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RESUMEN 

 

El gas asociado al carbón es una fuente no convencional de gas que tiene el potencial de diversificar 

la matriz energética de Colombia. Ante el actual déficit y las estimaciones futuras, este recurso se 

vuelve clave al contar con 7.5 billones de pies cúbicos de gas potencialmente recuperable. Este 

trabajo buscó establecer si el gas asociado al carbón es una solución al déficit de este energético en 

el país.  

El estudio se enfocó en analizar las bases teóricas y los parámetros clave para caracterizar 

reservorios de gas asociado a carbón, examinando luego el panorama internacional y el potencial 

geológico en Colombia. Se identifico que regiones como Cesar, La Guajira y Boyacá son las más 

atractivas por su potencial. 

A pesar de ello, el sector enfrenta grandes retos y retrasos para alcanzar la producción comercial. 

Los estudios preliminares muestran una subsaturación en el contenido de gas en el carbón. Además, 

se presentan desafíos como la complejidad estructural, la incertidumbre hidrogeológica, la escasez 

de datos especializados y la falta de normatividad clara. 

Con todo esto, se establece que, aunque el potencial de gas asociado al carbón no es una solución 

inmediata, sí es una posibilidad futura condicionada por la exploración profunda, caracterización 

detallada de los yacimientos y la resolución de retos técnicos y legales. 

 

Palabras clave: Gas asociado al Carbón (CBM), Gas no convencional, Metano, Déficit de gas. 

 

 

 

 

 

 



 

ABSTRACT 

 

Coalbed methane is an unconventional source of gas that has the potential to diversify Colombia's 

energy matrix. Given the current deficit and future estimates, this resource becomes key, with 7.5 

trillion cubic feet of potentially recoverable gas. This study sought to establish whether coalbed 

methane is a solution to the country's energy deficit.  

The study focused on analyzing the theoretical basis and key parameters for characterizing coalbed 

methane reservoirs, then examining the international landscape and geological potential in 

Colombia. Regions such as Cesar, La Guajira, and Boyacá were identified as the most attractive 

due to their potential. 

Despite this, the sector faces major challenges and delays in achieving commercial production. 

Preliminary studies show undersaturation in the gas content of coal. In addition, there are 

challenges such as structural complexity, hydrogeological uncertainty, a shortage of specialized 

data, and a lack of clear regulations. 

With all this in mind, it is established that, although the potential of coalbed methane is not an 

immediate solution, it is a future possibility conditioned by deep exploration, detailed 

characterization of the deposits, and the resolution of technical and legal challenges. 

 

Keywords: Coalbed methane (CBM), unconventional gas, methane, gas deficit. 

 

 

 

 

 

 

 



 

6 
 

1. INTRODUCCIÓN 

El gas asociado al carbón  o CBM es una fuente de gas no convencional que se forma en los mantos 

de carbón por procesos de carbonización y/o bioquímicos (Brown, 2002; Mariño-Martínez, 2015). 

Compuesto principalmente por metano, la extracción comercial de CBM se encuentra bien 

establecida a nivel mundial, con países como Estados Unidos, Australia, Canadá, China e India 

liderando su explotación (Moore, 2012). Para Colombia, el metano asociado al carbón representa 

un recurso energético con  potencial comercial (Mariño-Martínez et al., 2016), que podría 

contribuir a la soberanía energética y a la diversificación de la matriz generadora de energía. Las 

estimaciones del potencial de CBM in situ en Colombia ascienden a 17.8 Tcf de los cuales 7.5 Tcf 

son potencialmente recuperables, distribuidos en regiones como Cesar, La Guaira y Boyacá (Arthur 

D. Little, 2010). 

A pesar de la magnitud de estos recursos, la exploración de fuentes no convencionales de energía 

es una necesidad en Colombia. Actualmente el país abastece el 95% de su consumo de gas natural. 

No obstante, los escenarios muestran un panorama desafiante, y es que el plan de abastecimiento 

de gas natural (PAGN) de la Unidad de Planeación Minero-Energética (UPME) estima que, ante 

el crecimiento de la demanda, las importaciones de gas natural aumentarían en los próximos años, 

volviéndose significativas a partir del 2028. Asimismo, la incorporación de recursos contingentes 

es necesaria para garantizar la soberanía energética, al menos, hasta el 2033. Esta urgencia por 

asegurar el abastecimiento contrasta con la situación actual del CBM en el país, la cual enfrenta 

grandes retos y atrasos para alcanzar la producción comercial (Ministerio de Minas y Energía, 

2024). 

Los 7.5 Tcf de gas recuperables, sugieren que el CBM podría ser una solución potencial y a largo 

plazo para el déficit energético colombiano. Sin embargo, la materialización de esta posibilidad 

está condicionada por la superación de retos identificados. Por lo tanto, el presente trabajo busca 

establecer si el gas asociado al carbón es una solución al déficit de este energético en Colombia. 

Para abordar la pregunta, el estudio se enfocó en analizar las bases teóricas con el fin de establecer 

parámetros clave con el fin de caracterizar los reservorios de CBM, para luego examinar el 

panorama internacional y nacional. El fin último, es evaluar si las características geológicas 

intrínsecas de los sistemas CBM en Colombia, permiten que este recurso se consolide como un 

componente estratégico para la seguridad energética y el abastecimiento nacional. 
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2. MARCO TEÓRICO 

 

2.1 GAS ASOCIADO AL CARBÓN  

El gas asociado al carbón o CBM por sus siglas en ingles “Coalbed methane”, es el gas que se 

forma en los mantos de carbón por carbonización y/o procesos bioquímicos causados por bacterias  

(Mariño-Martínez, 2015). El CBM se considera una fuente de gas no convencional porque el 

carbón es la roca fuente y reservorio, volviéndolo autocontenido (Moore, 2012). 

El CBM está compuesto principalmente por metano, se ha reportado que puede conformar entre el 

80 y el 99%  de la composición del gas de carbón (Flores, 1998). Un promedio de la composición 

del gas realizado en ocho cuencas de Estado Unidos, mostró un contenido del 93% de metano. El 

etano junto con otros hidrocarburos pesados pueden representar el 3% del gas total, sin embargo, 

sus concentraciones pueden alcanzar hasta el 11%. El dióxido de carbono forma 3% del gas en las 

cuencas de Estados Unidos, sin embargo, puede variar desde 0% hasta más del 40% (Seidle, 2011). 

