO₄) 

Aminoetanol 141-43-5 5–10% Agente estabilizante / ajustador de pH 

Ácido fosforoso 10294-56-1 1–5% Aditivo para aumentar complejación 

Cloruro de 

hidrógeno 

7647-01-0 1–5% Control de pH y limpieza superficial 

Fuente: reporte campo de Schlumberger (2024) 

 

En la Tabla 12 se presenta las características del tratamiento anticorrosivo aplicado. 

 

Tabla 12. Características del tratamiento anticorrosivo aplicado 

Nombre del químico No. CAS % en peso 

2-mercaptanol 60-24-2 15-40 

Alcohol isopropílico 67-63-0 7-13 

Compuestos de amonio 

cuaternario, benzil-C12-14 

(número pares)-alkildimetil, 

cloruros 

RM1003944 3-7 

Ácido acético 64-19-7 3-7 

Aminas, C12-16-alkildimetil 

(impurezas) 
68439-70-3 0.1-1 

Fuente: reporte campo de Schlumberger (2024) 
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Tratamiento químico aplicado: Inhibidor de Incrustaciones 

Tipo y uso 

• Producto: SI-42067 

• Tipo: Inhibidor de incrustaciones inorgánicas (principalmente carbonatos y 

sulfatos) 

• Uso recomendado: Prevención de incrustaciones en sistemas de producción de 

petróleo. 

• Proveedor: Schlumberger Production Technologies 

 

La dosificación de químico inhibidor de escala y de corrosión luego de aplicar el rediseño 

de completación por medio de los informes y análisis fisicoquímicos del Departamento 

de Tratamiento Químico Shushufindi, se diseñó de la siguiente manera:  

 

Inyección por Capilares: 

• Capilar 1: inyección de inhibidor de corrosión (IC) hasta el sensor, dosificación: 

20 ppm. 

• Capilar 2: inyección de inhibidor de incrustaciones (IS) hasta cabeza multipunto, 

dosificación: 80 ppm. 

 

En la Tabla 13, se presenta el informe técnico-químico del Departamento de Tratamiento 

Químico Shushufindi, donde se recomienda la dosificación de cada producto químico 

para atender la especificidad del problema encontrado en el pozo. 
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Tabla 13. Análisis químico de calidad de agua de formación y tendencia incrustante 

INFORME TÉCNICO QUÍMICO  
 

BSW 72 %   
 

SALINIDAD 17000 ppm   
 

QUIMICA EN POZO 
 

QUIMICOS INYECTADOS CONCENTRACION (ppm) PUNTO DE 

INYECCION 

DOSIS (gpd) 
 

  
    

Inhibidor de Incrustación 64 Capilar 3 
 

Anticorrosivo 40 Capilar 2 
 

Demulsificante 155 LF 5.5 
 

  
  

  
 

TENDENCIA 
 

 

Tendencia incrustante fondo 
 

LEVE 
 

Tendencia incrustante cabeza 
 

LEVE 
 

Corrosividad cabeza 
 

Baja 
 

Corrosividad de fondo 
 

Baja a media 
 

ANALISIS DE SOLIDOS 
 

 

  ppm PTB 
 

Sólidos totales 83 29.1 
 

Arena N/D N/D 
 

Fuente: Departamento de Tratamiento Químico  B57 SSFD (2025) 

 

 

3.4. Evaluación del potencial del pozo mediante pruebas de producción   

El potencial del pozo por medio de pruebas de producción con unidad Vx (unidad móvil 

de evaluación), antes y después de la intervención se presenta en el Anexo 1.  

En la Tabla 14, se puede encontrar los resultados de la evaluación de las formaciones bajo 

producción, posterior al trabajo de Reacondicionamiento WO#14 realizado.  
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Tabla 14. Potencial del pozo SHSI-119 antes y después del Reacondicionamiento #14 

FECHA ZONA BFPD BPPD BAPD BSW PIP                Hz             

22-May-24 TI+US 1243 348 895 72 268 57 

24-Jun-24 TI+US 1248 349 899 72 264 57 

29-Jun-24 TI+US 1256 352 904 72 261 57 

18-Jul-24 TI+US 1250 350 900 72 263 57 

28-Aug-24 TI+US 1248 349 899 72 235 57 

1-Sep-24 TI+US 1092 306 786 72 237 57 

16-Sep-24 TI+US 616 172 444 72 227 57 

17-Sep-24 TI+US 308 86 222 72 227 57 

13-Oct-24 Inicio WO#14: PULLING BES POR POSIBLE COMUNICACIÓN TBG-CSG, 

LIMPIEZA DE PUNZADOS CON CTU 

28-Oct-24 Finaliza WO#14: Baja equipo BES D2000HS - SERIE 400 / 38 ETAPAS / 138 HP 

