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Resumen 

 

Título: Influencia de la inyección de CO2 sobre la recuperación de metano en yacimientos de roca 

generadora mediante el estudio del fenómeno de adsorción* 

Autor: Valentina Acevedo Acosta** 

Palabras Clave: Adsorción, Roca generadora, Método de recobro, Inyección de gas, CO2. 

 

Descripción: En los últimos años, la inyección de CO2 se ha considerado como un método alternativo 

para recuperar el metano que se encuentra adsorbido en las rocas generadoras y almacenar CO2. Con el fin 

de evaluar la influencia de la inyección de CO2 sobre la recuperación de metano en yacimientos de roca 

generadora se realizó un estudio experimental del fenómeno de adsorción. Para ello, se emplearon muestras 

de roca generadora de la cuenca del Valle Medio del Magdalena en Colombia y se utilizó el método 

manométrico, que permite medir las isotermas de adsorción de CO2 y metano a ciertas condiciones de 

temperatura y presión. Se realizó el ajuste de los datos experimentales de adsorción a diferentes modelos 

disponibles en la literatura, determinando que el modelo que mejor representa el fenómeno de adsorción en 

las muestras estudiadas es el Modelo de Sips. Mediante los resultado experimentales obtenidos se analiza 

la influencia de la composición mineralógica, la materia orgánica, la madurez térmica y el tipo de kerógeno 

en la capacidad de adsorción de CO2 en la roca. Se concluye que el contenido de materia orgánica es uno 

de los parámetros que más influyen en la capacidad de adsorción de CO2, presentando una correlación 

positiva moderada, la cual es más significativa a bajas presiones. Además, para determinar la factibilidad 

del uso de la inyección de CO2 como método de recuperación de metano se calculó el parámetro de 

selectividad, obteniéndose resultados mayores a 1, lo que demuestra la mayor afinidad de adsorción del 

CO2 en los nanoporos de la roca. 

. 

 

 
* Trabajo de Grado 
** Facultad de Ingenierías Fisicoquímicas. Escuela de Ingeniería de Petróleos. Maestría en 

Ingeniería de Hidrocarburos. Director: Olga Patricia Ortiz Cancino. Ph.D. Ingeniería De Procesos 

Profundización En Ingeniería De Petróleos. Codirector: David Bessieres. Ph.D. en Física 
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Abstract 

 

Title: Influence of CO2 injection on methane recovery in source rock reservoirs through the study 

of the adsorption phenomenon. * 

Author(s): Valentina Acevedo Acosta 1 

Key Words: Adsorption, Shale gas, Enhanced Gas Recovery, Gas injection, CO2. 

 

Description: In recent years, CO2 injection is considered an alternative method for recovering shale gas 

and storing CO2 permanently into the geological trap. To better understand this field, we carried out an 

experimental study using shale samples from the Middle Magdalena Valley Basin in Colombia to 

investigate the adsorption mechanism of CO2 on shales. It was decided to perform the experiments using 

the manometric method to measure the excess sorption isotherms of CO2 at 50°C and pressures up to 3.5 

Mpa. The adjustment of the experimental adsorption data to different models available in the literature was 

carried out, determining that the model that best represents the adsorption phenomenon in the samples 

studied is the Sips Model. The effect of mineral composition, total organic carbon (TOC) content, and 

thermal maturity on CO2 adsorption capacity has been discussed. The results indicate that the effect of clay 

minerals is not very significant in the adsorption of CO2. The high content of TOC can cause this; therefore, 

TOC has a major contribution to the adsorption uptake. In addition, a conclusive effect of maturity could 

not be determined due to the limitation of the number of samples in the present study. Furthermore, to 

determine the feasibility of using CO2 injection as a methane recovery method, the selectivity parameter 

was calculated, obtaining results greater than 1, which demonstrates the greater adsorption affinity of CO2 

in the nanopores of the rock. 

 

 

 

 

 
1Physicochemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Master's Degree in 
Hydrocarbon Engineering. Director: Olga Patricia Ortiz Cancino. Ph.D. Process Engineering. Co-
director: David Bessieres. Ph.D. in Physics 
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1. Objetivos 

 

1.1. Objetivo general 

Evaluar la influencia de la inyección de CO2 sobre la recuperación de metano en yacimientos 

de roca generadora mediante el estudio del fenómeno de adsorción. 

1.2. Objetivos específicos 

• Detallar un proceso experimental que permita el estudio del fenómeno de adsorción de 

gas y la caracterización de la roca en un yacimiento de roca generadora.  

• Ajustar los datos experimentales de adsorción de metano y CO2 obtenidos de muestras 

de roca generadora colombianas a diferentes modelos de adsorción disponibles en la 

literatura, determinando el que mejor lo represente.  

• Analizar los parámetros que más influyen en la capacidad de adsorción de gas en 

yacimientos de roca generadora y su efecto sobre la recuperación de metano en un 

proceso de inyección de CO2. 

• Determinar la factibilidad del uso de la inyección de CO2, como método de recuperación 

de metano en las muestras estudiadas de roca generadora colombiana mediante el 

cálculo de la selectividad de adsorción de la roca. 
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2. Generalidades 

 

2.1. Yacimientos de Gas de Roca Generadora 

Los yacimientos de gas de roca generadora son un recurso de gas natural no convencional en el 

que la lutita es tanto roca generadora como roca almacén, su permeabilidad es mínima y para su 

extracción es necesario el uso de tecnologías como el fracturamiento hidráulico. Estos yacimientos 

están formados por rocas sedimentarias de grano fino compuestas por lodo, una mezcla de trazas 

de minerales arcillosos y pequeños fragmentos de otros minerales, principalmente cuarzo y calcita. 