El nitrógeno es un componente minoritario junto con el vapor de agua, el oxígeno, el hidrogeno, el 

helio y los compuestos de azufre; el propano y los butanos también hacen parte de la composición 

del CBM (Flores, 1998; Seidle, 2011; Moore, 2012; Mastalerz & Drobniak, 2020). 

La formación del CBM es un proceso geológico y químico asociado a la transformación de la 

materia orgánica vegetal en carbón durante el proceso de carbonización. Su origen puede ser 

biogénico, termogénico o mixto. El gas biogénico es aquel que se genera por la descomposición de 

la materia orgánica a través de consorcios metanogénicos de microorganismos. El gas termogénico 

se forma en las etapas avanzadas de carbonización durante un proceso de desvolatilización química 

que genera metano. Este se genera a medida que el carbón madura. El gas mixto es la transición 

entre la formación biogénica y termogénica, ya que el cambio entre estas dos no ocurre de manera 

tajante, ambos se pueden generar al mismo tiempo y es común que haya una mezcla de ambos tipos 

de gases (Seidle, 2011; Moore, 2012; Mastalerz & Drobniak, 2020). 

Independientemente del origen, el gas metano se almacena en el carbón de manera particular y 

distinta a como se almacena el gas en los yacimientos convencionales. El principal mecanismo de 

almacenamiento es la adsorción en la superficie del carbón. Aunque el gas también se puede 

encontrar libre en los vacíos abiertos (cleats) (Moore, T., 2012). 
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2.2 EL CARBÓN 

El carbón juega un papel fundamental en el desarrollo de los sistemas CBM, ya que la variación 

de sus propiedades, afecta los procesos que generan el gas. Además, el carbón actúa como roca 

generadora y reservorio, lo que lo hace un elemento fundamental.  

Moore, (2012) establece que, en el proceso de generación de gas, la propiedad del carbón más 

importante que interviene es el rango; este se define como el nivel de metamorfismo orgánico o 

nivel de carbonización. El rango establece en qué medida y cómo se transformó la materia orgánica 

física y químicamente en un proceso irreversible. En la Figura 1 se observa más a detalle los 

cambios que se dan en cada etapa de la carbonización. El rango y la capacidad máxima de adsorción 

de gas son directamente proporcionales ya que, al aumentar el rango hay una disminución de la 

humedad y un aumento en la porosidad. Esta propiedad suele ser estimada a través de la reflectancia 

de la vitrinita, sin embargo, puede tener margen de error considerable por procesos secundarios 

que sufre el carbón (Newman & Newman; 1982).  
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Figura 1. Proceso de carbonización. Basado en Moore (2012). 

 

Como se mencionó anteriormente, la humedad afecta el contenido de gas en el carbón (ver Figura 

2A). Ozdemir y Schroeder (2009) encontraron que la capacidad de adsorción aumenta cuando la 

humedad se reduce porque hay menos particulas de agua ocupando espacios que podría ocupar el 

metano. Además, pequeños cambios en la humedad afectan significativamente la capacidad de 

adsorción (Levy et al., 1997). 
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El rango del carbón también determina el tipo de gas que se dará en el carbón (biogénico, 

termogénico o mixto) y, además, la composición que este tendrá. Los carbones de bajo rango tienen 

gases biogénicos en el que el gas predominante es el metano, por otra parte, los carbones de alto 

rango tienen gases termogénicos o mixtos, y se componen principalmente de gas metano, aunque 

también se encuentran gases como el eteno, etano, propano y butano (Moore, 2012). 

La permeabilidad se ve afectada por el rango del carbón. El aumento del nivel de carbonización 

incrementa el número de fracturas y, en consecuencia, eleva la permeabilidad (Wang, 2007). A 

pesar de esto, la permeabilidad en la matriz del carbón disminuye con el aumento del rango por la 

disminución del tamaño de poro (Durucan et al., 2009). 

Dentro de las características que más destacan del carbón dentro de los sistemas CBM es el 

ambiente deposicional, este no solo determina la geometría de los mantos de carbón, sino que 

también, el tipo de vegetación, este último genera cambios composicionales entre mantos de carbón 

e incluso dentro de un mismo manto (Ayers, 2002). Las diferencias en el tipo de vegetación 

provocan diferentes tipos de turba. Lateralmente debido a que dentro de un mismo ambiente puede 

haber distintos tipos de plantas; y verticalmente, a que las platas evolucionan y con ellas, los 

compuestos de los que están hechas. Gracias a esto los carbones de diferente edad son únicos en 

sus propiedades (Greb et al., 2006; Moore, 2012). 

Los mantos de carbón pueden sufrir deformación al ser compresibles (Ayers, 2002). El principal 

esfuerzo que sufre el carbón es la presión litoestática que aumenta con la profundidad, estas dos 

variables afectan la capacidad máxima de adsorción y el contenido de gas como se muestra en la 

Figura 2B y 2C. Sin embargo, el aumento de la presión causa una caída en la permeabilidad (ver 

Figura 2D) ya que cierra las fracturas. La presión horizontal también disminuye la permeabilidad 

(Enever et al., 1999).  
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Figura 2. Relación entre diferentes variables en sistemas CBM. 

A) Humedad vs Capacidad de adsorción. Tomado de Levy et al. (1997). 

B) Presión vs Capacidad máxima de adsorción. Tomado de Kim (1977). Los números rojos son la 

reflectancia promedio de vitrinita.  

C) Profundidad vs Contenido de gas. Tomado de Scott et al. (2007st). 

D) Esfuerzo mínimo efectivo vs Permeabilidad promedio. Tomado de Bell (2006). 
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2.3 ORIGEN DEL GAS ASOCIADO AL CARBÓN  

Como se expuso anteriormente, el gas asociado al carbón puede tener un origen biogénico, 

termogénico o mixto, y su clasificación depende netamente de los procesos que intervinieron en su 

génesis.  