1-Nov-24 TI+US 1200 444 756 63 575 152  

2-Nov-24 TI+US 1320 449 871 66 501 155  

3-Nov-24 TI+US 1368 451 917 67 473 157  

26-Dec-24 TI+US 1356 447 909 67 473 157  

28-Dec-24 TI+US 1337 441 896 67 473 157  

30-Jan-25 TI+US 1338 442 896 67 449 157  

22-Feb-25 TI+US 1330 439 891 67 460 157  

7-Apr-25 TI+US 1321 436 885 67 460 157  

20-Apr-25 TI+US 1316 434 882 67 470 157  

28-Apr-25 TI+US 1320 436 884 67 473 157  

10-May-25 TI+US 1369 452 918 67 474 157  

24-May-25 TI+US 1368 451 917 67 498 157  

6-Jun-25 TI+US 1362 449 913 67 492 157  

Fuente: EP Petroecuador (2025) 

Al 17 de septiembre de 2024, la producción del pozo SHSI-119 estuvo en 308 BFPD,     

con 86 BPPD y 222 BAPD, y una PIP de 227 psi con  57 Hz de frecuencia en el equipo 

BES. En cambio, al 1 de noviembre de ese mismo año, luego de finalizar la intervención 

del pozo con el WO #14 se tuvieron 1200 BFPD, con 444 BPPD y 756 BAPD, y una PIP 

de 575 psi con 152 Hz de frecuencia en el equipo BES. Transcurrido el tiempo, a fecha 

de 6 de junio de 2025, los parámetros se encuentran en 1362 BFPD, con 449 BPPD y 913 

BAPD, y una PIP de 492 psi 157 Hz de frecuencia. Con estos datos, se demuestra que el 

tratamiento aplicado ha sido el adecuado para recuperar e incrementar la producción del 

pozo SHSI-119 y superados los problemas inicialmente detectados.  
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3.4.1 Análisis Económico del Proyecto 

El análisis económico que presentamos a continuación, se basa principalmente en la 

inversión realizada durante el Reacondicionamiento#14 y el tiempo necesario para 

recuperar la misma, no se considera la declinación de producción anual, debido a que el 

aporte del pozo se ha mantenido estable desde Noviembre de 2024 hasta Junio de 2025 

con un promedio de 444 BPPD como podemos observar en la Tabla 14 

Tabla 15. Costos herramientas y servicios del Reacondicionamiento #14 SHSI-119 

COMPANÍA SERVICIO / MATERIALES COSTO  

CSSFD – RIG SINOPEC-903 MOVILIZACIÓN RIG ENTRE POZOS  $11.900,00  

CSSFD – RIG SINOPEC-903 OPERACIÓN TORRE  $141.636,00  

CSSFD SLB FLUIDO DE CONTROL  $57.586,92  

EP PETROECUADOR DIESEL RIG  $10.152,60  

CSSFD - SLB TUBERÍA 3 ½” TSHB Y 2 7/8” TSHB  $315.013,57  

EP PETROECUADOR HERRAMIENTAS PEC  $913,90  

DYGOIL SLICK LINE  $455,00  

SERTECPET LLAVE HIDRÁULICA  $24.901,80  

SERTECPET ASENTAMIENTO DE PACKER  $6.588,00  

SERTECPET 
BHA MOLEDORA / BHA DE 

LIMPIEZA 

 $14.430,24  

MISSION PETROLEUM REPARACIÓN CABEZAL  $17.040,70  

CSSFD - SLB LIMPIEZA DE PUNZADOS CON CTU  $109.893,11  

CSSFD-SNP RENTA DRILL PIPE  $3.456,00  

 COSTO TOTAL $713.967,84 

      Fuente: EP Petroecuador (2025) 

La inversión preproducción del proyecto ascendió a $713.967,84, el precio promedio del 

barril de petróleo de  Enero a Julio año 2025 es $61,04                                                  (fuente, 

www.eppetroecuador.ec), multiplicamos por la producción promedio del pozo, 

obtenemos un ingreso diario por la venta de crudo de $27.101,76. 