Estas rocas pueden tener un alto contenido de materia orgánica, también conocida como kerógeno 

(Kang et al. 2014). Este tipo de yacimientos ha atraído más y más la atención en la industria 

petrolera debido a la gran cantidad de reservas presentes a lo largo del mundo, incluyendo a 

Colombia. 

Colombia tiene un alto potencial de hidrocarburos en yacimientos de roca generadora, por lo 

cual se ha convertido en uno de los principales objetivos de la industria petrolera nacional (Pérez 

et al., 2014). Estos yacimientos en Colombia se encuentran principalmente en 3 cuencas (Figura 

1): Cuenca del Valle Medio del Magdalena, Cuenca de los Llanos Orientales y Cuenca del 

Catatumbo (EIA, 2015). Teniendo en cuenta que los recursos técnicamente recuperables de este 

gas en el país son de alrededor de 55 TPC según la EIA (2013), dichos yacimientos son de alta 

relevancia para la industria petrolera colombiana. 

Actualmente la producción de gas de los yacimientos de roca generadora se realiza mediante el 

uso de la perforación horizontal y el fracturamiento hidráulico (Wu et al., 2019). El factor de 

recuperación de gas de estos yacimientos varía entre 10% y 35% dependiendo de las condiciones 

del yacimiento, la complejidad geológica, las propiedades de la matriz de la lutita y la técnica de 

desarrollo (Tabla 1). Sin embargo, existen diferentes problemas en el desarrollo de estos 
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yacimientos, como lo son la rápida disminución de la tasa de producción, la cual puede alcanzar 

hasta un 50% –90% por año (UNCTAD, 2018), los impactos ambientales negativos, el alto 

consumo de agua, el mayor costo de desarrollo, la mayor profundidad de los yacimientos (más de 

3500 m) y las limitaciones establecidas por ciertas condiciones geológicas (Dong et al., 2016b, 

2016a; Le, 2018; Xin-Gang y Ya-Hui, 2015). Estos desafíos y limitaciones de la perforación 

horizontal y del fracturamiento hidráulico generan la necesidad de aumentar el factor de recobro 

mediante técnicas como la inyección de gas. 

Figura 1  

Cuencas con potencial de shale gas en Colombia. 

Nota. Tomado de Acevedo y Santos, 2018. 
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Tabla 1 

Factor de recobro de gas de yacimientos de roca generadora en Estados Unidos. 

Descripción Ubicación Factor de recobro Referencia 

Malas condiciones del yacimiento / 10% EIA (2013) 

Buenas condiciones del yacimiento / 30% EIA (2013) 

Contenido medio de arcilla, 

complejidad geológica moderada y 

presión promedio del yacimiento. 

Marcellus 20-35% Godec et al. (2013) 

Nota. Tomado de Iddphonce et al., 2020. 

A pesar de su importancia comercial, la explotación de este tipo de recursos trae consigo 

desafíos tecnológicos. La porosidad y la permeabilidad absoluta son significativamente menores a 

las de un yacimiento de gas convencional, teniendo permeabilidades ultra bajas, de unos pocos 

cientos de nano-darcies a unos pocos mili-darcies (EIA, 2013), y porosidades de 6-10% (Jiang et 

al., 2016). Debido a las grandes áreas superficiales de las matrices, las formaciones de gas de 

yacimientos de roca generadora que poseen cantidades significativas de materia orgánica, retienen 

una gran porción del gas natural en estado adsorbido. En estos yacimientos el gas natural está 

presente de tres formas distintas: a) como gas adsorbido, b) como gas libre y c) como gas en 

solución, pudiéndose considerar éste como despreciable. En consecuencia, el contenido total de 

gas es considerado como la sumatoria del gas adsorbido y el gas libre; en donde el gas adsorbido 

puede representar de un 20 a un 80% de las reservas totales y de las tasas de recuperación, además 

de mostrar una fuerte influencia en la producción a etapas tardías, y prolongar la vida productiva 

del yacimiento (Mengal et al., 2011).  
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2.2.  Adsorción 

La adsorción es un proceso exotérmico en donde las moléculas de un fluido en estado gaseoso 

o líquido se acumulan en la superficie de un sólido poroso. El fluido que se adsorbe se denomina 

adsorbato y el sólido sobre el que se produce la adsorción se denomina adsorbente (Rouquerol et 

al., 1998). Por otro lado, la desorción es la liberación de las moléculas adsorbidas de la superficie 

del adsorbente, que es lo opuesto a la adsorción. Este proceso se representa esquemáticamente en 

la Figura 2. 

La adsorción de las moléculas a la superficie del adsorbente puede ocurrir de dos formas que 

son: adsorción física, también llamada fisisorción, y adsorción química, también llamada 

quimisorción. Esto depende de las interacciones entre las moléculas y la superficie. 