El gas biogénico es el gas metano que se produce en los sistemas CBM a bajas temperaturas, 

durante la descomposición de la materia orgánica por microorganismos anaeróbicos (Rice & 

Claypool, 1981), en la turba y en los carbones de bajo rango (Strąpoć et al., 2008a). Aunque la 

metanogénesis primaria ocurre en las primeras etapas de carbonización, la metanogénesis 

secundaria, biogénica; se da cuando las aguas meteóricas recargan los mantos de carbón, 

introduciendo o estimulando los consorcios microbianos necesarios (Green et al., 2008). 

La producción de metano biogénico requiere de la simbiosis de un consorcio microbiano que 

incluye bacterias fermentativas y acetogénicas, junto con archaeas metanogénicas (Papendick et 

al., 2011). Este es un proceso complejo (ver Figura 3), en el que en primera instancia las bacterias 

fragmentan la macromolécula del carbón en moléculas intermedias solubles y biodegradables, 

utilizando exoenzimas hidrolíticas (Papendick et al., 2011; Moore, 2012). Luego, mediante la 

fermentación y oxidación anaeróbica, las bacterias degradan esos compuestos intermedios en 

moléculas más sencillas, como acetato, dióxido de carbono e hidrógeno. (Green et al., 2008; Seidle, 

2011; Moore, 2012). Después, las archaeas consumen esos compuestos para producir el metano, 

que puede ser generado, principalmente, a través de dos vías metabólicas. La metanogénesis 

hidrogenotrófica, donde el dióxido de carbono y el hidrógeno se combinan para formar metano y 

agua (Seidle, 2011; Moore, 2012). Y la metanogénesis acetoclástica, en la que el acetato es 

fermentado para producir metano y dióxido de carbono (Green et al., 2008; Papendick et al., 2011). 
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Figura 3. Rutas metabólicas de los consorcios microbianos. Tomado de Strąpoć et al., 2008a. 

 

Las vías metabólicas usadas por los metanógenos dependen de las características locales de los 

mantos de carbón. Mientras que la ruta hidrogenotrófica es la dominante para la generación de gas 

biogénico en los yacimientos de carbón, la ruta acetoclástica es común en ambientes de agua dulce 

(Green et al., 2008; Papendick et al., 2011; Moore, 2012). Además de estas vías metabólicas, 

algunos metanógenos son metilótrofos y pueden usar el metanol, metilaminas o sulfuro de dimetilo 

para generar el gas (Green et al., 2008). 

Para que la metanogénesis biogénica sea relevante, se requiere de condiciones ambientales 

específicas. Los metanógenos son microorganismos completamente anaeróbicos y no toleran 
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ninguna cantidad de oxígeno (Green et al., 2008). Generalmente, las condiciones favorables en los 

yacimientos CBM incluyen bajas concentraciones de sulfato (< 500 mg/L) y bajas concentraciones 

de calcio y magnesio, altas concentraciones de sodio, bicarbonato y en algunos casos, cloruro (Rice 

& Claypool, 1981; Green et al., 2008; Papendick et al., 2011).  

Green et al. (2008), encontraron que la cantidad de gas biogénico que se genera en un reservorio 

depende de tres factores principales: el pH, la temperatura y el área superficial. La disminución del 

pH (de 7.4 a 6.4) y el aumento de la temperatura (de 22 °C a 38 °C) pueden elevar 

significativamente la tasa de producción de metano. Sin embargo, un factor limitante en la 

producción de gas es la bioaccesibilidad del carbón (Green et al., 2008; Papendick et al., 2011). 

Dado que el carbón es un material solido complejo, las barreras fisicoquímicas como la limitada 

área superficial, pueden restringir el acceso microbiano (Papendick et al., 2011). Es por eso que, la 

tasa de producción de gas biogénico tiene una relación directa con el área de la superficie de las 

particulas de carbón (Moore, 2012). 

A pesar de que el gas biogénico se genera en las primeras etapas del proceso de carbonización, 

cuando el carbón alcanza altas temperaturas y su rango aumenta, la actividad microbiana cesa y 

comienza la generación termogénica. Sin embargo, la producción de metano biogénico puede 

reaparecer de forma secundaria por re-inoculación en carbones de rango medio o alto si el manto 

recupera condiciones ambientales favorables, como temperaturas más bajas, alta permeabilidad y 

el reingreso de aguas meteóricas, las cuales transportan y estimulan los consorcios microbianos 

necesarios (Rice & Claypool, 1981; Green et al., 2008). 

Por otra parte, el gas termogénico es el gas metano que se forma como resultado del proceso de 

carbonización, en el cual el tiempo, el calor y la presión transforman el carbón y generan metano a 

través de la desvolatilización química (Zhang et al., 2008). En este proceso también se liberan otros 

gases como dióxido de carbono, nitrógeno, sulfuro de hidrogeno, etano, propano y otras cadenas 

de hidrocarburos (Moore, 2012). 

Los hidrocarburos gaseosos se derivan de la degradación térmica del querógeno durante el 

calentamiento por enterramiento del carbón (Clayton, 1998). En los carbones el metano se produce 

principalmente por reacciones de desalquilación de la materia orgánica residual a altas 

temperaturas (Behar et al., 1995). 
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El gas termogénico empieza a evolucionar cuando el carbón alcanza un rango de madurez de 0.55% 

de reflectancia de vitrinita (%Ro) como se muestra en la Figura 4, lo que corresponde al campo del 

carbón bituminoso de alta volatilidad (Moore, 2012). La generación de gas es continua a lo largo 

de la maduración del carbón. El volumen máximo de generación de metano y gas total termogénico 

ocurre en los carbones bituminosos de volatilidad media. La generación acumulada es 

considerablemente mayor en los rangos más altos (Seidle, 2011). El metano se produce en pequeñas 

cantidades al comienzo de la degradación, pero se convierte en el gas dominante a alta madurez, 

especialmente después de que el carbón alcanza una %Ro > 0.8% (Zhang et al., 2008). 