El costo de producción por barril promedio de Enero a Junio del 2025 en Petroecuador 

fue $27,35 por barril, es decir que el costo diario de producción del pozo SHSI-119 es    

$12.143,4, restamos este valor del ingreso diario por la venta de crudo, obtenemos 

$14.958,36 de ingresos netos diarios, es decir que en 48 días se recuperó la inversión 

realizada en la intervención del pozo SHSI-119.  
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CONCLUSIONES  

 

Una vez terminado el trabajo de investigación y con los resultados obtenidos, se puede 

concluir lo siguiente:  

1. El rediseño de la completación y el tratamiento aplicado en el pozo SHSI-119 

permitieron una recuperación efectiva de su productividad. Los resultados 

operacionales posteriores al WO#14, evidencian una mejora significativa en el 

caudal de producción y la estabilidad de los parámetros del sistema BES, lo que 

valida la intervención ejecutada. 

2. Antes del trabajo de reacondicionamiento, al 17 de septiembre de 2024, el pozo 

presentaba condiciones críticas, con una producción total de apenas 308 BFPD 

(86 BPPD y 222 BAPD), una presión de succión de la bomba (PIP) de 227 psi y 

una frecuencia de operación del equipo BES de 57 Hz. Estos indicadores 

reflejaban una severa afectación por incrustaciones y bajo rendimiento del sistema 

de levantamiento artificial. 

3. Luego de la última intervención del pozo en el W.O. #14, al 1 de noviembre de 

2024, la producción se elevó a 1200 BFPD (444 BPPD y 756 BAPD), la PIP subió 

a 575 psi y la frecuencia del BES aumentó a 152 Hz, mostrando una reactivación 

efectiva del sistema productivo y mayor eficiencia de bombeo. 

4. Al 6 de junio de 2025, el pozo alcanzó una producción total de 1362 BFPD, con 

449 BPPD, confirmando la sostenibilidad de la intervención en el mediano plazo. 

La frecuencia del BES estabilizada en 157 Hz y una PIP de 492 psi evidencian 

condiciones operativas estables y sin signos de daño recurrente. 

5. El análisis fisicoquímico de los sólidos y del agua de formación, junto con los 

resultados del modelo de daño por incrustaciones, confirmaron que el principal 

mecanismo de afectación es la precipitación de carbonatos, en especial CaCO3, 

debido a condiciones de sobresaturación y deficiente distribución del inhibidor de 

incrustaciones debido a la ubicación del punto de inyección, muy alejado de la 

formación productora, con lo cual se tiene una longitud considerable del pozo que 

no está protegida por la química antiescala, ni anticorrosiva y con ello la 

formación y acumulación de incrustaciones en la zona desprotegida de la química. 
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6. El reposicionamiento del punto de inyección química y el uso del inhibidor          

SI-42067 (basado en ácidos aminofosfónicos) fueron determinantes para la 

efectividad del tratamiento, al permitir una cobertura más directa sobre la zona 

productiva crítica y evitar la formación de nuevas incrustaciones. 

7. Se demuestra que la integración de criterios químicos, operacionales y de diseño 

de completación puede prolongar la vida útil del pozo, optimizar su aporte y 

reducir la frecuencia de fallas mecánicas o químicas asociadas a la producción en 

campos maduros como Shushufindi 

8. Por tanto, estas evidencias respaldan la pertinencia del estudio centrado en el 

rediseño de completación como estrategia para prevenir incrustaciones 

inorgánicas, promoviendo la mejora de la vida útil del equipo BES y de esta 

manera reducir las intervenciones correctivas. 

9. La inversión preproducción del proyecto ascendió a $713.967,84, la misma que 

se recuperó en 48 días de producción considerando el precio promedio del barril 

de petróleo de $61,04 y costo de producción diario $27,35 demostrando la alta 

rentabilidad de la intervención del pozo SHSI-119 con la cuál, la producción 

incrementó de 86 BPPD A 444 BPPD. 
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RECOMENDACIONES 

A continuación, se presentan las siguientes recomendaciones para próximas 

investigaciones sobre este mismo tópico: 

1. Mantener el sistema de inyección química dual, con líneas independientes para 

inhibidor de incrustaciones (IS) e inhibidor de corrosión (IC), asegurando una 

correcta distribución del producto en las zonas de mayor exposición al daño por 

incrustaciones y mecánico de los componentes de la completación de fondo. 