En la adsorción física, están involucradas fuerzas débiles como las electrostáticas y las fuerzas 

de Van der Waals. En la adsorción química se forman enlaces químicos fuertes entre la superficie 

y las moléculas adsorbidas, como los enlaces covalentes. La adsorción química es más lenta que 

la adsorción física y generalmente se forma una capa monomolecular (monocapa) en la superficie 

adsorbente, mientras que la adsorción física generalmente implica la formación de multicapas 

gruesas en la superficie (Dąbrowski, 2001). En la Figura 3 se muestra una representación 

esquemática de la adsorción en monocapa y en multicapa. La tabla 2 muestra las diferencias entre 

la fisisorción y la quimisorción. 

Figura 2 

Fenómeno de adsorción y desorción. 
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Figura 3 

Adsorción en monocapa (A) y en multicapa (B). 

 

Tabla 2 

Diferencias entre fisisorción y quimisorción. 

Fisisorción Quimisorción 

Están involucradas fuerzas electrostáticas y de 

Van der Waals. 

Se forman enlaces covalentes entre la 

superficie y las moléculas adsorbidas. 

Proceso rápido. Proceso lento. 

Proceso reversible. Proceso irreversible. 

Se pueden formar multicapas. Se forma una monocapa. 

No se requiere energía de activación. Se requiere energía de activación. 

Suele presentarse a valores de temperatura 

bajos y disminuye al aumentar la temperatura. 

Se necesita de alta temperatura. 

2.2.1.  Isotermas de adsorción 

Las isotermas de adsorción representan la cantidad de moléculas adsorbidas en la superficie del 

adsorbente, en función de la presión parcial o concentración del adsorbato a temperatura constante 

(Limousin et al., 2007).  
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Las isotermas de adsorción se pueden clasificar en seis tipos según la IUPAC (International 

Union of Pure and Applied Chemestry) (Donohue & Aranovich, 1998) como se observa en la 

Figura 4. 

Las isotermas de adsorción de Tipo I describen la adsorción de moléculas de gas en adsorbentes 

microporosos, tales como el carbón activado; en donde las moléculas adsorbidas forman una 

monocapa en la superficie del adsorbente. Por otro lado, las isotermas de adsorción de Tipo II 

describen la adsorción de moléculas de gas en los adsorbentes macroporosos. La isoterma de 

adsorción de tipo II no muestra ningún punto de saturación, como se ve en la isoterma de tipo I y 

en esta se forma una multicapa de moléculas adsorbidas después de cubrir la superficie adsorbente 

con moléculas adsorbidas en monocapa. 

Figura 4 

Clasificación de las isotermas de adsorción según la IUPAC. 

Nota. Tomado de Sangwichien et al., 2002 

Las isotermas de adsorción de tipo III describen la adsorción de múltiples capas con 

interacciones débiles y de baja energía entre las moléculas adsorbidas y el adsorbente, el cual es 

macroporoso (Sangwichien, 2002). Este tipo de isoterma no es muy común. Las isotermas de 
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adsorción Tipo IV y Tipo V representan la adsorción multicapa junto con la condensación capilar 

en los adsorbentes mesoporosos. La isoterma de adsorción de tipo VI describe la formación 

escalonada de una multicapa en la superficie del adsorbente no poroso (Hussain, 2018). 

 

3. Estudio experimental. 

 

3.1.  Muestras 

Se obtuvieron tres muestras de roca durante la perforación exploratoria (pozos estratigráficos) 

de dos pozos ubicados en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena en Colombia. Por razones de 

confidencialidad, no se revelan ubicaciones precisas y las muestras se denominan S2A, S2B, S3. 

La Cuenca del Valle Medio del Magdalena, cuya extensión es de aproximadamente 33.670 𝑘𝑚2 

(83,2 x105 acres), está ubicada entre la Cordillera Central (Andes Centrales) y la Cordillera 

Oriental (Andes Orientales), a 241 kilómetros de Bogotá. La Cuenca del Valle Medio del 

Magdalena se limita al norte con el sistema de fallas Espíritu Santo, al nororiente con el sistema 

de fallas Bucaramanga-Santa Marta, al suroriente por el sistema de fallas Bituima y La Salina, al 

sur con el cinturón plegado Girardot, y al occidente con la cuenca del Neógeno (Lozano & Zamora, 

2014). La Cuenca del Valle Medio del Magdalena es una cuenca madura en términos de 

exploración y producción de hidrocarburos. Su actividad se ha centrado principalmente en los 

yacimientos de hidrocarburos convencionales del Terciario (Galvis-Portilla et al., 2014). 

Las formaciones Paja, Tablazo, La Luna y Rosa Blanca son la roca madre de la Cuenca del 

Valle del Magdalena Medio. 

3.2.  Caracterización de la muestra. 

3.2.1. Difracción de Rayos X 
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Desde el siglo pasado, la difracción de rayos X (DRX) se ha ido convirtiendo en uno de los 

enfoques analíticos más importantes utilizados en el estudio cualitativo y cuantitativo de muestras 

geológicas (Zhou et al., 2018).  

La difracción de rayos X (DRX) es una técnica en cristalografía en la que se registra el patrón 

producido por la difracción de los rayos X a través de la red de átomos poco espaciados en un 

cristal y luego se analiza para revelar la naturaleza de esa red. Esto generalmente conduce a una 

comprensión del material y la estructura molecular de una sustancia. El espaciado en la red 

cristalina se puede determinar mediante la ley de Bragg. Los electrones que rodean a los átomos, 

en lugar de los propios núcleos atómicos, son las entidades que interactúan físicamente con los 

fotones de rayos X entrantes.  