 

Figura 4. Correlación de parámetros. Tomado de Moore (2012). 
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Los carbones que tienen un rango lo suficientemente alto como para generar y retener gas 

termogénico tienden a tener contenidos de gas totales más altos que aquellos que solo contienen 

gas biogénico. Sin embargo, puede que haya desgasificación debido a la perdida de presión, a la 

exhumación, al fracturamiento, a la migración de gases, entre otros (Moore, 2012). 

 

2.4 MECANISMOS DE ALMACENAMIENTO Y LIBERACIÓN 

El gas que se genera tanto biogénicamente como termogénicamente, se almacena en el carbón de 

manera distinta a la de los yacimientos convencionales.  

El almacenamiento del metano tiene una gran relación con la estructura de doble porosidad del 

carbón, la cual se compone por un sistema de porosidad primaria y una secundaria (St. George & 

Barakat, 2001; Busch & Gensterblum, 2011). La porosidad primaria está formada por los 

microporos de la matriz de carbón, en donde se lleva a cabo la función principal de 

almacenamiento. La porosidad secundaria incluye a las fracturas naturales, conocidas como el 

sistema de “cleats”, que actúan como vías de transporte de gas y agua (Ceglarsk-Stefańska & 

Brzóska, 1998; Ceglarsk-Stefańska & Zarębska, 2002; Busch & Gensterblum, 2011). 

Entre el 90 y 98% del gas se almacena en la matriz primaria, a través de la adsorción física en la 

superficie del carbón, por fuerzas de van der Waals. Otra parte del gas total se encuentra en estado 

absorbido que es cuando el metano se disuelve dentro de la estructura molecular del carbón. Y el 

resto se encuentra en estado libre en macroporos y cleats o disuelto en al agua de formación. La 

capacidad de sorción disminuye con el aumento de la temperatura y con el aumento de la humedad. 

También depende de la presión y el rango del carbón (ver Figura 5) (Rice, 1993; Ceglarsk-

Stefańska & Brzóska, 1998; Milewska-Duda et al., 2000; Ceglarsk-Stefańska & Zarębska, 2002). 
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Figura 5. Relación entre el porcentaje de poros total y el rango del carbón. Tomado de Levine (1996). 

 

La liberación del CBM se debe a la despresurización de la capa de carbón, proceso que 

generalmente involucra el bombeo del agua contenida en los cleats. La reducción de la presión 

permite al metano adsorbido desorberse de la matriz y luego transportarse en dos etapas, por 

difusión en la matriz y flujo laminar en cleats. El movimiento en la matriz está dominado por el 

gradiente de concentración (de la matriz a los cleats), la cinética de desorción está determinada por 

la difusión. Ya en los cleats, el flujo es impulsado por la presión (Busch & Gensterblum, 2011). 

Un factor muy importante en la liberación es el efecto volumétrico (Ozdemir & Schroeder, 2009). 

La desorción del metano hace que la matriz del carbón sufra una contracción, abriendo fracturas y 

aumentando la permeabilidad. La adsorción de dióxido de carbono puede inducir el hinchamiento 

de la matriz, estrechando los cleats (St. George & Barakat, 2001; Ceglarsk-Stefańska & Zarębska, 

2002). 
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3. PANORAMA INTERNACIONAL 

El CBM no es un concepto novedoso, sino una fuente de energía que ha alcanzado una madurez 

comercial significativa a nivel global, con sus orígenes en actividades que se remonta varias 

décadas atrás. La producción comercial de CBM comenzó en la cuenca de los Apalaches en 1930 

y en la cuenca de San Juan desde principios de 1950 (Ayers, 2002). Ya en 1943 se había descrito 

con gran detalle el potencial de la industria comercial de CBM. Este desarrollo temprano fue 

impulsado en Estados Unidos por la necesidad de desgasificar minas para prevenir explosiones, así 

como por la crisis del petróleo de 1970, que condujo a incentivos fiscales, como la Ley de 

impuestos sobre ganancias inesperadas de petróleo crudo de 1980, para fomentar la explotación de 

recursos no convencionales (Massarotto, 1999; Ayers, 2002). Hoy en día la extracción comercial 

de metano de mantos de carbón se encuentra bien establecida en varios países, siendo parte del 

panorama energético mundial (Moore, 2012). 

Estados Unidos se ha consolidado como el líder mundial y pionero en el CBM, con producción 

comercial en más de doce cuencas. Entre las cuencas más estudiadas y productivas se encuentra la 

de San Juan en Colorado y Nuevo México, y la del Río Powder en Wyoming (Ayers, 2002). Otros 

productores importantes a nivel mundial son Australia, Canadá, China e India, donde la extracción 

comercial ya se encuentra bien establecida (Moore, 2012). Australia, por ejemplo, ya cuenta con 

proyectos comerciales en marcha en las cuencas de Bowen y Surat (Ayers, 2002; Moore, 2012). 

China está promoviendo activamente el desarrollo del CBM, no solo por el crecimiento de su 

demanda energética, sino también por razones de seguridad en la minería del carbón y para mejorar 

la calidad del aire (Tao et al., 2019). India también ha aumentado sus esfuerzos para promover la 

explotación y desarrollo de CBM en su territorio (Moore, 2012). Rusia, el país con las mayores 

estimaciones de recursos de CBM a nivel global, ha tenido un desarrollo poco significativo de esta 

industria, sin embargo, en 2010 se inició la recuperación comercial de metano en el distrito de 

Taldinsky, en donde por primera vez se declaró el metano como un recurso autosuficiente en Rusia 

(Kiryaeva, 2012). 

Dentro de las cuencas productoras de CBM más estudiadas, se encuentran la cuenca de San Juan y 

la cuenca del Río Powder. La cuenca de San Juan representa el caso más maduro y de mayor éxito 

histórico, siendo el campo CBM más grande del mundo. La producción de CBM comenzó en 

década de los cincuenta, pero se expandió a finales de los ochenta e inicios de los noventa, 
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impulsada por créditos fiscales para combustibles no convencionales. Para 1999, la producción 

acumulada de CBM superaba los 7 TFC o 200 Gm3, lo que confirma la magnitud de su éxito. No 

obstante, el desarrollo ha experimentado desafíos socioambientales, pues la gestión del agua 

coproducida es una carga operativa significativa. El agua de la cuenca San Juan se gestiona 

mediante la inyección o evaporación, un proceso costoso. Además, el gas en la zona de alta 

productividad o fairway suele tener un contenido de dióxido de carbono de entre 6 y 13% o más, 

lo que requiere eliminación del gas para aumentar la capacidad calorífica del producto (Ayers, 

2002; Moore, 2012). 