2. Monitorear periódicamente la concentración iónica del agua de formación (Ca²⁺, 

Mg²⁺, SO₄²⁻, HCO₃⁻), así como pH y TDS, utilizando métodos normados 

(ASTM/APHA), para ajustar oportunamente la dosificación del inhibidor de 

incrustaciones SI-42067 o productos equivalentes. 

3. Optimizar el punto de inyección del inhibidor de incrustaciones, manteniéndolo 

lo más cercano posible al área de contacto con zonas productoras críticas (zona Ti 

y US), para maximizar la eficiencia del tratamiento preventivo. 

4. Luego de la intervención de un pozo continuar con el monitoreo de indicadores 

operativos, como frecuencia del equipo BES, presión de succión (PIP), presión de 

descarga (PD), Corriente de motor BES (AMP),  producción total y porcentaje de 

agua, con al menos una frecuencia semanal para detectar posibles desviaciones de 

la operación normal de un pozo. 

5. Revisar periódicamente los componentes de superficie para la inyección de 

química como son: bombas de inyección, líneas capilares y acoples, bulk tanks, 

válvulas de retención y cabezales de inyección de químicos, para detectar fugas o 

pérdida de eficiencia en la entrega del producto químico. 

6. Aplicar análisis de sólidos recolectados en cada intervención futura, para verificar 

la eficacia del inhibidor y detectar a tiempo cambios en la composición mineral, 

especialmente si aparecen sulfuros, sílice o nuevos contaminantes. 

7. Replicar el modelo de rediseño aplicado en el pozo SHSI-119 en otros pozos con 

comportamiento similar dentro del campo Shushufindi, especialmente aquellos 

con historial de acumulación de incrustaciones, alta carga de agua y fallas 

mecánicas asociadas al equipo BES. 

8. Evaluar la incorporación de sensores adicionales o sistemas inteligentes de 

monitoreo de incrustaciones, como parte de un enfoque predictivo de 
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mantenimiento, reduciendo la dependencia de intervenciones correctivas y 

extendiendo la vida útil de los pozos. 
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ANEXOS 

Anexo 1: Historial de Producción Pozo SHSI-119 

HISTORIAL DE PRODUCCIÓN  

SHSI - 119 

         

  PRUEBAS INICIALES  
         

  FECHA ZONA BPPD BSW METODO  

  17-abr-09 "Ti" 1606 3 PPH  

         

        
        

FECHA ZONA BFPD BPPD BAPD BSW 

PWF                

P 

Inyecci

ón 

Hz            

BIPD 

OBSERVACIONE

S 

24-Mar-22 Inicio WO#12: PULLING BES BAJO APORTE 

28-Apr-22 
Finaliza WO#12: Baja equipo BES DN3550(89+89+89 ETAPAS). Motor: 240HP-1993V-