Esta técnica tiene una amplia gama de aplicaciones, una de ellas, es en geología, en donde 

utilizan este método para realizar un análisis mineralógico semicuantitativo de una muestra de roca 

mediante la medición de los picos de difracción en los rayos X difractados por la muestra. La 

técnica es sólo semicuantitativa porque el tamaño y la forma del pico de difracción son afectados 

intensamente por la geometría de la medición, por ejemplo, la orientación de los minerales, y la 

preparación de las muestras. Para reducir los errores asociados con la orientación preferida de los 

minerales, con mucha frecuencia las muestras se pulverizan antes del análisis, técnica que se 

conoce como difracción de rayos X por el método de polvo. Esta, es la mejor técnica disponible 

para identificar y cuantificar todos los minerales presentes en la roca rica en arcilla.  

Así, en teoría, el método consiste en: a) Obtener los ángulos θ de reflexiones; b) Medir la 

intensidad reflejada y c) calcular, mediante la ley de Bragg, los espaciados reticulares. La muestra 

de roca se pulveriza cuidadosamente y se dispone en un portamuestras, este proceso se realiza para 

obtener un gran número de pequeños cristales, lo cual va a garantizar que en cada plano reticular 
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exista un cierto número de cristales en la orientación adecuada respecto del haz de rayos X. El 

instrumento para realizar este procedimiento es un difractómetro de polvo, el cual consiste en una 

fuente productora de rayos X, un portamuestras montado sobre un goniómetro giratorio y un 

detector. El resultado de este proceso es un difractograma, de donde se pueden extraer los datos 

de difracción de la muestra y con ellos identificar mediante una base de datos los minerales 

presentes. Actualmente, la mayoría de los laboratorios utilizan la identificación automática, 

mediante softwares que son proporcionados por los mismos proveedores de los equipos de 

difracción (Melgarejo et al., 2010). 

En este estudio, el análisis DRX de los polvos de lutita se llevó a cabo utilizando un equipo 

Siemens D-5000 con radiación Cu Kα (40kV, 20mA) en el rango angular de 2° - 65° (2θ) a una 

velocidad de 1° por minuto. Los estudios de DRX se realizaron tanto en muestras orientadas al 

azar (muestra a granel) como en muestras de fracciones de arcilla (<2 μm). Las muestras de roca 

entera en polvo (molidas y tamizadas en seco a <63 μm para homogeneización) se escanearon de 

2º a 65º 2θ. El método de los factores de intensidad mineral (MIF) se aplicó a las relaciones de 

intensidad pico DRX normalizadas al 100% con constantes de calibración para la estimación 

cuantitativa del contenido mineral (Chung, 1974). La fracción de arcilla (<2 µm) se separó por 

centrifugación y las muestras se prepararon a partir de suspensiones orientadas sobre portaobjetos 

de vidrio. La identificación de los minerales de la fracción de arcilla se realizó en muestras 

orientadas secadas al aire, solvatadas con etilenglicol y después de calentar a 550 ºC. 

3.2.1.1. Resultados 

Se utilizó DRX para identificar los minerales arcillosos y otros minerales presentes en las 

muestras de roca generadora. En las muestras se identificaron minerales arcillosos que típicamente 
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consisten en caolinita, illita y minerales no arcillosos como el cuarzo. Todos estos minerales se 

identificaron por el hecho de que cada mineral tiene huellas dactilares únicas (Butt, 2012). 

Los resultados de DRX, que se presentan en la Tabla 3, evidencian que las muestras están 

compuestas principalmente de minerales arcillosos (28% a 30%), cuarzo (11% a 32%) y calcita 

(28% a 50%). También incluyen otros minerales en menor cantidad como pirita (4-9%), apatita 

(<2%) y trazas de yeso. La muestra S2A presenta el mayor contenido en minerales arcillosos. El 

contenido de arcilla en las muestras es muy similar y se caracteriza por su mayor contenido de 

caolinita (15-22%) en comparación con illita (7-13%). La muestra S3 presenta el mayor contenido 

en caolinita (22%) y cuarzo (23%), mientras que la calcita puede alcanzar el 50% en S2B. 

Tabla 3 

Resultados de la difracción de rayos X 

Muestra 

Illita 

(%) 

Caolinita 

(%) 

Cuarzo 

(%) 

Calcita 

(%) 

Pirita 

(%) 

Yeso 

(%) 

Apatita 

(%) 

S2A 9 21 31 33 4 Id <2 

S2B 13 15 11 50 9 Id <2 

S3 7 22 32 28 8 Id <2 

3.2.2. Análisis Rock-Eval 

El analizador de pirólisis Rock-Eval fue desarrollado por el Instituto Francés de Petróleo y se 

ha convertido en un estándar industrial en materia de evaluación de rocas generadoras. Este método 

permite caracterizar la cantidad, calidad, el tipo y la madurez termal de la materia orgánica en las 

rocas sedimentarias, así como su potencial de generación de petróleo (Espitalié et al. 1977), a 

través de la descomposición del kerógeno para formar compuestos de menor peso molecular por 

craqueo térmico. 
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En el presente estudio, el procedimiento se llevó a cabo con un Rock-Eval VI. Este utiliza tanto 

hornos de pirólisis como hornos de oxidación para calentar las muestras en una serie programada 

de etapas que oscilan entre 100°C y 850°C (McCarthy, 2011). Durante el proceso de pirólisis, se 

obtienen tres picos denominados S1, S2 y S3 y en el proceso de oxidación o combustión se 

obtienen dos picos denominados S4 y S5 (Figura 5). Los compuestos orgánicos liberados a través 

del proceso de calentamiento son medidos con un detector de ionización de llama (FID), mientras 

que los detectores infrarrojos (IR) sensibles miden el CO y el CO2 durante los procesos de pirólisis 

y oxidación.  