Por otra parte, la cuenca del Río Powder es conocida como una de las áreas de mayor crecimiento 

en Estados Unidos, y se caracteriza por el desarrollo exitoso en carbones de bajo rango (sub-

bitumioso) que albergan gas biogénico principalmente. Las capas de carbón, son gruesas y tienen 

alta permeabilidad, lo que simplifica y abarata los costos de producción. El mayor desafío de esta 

cuenca tiene que ver con el manejo de los enormes volúmenes de agua coproducida. Para poner en 

contexto, solo en 2006 se produjeron más de 678 millones de barriles de agua. A diferencia de la 

cuenca San Juan, el agua en la cuenca del Río Powder es de buena calidad, lo que permite la 

utilización de métodos de tratamiento más baratos como la descarga superficial, sin embargo, esto 

ha generado conflictos con la ganadería y preocupaciones sobre el agotamiento de recursos hídricos 

subterráneos y la sodicidad del suelo (Ayers, 2002; Moore, 2012). 

En otros países como Australia, se han identificado desafíos técnicos específicos, como la 

producción y migración de finos de carbón durante la perforación y la producción inicial en campos 

como Moranbah, lo que puede reducir la permeabilidad y obstruir el equipo (Massarotto, 2013). 

Por otra parte, en China el exitoso desarrollo de grandes áreas de producción como la cuenca de 

Qinshui, no ha estado exento retos intrínsecos, allí la producción promedio de los pozos es 

significativamente más baja que en Estados Unidos y Australia debido a las complejas condiciones 

geológicas, como la baja presión y permeabilidad del yacimiento (Tao et al., 2019). 

A pesar de los retos que la producción de CBM presenta durante su desarrollo, este recurso se está 

convirtiendo en una parte creciente del portafolio energético mundial (Ayers, 2002), siendo 

percibido como una fuente de energía limpia y de transición más favorable que el carbón o el 

petróleo, especialmente en países como china (Tao et al., 2019). Una tendencia global clave se 

encuentra en el interés en las técnicas de recuperación mejorada de CBM (ECBM) (Ayers, 2002; 
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Busch & Gensterblum, 2011). El ECBM consiste en inyectar gases como dióxido de carbono y 

nitrógeno en los mantos de carbón, lo que no solo aumenta la producción de metano, sino que, en 

el caso de dióxido de carbono, permite el secuestro geológico de carbono. El CO2 es un gas viable 

para el ECBM debido a su alta capacidad de adsorción en el carbón (CCS), incluso mayor que la 

del metano; lo que impulsa la desorción del metano y su desplazamiento (Ayers, 2002; Harpalani 

et al., 2006; Ozdemir & Schroeder, 2009; Gou et al., 2021; Liang et al., 2021). Las pruebas de 

ECBM y CCS han demostrado que la recuperación del gas original puede superar el 90% con la 

inyección de estos gases a pesar de esto, el ECBM enfrenta retos, como el fenómeno de la 

hinchazón de la matriz del carbón. Los principales obstáculos para el desarrollo del CBM incluyen 

el manejo del agua coproducida, así como conflictos entre los derechos de explotación de carbón 

y de CBM, o la superposición de derechos mineros. La competencia por el uso del suelo y el 

impacto en las comunidades locales, como el ruido y el riesgo de fugas, también son cruciales 

(Ayers, 2002, Moore, 2012). 

4. PARÁMETROS CLAVE PARA CARACTERIZAR UN RESERVORIO DE CBM 

Con base en la información expuesta anteriormente, se puede afirmar que la caracterización de un 

reservorio de CBM requiere la evaluación de parámetros del gas, del carbón como roca reservorio 

y del entorno geológico e hidrológico. Con respecto al gas, la determinación del contenido de gas 

es fundamental para evaluar la viabilidad económica de un yacimiento (Busch & Gensterblum, 

2011). El contenido de gas se predice usando isotermas de sorción que brindan información sobre 

la capacidad máxima de sorción (Harpalani et al., 2006; Busch & Gensterblum, 2011). La 

saturación de gas es la relación entre el gas in situ y la capacidad máxima de sorción, está controlada 

por factores como el gas generado, el gas perdido, la hidrogeología y el metano biogénico 

secundario (Hildenbrand et al., 2006). La composición del gas normalmente tiene hidrocarburos 

ligeros (C1 a C4), dióxido de carbono y a veces nitrógeno. El metano es común en carbones de alta 

volatibilidad bituminoso o de rango superior (Clayton, 1998). El origen del gas se diferencia por 

las composiciones isotópicas, el metano termogénico tiene en promedio valores >50‰ de 

δ13CCH4, mientras que el biogénico suele tener valores <55‰ (Rice and Claypool, 1981) 

El carbón como roca reservorio, se evalúa mediante sus propiedades físicas y composicionales 

(Flores, 1998; Hildenbrand et al., 2006). El rango del carbón o madurez térmica (%Ro) es un 

control primario de la capacidad de sorción de gas (Flores, 1998), ya que influye en la estructura 
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de microporos (Ceglarsk-Stefańska & Brzóska, 1998; Ozdemir & Schroeder, 2009). El espesor y 

la continuidad de los mantos de carbón son parámetros críticos para la capacidad de 

almacenamiento y la producibilidad, siendo atractivos mantos gruesos (>2m). La composición del 

carbón incluye la composición proximal (materia volátil, carbón fijo, cenizas y humedad) y 

petrográfica (vitrinita, liptinita e inertita). La vitrinita, rica en microporosidad, generalmente tiene 

mayor capacidad de sorción de metano que la inertita (Busch & Gensterblum, 2011). La porosidad 

del carbón se describe como un sistema dual, la porosidad primaria (microporos) alberga el gas 

adsorbido, y la porosidad secundaria (macroporos y cleats) facilita el flujo (Pillalamarry et al., 

2011). El flujo de gas está restringido por la permeabilidad del sistema de cleats (Pillalamarry et 

al., 2011) La permeabilidad es disminuida por el alto contenido de cenizas (Flores, 1998). 