78.6A SERIE 456 

28-Apr-22 TI+US 1445 375,7 1069,3 74 523 56   

29-Apr-22 TI+US 1198 551,08 646,92 54 510 56   

2-May-22 TI+US 1198 503,16 694,84 58 516 56   

6-May-22 TI+US 1192 476,8 715,2 60 538 56   

9-May-22 TI+US 1192 452,96 739,04 62 511 56   

11-May-22 TI+US 1192 452,96 739,04 62 510 56   

12-May-22 TI+US 1192 357,6 834,4 70 511 56   

17-May-22 TI+US 1192 298 894 75 524 56   

20-Jun-22 TI+US 1196 299 897 75 609 56   

15-Jul-22 TI+US 1189 297,26 891,75 75 609 56   

12-Aug-22 TI+US 1175 293,76 881,26 75 570 56   

14-Aug-22 TI+US 1175 352,5 822,5 70 570 56   

17-Sep-22 TI+US 1174 352,2 821,8 70 570 56   

4-Nov-22 TI+US 1165 349,5 815,5 70 565 56   

24-Nov-22 TI+US 1150 345 805 70 522 56   

25-Nov-22 TI+US 1150 345 805 70 522 56   

12-Dec-22 TI+US 1147 344,1 802,9 70 502 56   

31-Dec-22 TI+US 1148 344,4 803,6 70 512 56   

9-Jan-23 TI+US 1214 364,2 849,8 70 504 57   

19-Jan-23 TI+US 1207 362,1 844,9 70 503 57   

30-Jan-23 TI+US 1210 363 847 70 490 57   

31-Jan-23 TI+US 1264 379,2 884,8 70 419 58   

5-Feb-23 TI+US 1320 396 924 70 416 58   

23-Feb-23 TI+US 1388 416,4 971,6 70 409 59   

1-Mar-23 TI+US 1388 416,4 971,6 70 409 59   

9-Mar-23 TI+US 1467 440,1 1026,9 70 274 60   

25-Mar-23 TI+US 1460 438 1022 70 280 60   

21-Apr-23 TI+US 1465 439,5 1025,5 70 277 60   

5-May-23 TI+US 1453 435,9 1017,1 70 277 60   
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21-May-23 TI+US 1446 433,8 1012,2 70 291 60   

6-Jun-23 TI+US 1372 411,6 960,4 70 328 60   

30-Jun-23 TI+US 1372 411,6 960,4 70 328 60   

10-Jul-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 329 60   

17-Jul-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 329 60   

28-Jul-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 329 60   

19-Aug-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 329 60   

20-Aug-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 329 60   

9-Sep-23 TI+US 1369,6 410,88 958,72 70 302 60   

24-Sep-23 TI+US 1363 408,9 954,1 70 302 60   

5-Oct-23 TI+US 1370 411 959 70 306 60   

23-Oct-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 306 60   

10-Nov-23 TI+US 1365 409,5 955,5 70 312 60   

27-Nov-23 

Con unidad de slickline se baja calibrador de 2.79" hasta 8608 ft (profundidad del no-go). Se 

baja bloque impresor de 1.75" hasta 8646 ft herramienta sale a superficie con marca de la 

descarga. Se baja sand bailer de 1.5" hasta 8646 ft, se toma muestra, sale sin sólidos. Con 

running tool de 3" se asienta std valve de 2.75" hasta 8606 ft. Con camión bomba de Cia 

Petrotech se realiza bacheo vpia anular de 25 galones de surfactante ácido + 25 galones de 

surfactante no ionico + 1000 galones de Jp1 a un caudal de 2BPM con 100 psi.Se arranca equipo 

y dura encendido 3 horas,   equipo Presenta evento de apagado por alarma DC Over Currente. 

Se da arranque al equipo al llegar a 40 hz se observa un pico de corriente de 120 amp, la placa 

del motor es de 78.6 amp. Equipo BES queda apagado por posible atascamiento y en espera de 

tratamiento quimico a fondo. 

28-Nov-23 

Con unidad de slickline se baja sand bailer de 1.5 hasta 8645 ft, se toma muestra sin presencia 

de sólidos. Se baja Pulling tool y se recuperar std valve de 2.75" @ 8608 ft. Se arranca equipo 

@ 50 hz y se apaga por sobrecorriente hasta 125 amp. Se medi backspin en la caja de venteo si 

tiene backspin. Se vuele arrancar equipo hasta 48.2 hz y se apaga nuevamente por sobre corriente 

(DC Overcurrent). MNT eléctrico realiza prueba de cortocircuito de los equipos de superficie 

obteniendo 510 amp de 727 de placa de VSD. 

29-Nov-23 

Se realiza tratamiento químico por directa con camión bomba: 10 Bls de HCL al 10%, 13 Bls al 

2.4% de KCL + 10% de U066+13 bls de solvente + 39 bls de agua dulce. Luego de trabajos 

realizado se arranca equipo BESS hasta 55 hz y se observa variación de corriente presentando 

un pico de +/- 126 amp, se apaga por alarma Overcurrente por dos ocasiones. SE baja standing 

valve sin novedad, se arranca equipo y se vuelve apagar por la misma alarma. Con la finalidad 

de descartar daño de VSD personal eléctrico realiza cambio de VSD de 600 KVA a 815 KVA. 

30-Nov-23 

Se arranca equipo BES llevandolo a la frecuencia de operaciuón de 60 hz con un amperaje de 

48 amp y con aporte en superficie con 250 psi en cabeza, en 1 hora vuelve a presentar variación 

de amperaje de 44 @ 49.5 ampo, se baja frecuencia @ 58 hz y se oberva picos de corriente y se 

apaga por la misma alarma DC Overcurrente. Se vuelve arranca pozo a menor frecuencia 53 hz 

presentando variaciones de amperaje y en 10 minutos presento un pico de corriente hasta 174 

amp apagando el equipo por la misma alarma. Se arranca equipo por dos ocasiones más, pero 

se vuelve apagar por la misma alarma. Se mide integridad eléctrica del equipo FF:7.5 ohm 

balanceado, FT:75 Mohm. Equipo BES queda apagado por sobrecorriente en fondo, por posible 

atascamiento o daño mecánico. Pozo EWO. 