Figura 5 

Resultados del proceso programado de pirolisis.  

 

Nota. Tomado de McCarthy et al. 2011 

En la fase de Pirólisis, las muestras pequeñas (~ 100 mg) de roca pulverizada son calentadas en 

una atmósfera inerte (helio o hidrógeno), en la cual el programa de temperatura es el siguiente: 
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durante 3 minutos, el horno se mantiene isotérmicamente a 300 °C y los hidrocarburos libres 

(bitumen) se volatilizan y se miden como el pico S1 (detectado por FID). Luego, la temperatura se 

aumenta a una velocidad de 25°C por minuto hasta alcanzar los 850 °C (las versiones anteriores 

alcanzaban un máximo de 550-600 °C), durante el cual todo el kerógeno capaz de generar petróleo 

se convierte en hidrocarburos. Esta es la fase de volatilización de los compuestos de hidrocarburos 

muy pesados (>C40) así como el craqueo de la materia orgánica no volátil. Los hidrocarburos 

liberados de este craqueo térmico se miden como el pico S2 (por FID). La temperatura a la que S2 

alcanza su máximo depende de la naturaleza y madurez del kerógeno y se llama Tmax. A medida 

que las temperaturas aumentan, el kerógeno libera CO2 (Peters, 1986) y se mide como el pico S3 

(por IR). 

La fase de oxidación o combustión se realiza en un ambiente oxidante y se utiliza el kerógeno 

residual de la fase anterior, pero en este caso en el horno de combustión. En esta fase se tienen dos 

picos más de gas, el S4 y el S5.  

El contenido de carbono orgánico total (TOC) de la roca se determina sumando el carbono 

pirolizado (PC) y el carbono residual (RC). El carbono pirolizado se calcula a partir de los 

compuestos de hidrocarburos liberados en los picos S1 y S2, suponiendo que contengan alrededor 

del 83% del carbono orgánico; el CO liberado durante la pirólisis hasta 500 °C y el CO2 liberado 

durante la pirólisis hasta 400 °C (pico S3). El carbono residual se obtiene durante la fase de 

oxidación (pico S4) (Lafargue et al., 1998). 

En resumen, los parámetros básicos obtenidos por pirólisis y oxidación son los siguientes: 

• S1: Representa cuantos miligramos de hidrocarburos libres pueden destilarse por efectos 

de la temperatura a partir de un gramo de la muestra.  
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• S2: Representa los miligramos de hidrocarburos residuales contenidos en un gramo de roca, 

por lo que indica la cantidad potencial de hidrocarburos que podría seguir produciendo la 

roca generadora si continuara el proceso de maduración térmica.  

• S3: Representa el CO2 que se libera a partir del craqueo térmico del kerógeno durante la 

pirólisis, expresado en miligramos por gramo de roca.  

• S4: Representa el CO2 y CO resultante de la combustión del carbono orgánico residual 

presente aun en la muestra. 

• S5: Representa el CO2 derivado de la descomposición de los minerales de carbonatos 

presentes en la muestra. 

• Tmax: Representa la temperatura del horno de pirólisis durante el periodo de máxima 

generación de hidrocarburos.  

• TOC: PC+RC. 

A partir de los datos de S1, S2, S3, Tmax y TOC se obtienen una serie de parámetros que 

permiten caracterizar la roca madre analizada, los cuales se muestran en el cuadro siguiente 

(Canestro, 2017). 

Tabla 4 

Parámetros obtenidos del análisis Rock-Eval  

Parámetro Notación Definición Ecuación Clasificación 

Índice de 

producción 
PI 

El PI se utiliza para caracterizar 

el nivel de evolución de la 

materia orgánica. 

𝑆1

𝑆1 + 𝑆2
 

<0,1 inmaduro 

0,1- 0,4 petróleo 

>0,4 gas 

Índice de 

Hidrógeno 
HI El HI es proporcional a la 

cantidad de hidrógeno 

𝑆2 ∗ 100

𝑇𝑂𝐶
 50-200 Gas 
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contenido en el kerógeno. Un 

HI alto indica un mayor 

potencial para la generación de 

petróleo. El tipo de kerógeno 

también puede inferirse de este 

índice. 

200-300 Gas/ petróleo 

>300 Petróleo 

Índice de 

Oxígeno 
OI 

El OI se relaciona con la 

cantidad de oxígeno contenido 

en el kerógeno y es útil para el 

rastreo de la maduración o el 

tipo de kerógeno. 

𝑆3 ∗ 100

𝑇𝑂𝐶
  

Potencial de 

generación de 

hidrocarburos 

PY 

Representa la cantidad máxima 

de hidrocarburos que podría 

originar una roca generadora 

suficientemente madura 

𝑆1 + 𝑆2 

<2 pobre 

2-6 regular 

>6 muy bueno 

3.2.2.1. Resultados del análisis Rock-Eval. 

Los parámetros obtenidos mediante el análisis Rock-Eval se muestran en la Tabla 5. Con base 

en los resultados, las muestras objeto de este estudio, tienen un contenido de TOC variable, en el 

rango de 3.12-8.77% Wt, lo que indica que la roca tiene un potencial de generación de 

hidrocarburos de bueno a muy bueno. 