Los parámetros del entorno geológico son muy importantes para la acumulación y recuperabilidad. 

La profundidad del yacimiento se relaciona directamente con la presión y la temperatura, 

influyendo en la capacidad de sorción del gas (Hildenbrand et al., 2006). Las estructuras geológicas 

definen la distribución del carbón y la permeabilidad por fractura (Flores, 1998). En cuanto a la 

hidrogeología, el régimen hidrogeológico influye en la saturación de gas y en la generación de 

metano biogénico secundario. En contacto con aguas meteóricas o la lixiviación de agua dulce 

puede iniciar la metanogénesis microbiana, sobre todo en carbones de bajo rango o someros 

(Strąpoć et al., 2008b). La presencia de agua en el carbón reduce la capacidad de sorción del gas 

en comparación con el carbón seco (Busch & Gensterblum, 2011). 

Con lo anterior, se puede establecer que la caracterización de un yacimiento CBM es de vital 

importancia para evaluar eficazmente su potencial, ya que la viabilidad y productividad tienen una 

fuerte dependencia de los factores geológicos intrínsecos. La experiencia ha demostrado que la 

extrapolación de modelos de una cuenca a otra no es recomendable, y que el éxito de un proyecto 

CBM radica en identificar y entender las condiciones locales particulares (Mariño-Martinez, 2015). 

Es por eso que, en la Tabla 1 se establecen los parámetros clave para caracterizar un reservorio de 

CBM.  

En síntesis, la integración de los parámetros del gas, del carbón como roca reservorio y del entorno 

geológico e hidrológico evidencia la complejidad inherente a la evaluación de un yacimiento de 

CBM y la necesidad de comprender sus particularidades locales para estimar con precisión su 

potencial. Con el fin de organizar de manera clara estos aspectos y facilitar su aplicación, se 
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propone la elaboración de la Tabla 1, de elaboración propia, en la cual se sintetizan los parámetros 

clave para caracterizar un reservorio de CBM, constituyendo así una herramienta conceptual 

preliminar que servirá como base para el análisis posterior dentro de la propuesta investigativa. 
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Tabla 1. Parámetros clave para caracterizar un reservorio de CBM. 

Elaboración propia 

P
ro

p
ie

d
ad

es
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el
 c

ar
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n
 

Contenido y 

almacenamiento de 

gas 

Contenido total de gas in situ 

Componentes del gas total 

Gas perdido 

Gas desorbido  

Gas residual 

Capacidad de sorción del gas 

Porcentaje de saturación de gas 

Tasa de desorción 

Madurez y 

composición del 

carbón 

Rango del carbón 

Reflectancia de vitrinita 

Contenido de macérales  

Análisis proximal 

Humedad 

Cenizas  

Materia volátil  

Carbón fijo 

Poder calorífico 

Índices geoquímicos 

Propiedades de 

ingeniería del 

reservorio 

Permeabilidad 
Primaria 

Secundaria 

Porosidad 

Densidad 

Compresibilidad 

Saturación de agua 

Viscosidad de los fluidos 

Gradiente geotérmico 

P
ar
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et

ro
s 

g
eo

ló
g
ic

o
s 

y
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st
ru

ct
u
ra

le
s Estructura y 

geometría 

Estructura geológica 

Espesor neto del carbón 

Número de mantos de carbón 

Profundidad del carbón 

Continuidad y extensión superficial del carbón 

Espaciado de cleats  

Hidrogeología 

Presión del yacimiento 

Cantidad de agua producida 

Hidrogeoquímica 

Composición 

Iones 

Metales 

Radionúclidos 

Origen y 

composición del 

gas 

Origen 

Composición química 

Análisis de isótopos 
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5. PANORAMA NACIONAL 

Colombia es el principal productor de carbón de Sudamérica y el undécimo a nivel mundial (Tewalt 

et al., 2006). Actualmente, el país enfrenta la necesidad de diversificar su matriz energética y 

asegurar su soberanía energética, lo que impulsa la exploración de recursos de hidrocarburos no 

convencionales, entre ellos el gas asociado al carbón (CBM) (Duarte-Barrera & Mariño-Martínez, 

2022). Históricamente este gas ha sido visto como un factor de riesgo en la minería colombiana 

debido a las explosiones que causa, especialmente en el altiplano cundiboyacense donde se produce 

aproximadamente el 60% del carbón subterráneo (Mariño-Martínez et al., 2021). Sin embargo, el 

metano asociado al carbón representa un recurso energético con potencial comercial (Mariño-

Martínez et al., 2016). 

El país cuenta con unas reservas probadas de carbón de 6.746 millones de toneladas (U.S. 

Environmental Protection Agency, 2017), distribuidas en doce zonas carboníferas (Cortes et al., 

2022).  Los carbones colombianos, formados principalmente en el Cretácico y el Terciario, se 

caracterizan por tener bajos contenidos de azufre, ceniza y contaminantes atmosféricos peligrosos 

(Tewalt et al., 2006). 

Los depósitos de carbón más significativos se encuentran en los departamentos de La Guajira y 

Cesar (U.S. Environmental Protection Agency, 2017; McIntyre et al., 2018). El Cerrejón en La 

Guajira, es una de las minas a cielo abierto más grandes del mundo y Cesar es el segundo 

departamento productor de carbón, albergando minas importantes como La Loma y La Jagua (U.S. 

Environmental Protection Agency, 2017). Además, regiones como Cundinamarca y Boyacá 

también tienen grandes reservas conocidas (McIntyre et al., 2018). En Boyacá, las reservas superan 

los 1.700 millones de toneladas, con carbones que van desde metalúrgicos hasta térmicos de alto 

poder calorífico (Arthur D. Little, 2010; Mojica & Mariño, 2013). Las formaciones geológicas que 

portan el carbón varían por región e incluyen a la Formación Cerrejón (Paleoceno) en La Guajira, 

la Formación Los Cuervos (Eoceno) en Cesar y la Formación Guaduas (Cretácico-Terciario) en el 

altiplano cundiboyacense (Arthur D. Little, 2010). 