1-Dec-23 Inicio WO#13: PULLING BES 

14-Dec-23 Finaliza WO#13: Baja equipo BES DN-1750S - 400 / 351 STG / 240 HP 

14-Dec-23 TI+US 1200 192 1008 84 438 57   

16-Dec-23 TI+US 1318 237 1081 82 334 57   

17-Dec-23 TI+US 1318 290 1028 78 318 57   

18-Dec-23 TI+US 1280 320 960 75 324 57   

19-Dec-23 TI+US 1258 365 893 71 324 57   

28-Dec-23 TI+US 1258 377 881 70 324 57   

10-Jan-24 TI+US 1252 376 876 70 312 57   

31-Jan-24 TI+US 1250 375 875 70 263 57   

5-Feb-24 TI+US 1252 351 901 72 312 57   

26-Feb-24 TI+US 1243 348 895 72 268 57   
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18-Mar-24 TI+US 1243 348 895 72 286 57   

5-Apr-24 TI+US 1248 349 899 72 275 57   

26-Apr-24 TI+US 1254 351 903 72 264 57   

10-May-24 TI+US 1254 351 903 72 268 57   

22-May-24 TI+US 1243 348 895 72 268 57   

24-Jun-24 TI+US 1248 349 899 72 264 57   

29-Jun-24 TI+US 1256 352 904 72 261 57   

18-Jul-24 TI+US 1250 350 900 72 263 57   

28-Aug-24 TI+US 1248 349 899 72 235 57   

1-Sep-24 TI+US 1092 306 786 72 237 57   

16-Sep-24 TI+US 616 172 444 72 227 57   

17-Sep-24 TI+US 308 86 222 72 227 57   

10-Oct-24 TI+US 

A partir del 15 de agosto de acuerdo a la data descargada se puede evidenciar que 

se empieza a tener variaciones en el comportamiento de la carga del equipo de +/- 

0.4 A, de 54.5 A a 54.1  Para el 20 de agosto la variación de carga es más evidente 

de +/- 1.2 A, de 52.5 A a 53.7 A, en este punto la se evidencia que es a consecuencia 

a la variación de la PIP 

El 12 de septiembre la carga baja de 54 A a 45 A, aunque la frecuencia se mantiene 

en 57 Hz, y la PIP se mantiene estable en los 231 psi, lo que se podría presumir es 

que las características del fluido cambiaron, a partir del 14 de septiembre de +/- 9 A 

con un salto de 45 A a 54 A, y de igual manera corresponde a los cambios en la PIP. 

Pozo en EWO con bajo aporte por posible comunicación TBG-CSG. 

13-Oct-24 Inicio WO#14: PULLING BES POR COMUNICACIÓN TBG-CSG, LIMPIEZA DE 

PUNZADOS CON CTU 

28-Oct-24 Finaliza WO#14: Baja equipo BES D2000HS-SERIE 400 / 38 ETAPAS / 138 HP 

1-Nov-24 TI+US 1200 444 756 63 575 152  

2-Nov-24 TI+US 1320 449 871 66 501 155  

3-Nov-24 TI+US 1368 451 917 67 473 157  

26-Dec-24 TI+US 1356 447 909 67 473 157  

28-Dec-24 TI+US 1337 441 896 67 473 157  

30-Jan-25 TI+US 1338 442 896 67 449 157  

22-Feb-25 TI+US 1330 439 891 67 460 157  

7-Apr-25 TI+US 1321 436 885 67 460 157  

20-Apr-25 TI+US 1316 434 882 67 470 157  

28-Apr-25 TI+US 1320 436 884 67 473 157  

10-May-25 TI+US 1369 452 918 67 474 157  

24-May-25 TI+US 1368 451 917 67 498 157  

6-Jun-25 TI+US 1362 449 913 67 492 157  

         

Fuente: EPP Petroecuador (2025) 
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Anexo 2: Diagrama Oficial Pozo SHSI-119 
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Anexo 3: Sumario de Operaciones pozo SHSI-119 WO#14 
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