Tabla 5 

Análisis Rock-Eval, HI, OI y PI. 

Muestra 
TOC 

(% Wt) 

TMAX 

(°C) 
S1 S2 S3 HI OI PI 

S2A 3.12 478 0.35 0.70 0.18 22 5.76 0.33 

S2B 8.78 487 0.39 1.90 0.42 22 4.79 0.17 

S3 5.73 471 2.47 4.96 0.25 87 4.37 0.33 
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Una roca madre se define como madura cuando alcanza el nivel de generar hidrocarburos. Una 

roca que no alcanza el nivel de generación de hidrocarburos se define como una fuente inmadura, 

y una que pasó el tiempo de generación y expulsión se considera una roca sobre madurada (Al-

Areeq, 2018). El parámetro comúnmente utilizado para monitorear el nivel de madurez es la 

temperatura (Tmax) correspondiente al índice máximo de generación y producción (PI) (Brunauer 

et al., 1938). Las muestras estudiadas tienen valores de Tmax en el rango de 471 °C a 487 °C. Los 

valores de Tmax por debajo de 435 °C se consideran materia orgánica inmadura, entre 435 °C y 

455 °C indican condiciones de “ventana de aceite” (materia orgánica madura) y valores superiores 

a 455 °C se consideran post-maduros. Hay dos subcategorías dentro de esta última categoría; entre 

455 y 470 °C se consideran transitorios, y valores superiores a 470 °C representan la zona de gas 

húmedo (Peters, 1986). De acuerdo con la gráfica Tmax − HI (Figura 6), todas las muestras se 

encuentran dentro de la etapa post-madura. 

Figura 6 

Gráfica HI vs. Tmax 

Nota. Modificado de Adegoke et al. 2015.   
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Las muestras estudiadas tienen bajas concentraciones de hidrocarburos libres (S1), con valores 

en el rango de 0.35 a 2.47 mg HC/g roca. La cantidad de producción de hidrocarburos (S2) 

expulsada durante la pirólisis de Rock-Eval es un parámetro útil para evaluar el potencial de 

generación de hidrocarburos de las rocas generadoras (Bordenave, 1993; Langford y Blanc-

Valleron, 1990). Las muestras analizadas tienen valores de S2 en el rango de 0.7 a 4.96 mg de 

HC/g de roca. El contenido de TOC y el pico S2 (Figura 7) indican que las muestras de roca tienen 

un potencial de generación de hidrocarburos de pobre a bueno según la clasificación de Peters y 

Cassa (1994). El parámetro S3 indica el CO2 liberado del craqueo térmico durante la pirólisis, 

alcanzando el valor más alto en la muestra S2B (0.42 mg de CO2 / g de roca) y el valor más bajo 

en la muestra S2A (0.18 mg de CO2/g de roca). 

Figura 7 

Gráfica S2 vs. TOC 

Nota. Modificado de Peters y Cassa (1994).  

Los índices de hidrógeno (HI) se derivan de la relación (S2/TOC)×100 y se obtuvieron valores 

de 22 en las muestras S2A y S2B y 87 en la muestra S3. Esto significa que el tipo de producto en 



INYECCIÓN DE CO2 PARA LA RECUPERACIÓN DE METANO  27 

las muestras es gas. Por otro lado, los índices de oxígeno (OI) se derivan de la relación 

(S3/TOC)×100, y se obtuvieron valores que van desde 4.37 (muestra S3) a 5.76 (muestra S2A). El 

índice de producción (PI) se deriva de la relación S1/(S1+S2) y se define como la relación entre la 

cantidad de hidrocarburos generados en la cantidad total de materia orgánica. Los valores de PI 

son 0.33 en las muestras S2A y S3, y 0.17 en la muestra S2B. 

De acuerdo con el gráfico HI-Tmax (Figura 6), la materia orgánica de las muestras se 

caracteriza por un rango desde el kerógeno tipo II-III en la muestra S3, hasta el kerógeno tipo III 

en las muestras S2A y S2B. 

3.3.  Medición Adsorción de gas 

La adsorción de gas en la matriz de la roca generadora se examina con frecuencia en el 

laboratorio mediante la construcción de las isotermas de adsorción. Los principales procedimientos 

experimentales para la determinación de las isotermas de adsorción varían, pero se pueden 

clasificar en métodos gravimétricos y manométricos: 

• Método gravimétrico: El método gravimétrico hace uso de una medición directa del cambio 

de masa de una muestra que está siendo expuesta a un gas que se adsorbe a temperatura 

constante y presión variable. Esta técnica surgió debido a la necesidad de obtener 

mediciones que tengan en cuenta los pequeños cambios de masa durante el proceso (Keller 

y Staudt, 2005). Los dispositivos gravimétricos modernos utilizan ya sea una microbalanza 

de alta precisión o una balanza de suspensión magnética para obtener resoluciones del 

orden de microgramos. 