El primer estudio sobre potencial de CBM en Colombia se completó en 1992 (Cortes et al., 2022). 

Posteriormente, la Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH) comenzó a estudiar los recursos no 

convencionales. En 2010 la ANH le encargó a Arthur D. Little un estudio detallado sobre el análisis 
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tecnológico y la estrategia de promoción para desarrollos de CBM en Colombia, en el cual 

caracterizo las nueve cuencas carboníferas con mayor potencial (Arthur D. Little, 2010). 

La exploración de CBM se ha concentrado sobre todo en la medición del contenido de gas por 

tonelada de carbón, utilizando metodologías directas como las pruebas de desorción con equipos 

canisters (Duarte-Barrera & Mariño-Martínez, 2022). Estos métodos que siguen lineamientos de la 

USBM y el GRI, determinan por separado el gas perdido, el desorbido y el residual (Mariño-

Martínez et al., 2016). Aunque se ha avanzado considerablemente en la recopilación de datos de 

gas asociado al carbón a través de proyectos conjuntos financiados por la ANH y Colciencias 

(Mojica & Mariño, 2013), la exploración ha sido más que todo superficial, sin alcanzar 

profundidades superiores a 600 metros (Duarte-Barrera & Mariño-Martínez, 2022). 

Los resultados de las mediciones preliminares sugieren que los contenidos de gas en los carbones 

colombianos no son tan altos como en los principales países productores, esto se debe en gran 

medida a la desorción parcial de los carbones (Duarte-Barrera & Mariño-Martínez, 2022). La 

saturación se estima entre 10 y 53% y podría explicarse por la exhumación de los carbones durante 

la orogenia andina, lo que redujo la presión confinante y permitió que parte del gas se escapara 

naturalmente (Mariño-Martínez et al., 2021). 

En consecuencia, se ha enfatizado la necesidad de realizar más ensayos complementarios, como 

isotermas de adsorción para determinar la saturación real, análisis isotópicos para establecer el 

origen de gas, que se sugiere es mayormente biogénico con componentes termogénicos; y 

mediciones permeabilidad.  Estos datos son de suma importancia para diagnosticar la factibilidad 

económica de futuros proyectos (Duarte-Barrera & Mariño-Martínez, 2022). 

El potencial de CBM in situ en Colombia se estima en 17.8 Tcf, de los cuales se cree que 7.5 Tcf 

son recuperables con tecnologías comerciales disponibles. Este potencial se localiza en siete 

cuencas. 

El Cesar es la región que mayor potencial de gas in place tiene, con 6.9 Tcf; además, presenta el 

mayor potencial recuperable con 3.4 Tcf. Las estimaciones de Arthur D. Little en 2010 plantean 

un potencial de CBM de entre 2.3 y 6.3 Tcf. Esta región es muy atractiva debido características 

geológicas, altos rangos del carbón, gran cantidad de mantos de carbón gruesos y contenido de gas 
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favorable. La subregión de La Loma es la más atractiva con un potencial de gas de 

aproximadamente 5.5 Tcf (Arthur D. Little, 2010). 

La guajira presenta 4.8 Tcf de gas in place y 2.4 Tcf recuperables. Las estimaciones sugieren un 

potencial de CBM de 2.5 T a 10.0 Tcf, siendo Cerrejón Norte la subregión más atractiva para el 

desarrollo de CBM, con un potencial mayor a 1 Tcf (Arthur D. Little, 2010). 

Boyacá tiene un total de gas in place de 1.8 Tcf, de los cuales 0.9 Tcf son posiblemente 

recuperables. Las estimaciones preliminares indican un potencial de CBM de entre 2.1 y 5 Tcf. La 

subregión de Sogamoso-Jericó es la más atractiva con 1.6 Tcf estimados (Arthur D. Little, 2010). 

Estudios más recientes han encontrado los mayores contenidos de gas en Tasco-Socotá (norte del 

área Sogamoso-Jericó), sobrepasando los 300 m de profundidad (Mojica & Mariño, 2013). 

En la región de Cundinamarca se reportan 1.6 Tcf de gas in place y 0.8 Tcf recuperables. El 

potencial de CBM se estima entre 1.96 y 2.45 Tcf, siendo la subregión de Checua-Lenguazaque la 

más atractiva. Otras regiones como Norte de Santander tiene un potencial de CBM de entre 0.92 y 

1.2 Tcf, Córdoba se estima con 0.4 a 0.5 Tcf y Antioquia con 0.28 a 0.37 Tcf. Valle del Cauca tiene 

estimaciones preliminares de potencial de CBM que varían entre 0.1 a 6.2 Tcf (Arthur D. Little, 

2010). La Tabla 2, muestra el resumen de la evaluación de potencial hecha en las cuencas 

colombianas por Arthur D. Little, (2010). 
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Tabla 2. Resumen de la evaluación de potencial en cuencas colombianas según Arthur D. Little (2010). 

 

A) Cesar 

B) La Guajira 

C) Boyacá 

D) Cundinamarca 

E) Norte de Santander 

F) Córdoba 

G) Antioquia 

H) Santander 

I) Valle del Cauca  
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6. POTENCIAL EN COLOMBIA 

El análisis basado en los criterios geológicos permite establecer las zonas más atractivas para el 

desarrollo de CBM en Colombia. La región del Cesar, y en especial la subregión La Loma, se 

posiciona como la de mayor atractivo, por su potencial de gas estimado en 5.5 Tcf, por su geología 

relativamente simple, su carbón de alta calidad y presencia de mantos gruesos (>2 m). La región 

de la Guajira, en la subregión Cerrejón Norte, también cumple con el umbral de inversión de 1 Tcf 

debido a la presencia de mantos gruesos de carbón y el alto rango que estos tienen. En Boyacá, la 

subregión de Sogamoso-Jericó es la más favorable con 1.6 Tcf estimados. En Cundinamarca, la 

subregión de Checua-Lenguazaque es la que más destaca (Arthur D. Little, 2010). Un estudio de 

simulación de flujo de fase simple llevado a cabo por Rivera y Mariño (2023) muestra que esta 

subregión es el prospecto más viable para una prueba piloto, debido a que es probable que alcance 

la etapa de producción de agua efectiva, superando desafíos hidrogeológicos. 