• Método manométrico: También llamado volumétrico, es el método más antiguo utilizado 

para investigar la adsorción de gases en sólidos (Keller y Staudt, 2005). Es empleado para 

determinar las capacidades de adsorción, y se basa en el principio de balance de masa 
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(Khosrokhavar et al., 2014). Esta técnica proporciona una medición indirecta de la cantidad 

de gas adsorbida. (Belmabkhout et al., 2004). La cantidad de gas se mide monitoreando la 

caída de presión de un volumen conocido y fijo que contiene la muestra adsorbente. 

Para poder seleccionar el método más adecuado para obtener isotermas de adsorción es 

necesario hacer una comparación. El método gravimétrico se limita al uso de tamaños de muestra 

muy pequeños, mientras que el método manométrico se puede llevar a cabo satisfactoriamente con 

diferentes tamaños de muestra. El método manométrico es considerado como ventajoso a la hora 

de hacer las mediciones para obtener las isotermas de adsorción. De hecho, esta técnica es la más 

utilizada para medir la adsorción de gas en roca generadora, ya que es mucho más económica y, 

además, los instrumentos manométricos son bastante simples y no requieren de equipos 

sofisticados de alta tecnología. También cabe resaltar que el experimento en sí mismo es simple y 

fácil de realizar. Por otro lado, el método gravimétrico es mucho más complejo y sensible a 

perturbaciones electromagnéticas o mecánicas. El funcionamiento de algún tipo de calefacción 

eléctrica u otros cables dentro del laboratorio pueden ocasionar serios problemas en el 

funcionamiento de la balanza o del sistema de registro de datos. El método gravimétrico tiene un 

alto costo económico y requiere que el personal que lo va a utilizar tenga cierta capacitación y 

experiencia, para que los resultados obtenidos sean precisos y confiables, ya que es un método más 

laborioso, porque requiere de la detección de varias cantidades termofísicas y de un manejo 

cuidadoso de material adsorbente y de software sofisticado. Adicionalmente, se recomienda la 

supervisión permanente del proceso de adsorción/desorción por parte de la persona que esté a 

cargo del experimento, mientras que el manométrico puede automatizarse fácilmente y ejecutarse 

sin supervisión permanente durante horas y días. Teniendo en cuenta la comparación de los 

métodos, el más apropiado para medir las isotermas de adsorción es el manométrico. 
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3.3.1. Método manométrico.  

Teniendo en cuenta que el método seleccionado es el manométrico debido a las razones 

mencionadas, a continuación se presenta la descripción del procedimiento experimental para lograr 

la determinación de isotermas de adsorción de componentes puros. 

En la Figura 8 se muestra un esquema general del aparato "hecho en casa". Los elementos 

principales son la celda de referencia (33.57 cm3), la celda de muestra (16.56 cm3) en la que se 

coloca el adsorbente y el transductor de presión (MKS Baratron tipo 121 A, con una incertidumbre 

del 0.01% en el fondo de escala que van desde el vacío a 3.5 (MPa)). Las distintas partes están 

aisladas con válvulas esféricas, lo que limita el volumen del "espacio muerto". Todo el aparato se 

regula en condiciones isotérmicas mediante el uso de un cable calefactor controlado por un 

regulador PID (Eurotherm 3208). Se colocaron cinco termopares (tipo K, precisión de ± 0.1 K.) 

en diferentes partes del circuito para comprobar las condiciones isotérmicas. La incertidumbre 

general de la cantidad adsorbida (debido al procedimiento de calibración del helio y la precisión 

de la presión) es inferior al 1% en todo el rango [P, T] investigado. 

Figura 8 

Esquema general del Método manométrico 

Nota. Tomado de Ortiz Cancino, O. (2017).  
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La medición se realiza mediante la transferencia sucesiva de gas a través de la celda de 

referencia hacia la celda de muestra (SC) que contiene la muestra adsorbente (Gasparik et al., 

2014). La masa adsorbida se calcula como la diferencia entre la masa total transferida (𝑚𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙) y 

la masa de gas no adsorbida: 

𝑚𝑎𝑑𝑠𝑜𝑟𝑏𝑖𝑑𝑎(𝑝, 𝑇) = 𝑚𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 (𝑝, 𝑇) − 𝑚𝑛𝑜 𝑎𝑑𝑠𝑜𝑟𝑏𝑖𝑑𝑎(𝑝, 𝑇) 

𝑚𝑎𝑑𝑠𝑜𝑟𝑏𝑖𝑑𝑎(𝑝, 𝑇) = 𝑚𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 (𝑝, 𝑇) − 𝜌𝑔(𝑝, 𝑇)𝑉𝑣𝑎𝑐𝑖𝑜
𝐻𝑒,0  

El procedimiento experimental es basado en el balance de masa, siendo necesaria una 

determinación precisa de la presión, temperatura y volumen. Esta aproximación es basada en la 

expansión bajo condiciones isotérmicas de una cantidad de gas contenida en un volumen de dosis 

Vd al volumen medido Vm que contiene el adsorbente. Este procedimiento es ampliamente descrito 

en la literatura (ver por ejemplo, Rouquerol et al., 2013), por ende, solo se hará referencia a los 

pasos más importantes de la metodología usada para obtener las isotermas de adsorción: 

• La muestra adsorbente es ubicada en la celda y su masa es medida con alta precisión (la 

masa es medida antes de la extracción de gas). La muestra es escogida de tal forma que 

posea un área de adsorción adecuada; el área mínima requerida es de alrededor de 30 m2 

(323ft2). 