Y es que el desarrollo del CBM en Colombia presenta grandes retos y limitaciones, muchos de 

ellos asociados a la propia geología y, además, a la escasez de datos en los yacimientos (Mariño-

Martinez, 2015). 

Una de las mayores limitaciones es que los estudios han mostrado que los carbones colombianos 

tienen unos niveles de saturación bajos (entre 10 y 53%), estos se encuentran subsaturados y gran 

parte del gas se ha desorbido naturalmente (Mojica & Mariño, 2013). 

En adición, la hidrodinámica de los acuíferos también juega un rol muy importante. La presencia 

de condiciones de acuífero de acción infinita (IAA) que implica una producción sostenible de agua 

ineficaz, representa el principal desafío hidrogeológico; sobre todo en sinclinales estructuralmente 

complejos. Las simulaciones muestran, por ejemplo, que el sinclinal de Úmbita en Boyacá podría 

requerir de 20 años de bombeo de agua para que el metano comience a fluir (Rivera & Mariño, 

2023). Sumando la falta de información hidrogeológica de calidad en el país, hace que el desarrollo 

de CBM sea altamente riesgoso. 

La complejidad estructural y la permeabilidad también son grandes retos a los que se desafía el 

desarrollo de CBM en Colombia. En la Cordillera Oriental, la deformación crea una complejidad 

no solo geométrica, sino que también se extrapola a la distribución y retención del gas. Aunque se 

han medido coeficientes de permeabilidad altos en Santander, la permeabilidad general del 

yacimiento una incertidumbre. El alto contenido de cenizas en regiones como Norte de Santander 
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y Valle del Cauca, podría avisar de una permeabilidad reducida (Arthur D. Little, 2010; Mariño-

Martinez, 2015; Duarte-Barrera & Mariño-Martinez, 2022). 

Los análisis de cromatografía de gases muestran que el contenido de metano fluctúa ampliamente, 

entre el 24 y el 99%, sin embargo, en muchos casos se encuentra por debajo del 80% (requerido 

para la comercialización (Duarte-Barrera & Mariño-Martinez, 2022). 

La oposición pública es un gran riesgo socioambiental en proyectos de este tipo, es alta y constituye 

una barrera para el desarrollo debido a la desconfianza hacia el sector y las preocupaciones sobre 

el impacto en los recursos hídricos (McIntyre et al., 2018). 

A pesar del potencial, el sector del CBM en Colombia sigue siendo arcaico y enfrenta grandes 

atrasos para alcanzar la producción comercial y mitigar el déficit de gas. 

Hasta la fecha, exploración de CBM ha sido superficial, con la mayoría de las perforaciones a 

menos de 600 metros de profundidad (Arthur D. Little, 2010). Es necesario que se realicen estudios 

a profundidades mayores, idealmente hasta los 1500 metros para cuantificar el volumen real de las 

reservas profundas (Rivera & Mariño, 2023). Y en adición, obtener datos sísmicos para lograr 

mejores imágenes de secciones y delimitar áreas para la perforación prospectiva (Arthur D. Little, 

2010). 

La falta de ensayos especializados y modelado de los yacimientos muestran poco avance. La 

exploración inicial se ha centrado en medir el contenido de gas a través de pruebas de desorción, 

pero aún faltan más ensayos de isotermas, isotopos, cromatografía y permeabilidad (Duarte-Barrera 

& Mariño-Martinez, 2022). Tampoco se ha estimado a través de métodos precisos el contenido en 

gas en el carbón (Mariño-Martinez, 2015). 

Un desafío legal y logístico es que dos entidades estatales administran el recurso. La Agencia 

Nacional de Minería (ANM) para el carbón y la Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH) para 

el gas. Esta coexistencia de derechos de exploración y explotación en el mismo yacimiento se ha 

convertido en un obstáculo para el desarrollo. Es por eso que se debe trabajar en la normatividad 

sobre el CBM para avanzar en el desarrollo de estos proyectos, así como establecer incentivos para 

que la explotación sea competitiva en comparación de las fuentes convencionales (Mariño-

Martinez, 2015). 
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7. CONCLUSIONES 

El gas asociado al carbón es un recurso energético con potencial comercial que puede contribuir a 

la soberanía energética y a la diversificación de la matriz en Colombia. El país requiere explorar 

recursos convencionales y no convencionales para mitigar el déficit de gas. Las estimaciones del 

potencial de CBM in situ en Colombia son de 17.8 Tcf, de los cuales 7.5 son recuperables.  

Desde una perspectiva geológica, existen regiones altamente atractivas para el desarrollo de CBM. 

La región del Cesar, por ejemplo, tiene el mayor potencial recuperable con 3.4 Tcf; seguida por La 

Guajira con 2.4 Tcf y Boyacá con 0.9 Tcf. Estas cifras sugieren que el CBM tiene la magnitud 

necesaria para ser una solución potencial al déficit de gas en el largo plazo.  

Sin embargo, a pesar del potencial, el sector del CBM no se encuentra desarrollado en el país y 

enfrenta grandes retrasos para alcanzar la producción comercial y mitigar el déficit de gas actual. 

Por lo tanto, hoy en día el gas asociado al carbón no es una solución inmediata sino una posibilidad 

que esta estrictamente condicionada por la superación de retos.  

En conclusión, para que el CBM se consolide como una solución energética en Colombia es 

indispensable que se realicen inversiones significativas en la exploración y caracterización 

profunda de los yacimientos, sobre todo con ensayos de isotermas de adsorción en cuencas, análisis 

de cromatografía de gases. Además, se propone la creación de modelos hidrogeológicos precisos. 

Todo esto con el fin de que se mitiguen los riesgos relacionados a su desarrollo con la identificación 

y entendimiento de las condiciones locales y se establezca una normatividad clara que resuelva la 

coexistencia de derechos mineros y de hidrocarburos. La viabilidad de este recurso depende de la 

investigación ya que el potencial existe, pero la producción comercial requiere resolver retos 

geológicos, técnicos y legales.  
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