• El adsorbente es primeramente secado bajo la aplicación de vacío (calidad de vacío: Presión 

≤ 1x10−2 Pa (1.45 x 10−6)) durante 12 horas. El procedimiento depende de la naturaleza del 

adsorbente.  

• El volumen poroso accesible en el recipiente de medición es determinado a través de 

expansiones sucesivas de un gas cuya adsorción sea despreciable, como por ejemplo el 

Helio (He) (Santos y Akkutlu, 2013). El valor del volumen accesible es independiente de 
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la presión en el intervalo de estudio, la cual es entre 0 y 3 MPa (aproximadamente 0 - 435 

psi).  

• Una vez conocido el volumen accesible, se envía una cantidad de gas a la celda de 

referencia. Posteriormente este volumen de gas (Vd) es llevado a la celda de medición (Vm). 

Cuando el equilibrio de adsorción es alcanzado, la cantidad de gas que fue adsorbida puede 

ser calculada por el balance de masa antes y después de la adsorción. El número de moles 

adsorbidos en el primer paso, 𝑛𝑎𝑑𝑠
1 , puede ser calculado como se muestra a continuación:  

𝑛𝑎𝑑𝑠
1 (𝑇, 𝑃1) =

𝑉𝑑

𝑉0(𝑇, 𝑃0)
−

𝑉𝑑 + 𝑉𝑚

𝑉1(𝑇, 𝑃1)
 

Donde T es la temperatura para la isoterma de adsorción, 𝑃0 es la presión en Vd antes de la 

adsorción, P1 es la presión de equilibrio tras la adsorción, V0 es el volumen molar del gas a la 

temperatura T y presión P0, y V1 es el volumen molar del gas a la temperatura T y presión P1. Los 

valores de volúmenes molares de gas a unas condiciones de temperatura y presión dadas son 

determinados a través del uso de ecuaciones específicas del gas estudiado, recomendadas por el 

Instituto Nacional de Ciencia y Tecnología (NIST). 

3.3.1.1.Resultados  

En esta sección, se presentan los resultados de los experimentos de adsorción en las muestras. 

Se realizaron tres experimentos de adsorción de CO2 a una temperatura de 50 °C y presiones de 

hasta 3.5 MPa. En la Figura 9 se grafica el exceso de adsorción de CO2 frente a la presión. La 

muestra S2B tiene la mayor capacidad de adsorción de CO2 entre las muestras de roca generadora 

analizadas, y el valor máximo del CO2 adsorbido asciende a 0.33 mol/kg. Las muestras S2A y S3 

tienen capacidades de adsorción de CO2 similares, con valores de 0.093 mol/kg y 0.099 mol/kg 

respectivamente. 
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Figura 9. 

Capacidad de adsorción de CO2 

En la Figura 10 se observan los resultados de los experimentos de adsorción de CH4 en las 

muestras, los cuales fueron obtenidos en un trabajo anterior (Ortiz, et al. 2017). Se evidencia que 

la tendencia de capacidad de adsorción persiste, la muestra S2B tiene una mayor capacidad de 

adsorción de CH4 con un valor de 0.151 mol/kg, mientras que las muestras S2A y S3 tienen una 

capacidad de adsorción de 0.067 mol/kg y 0.065 mol/kg respectivamente.  

Figura 10. 

Capacidad de adsorción de CH4 
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4. Ajuste de datos a modelos de adsorción de gas 

 

Las pruebas experimentales de adsorción se realizan a unas condiciones de presión que no 

representan la realidad de un yacimiento, por lo que es necesario extrapolar la data a las 

condiciones deseadas. Para ello, lo primero es identificar el modelo que mejor represente el 

fenómeno en las muestras de estudio. Una amplia variedad de modelos de isotermas de adsorción 

(Langmuir, Brunauer-Emmett-Teller, Dubinin-Radushkevich (D-R), Sips, Tóth, entre otros), se 

han formulado hasta la fecha para describir el fenómeno de adsorción (Duran et al., 2011). Este 

capítulo se enfocará en ajustar los datos experimentales de adsorción de metano y CO2 obtenidos 

de muestras de roca generadora colombianas a diferentes modelos de adsorción disponibles en la 

literatura y determinar el que mejor lo represente. Entre los modelos de adsorción teóricos que 

existen, Langmuir es el más simple para describir la adsorción en una superficie homogénea. Sin 

embargo, los adsorbentes no son siempre homogéneos. Por lo tanto, para obtener una visión más 

profunda de la naturaleza de la superficie, se seleccionan modelos que describen fuertemente la 

heterogeneidad de la superficie, como los modelos Sips, Tóth y Langmuir-multi-sitio para 

ajustarse a los datos de equilibrio de adsorción de CO2.  

4.1.  Modelos de Langmuir 

4.1.1.  Langmuir de 2 parámetros. 

En 1918, Irving Langmuir propuso el modelo de adsorción de Langmuir, este es el modelo más 

simple de adsorción que produce resultados útiles. Los principales supuestos de este modelo de 

isoterma son los siguientes: 

• Una sola molécula del fluido adsorbido ocupa un único sitio especifico en la superficie del 

adsorbente. 
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• Todos los sitios de adsorción en la superficie del adsorbente son idénticos. 

• La superficie del adsorbente está cubierta con una monocapa de moléculas adsorbidas. 

• No hay interacción entre las moléculas adsorbidas en la superficie del adsorbente. 

Según Loganathan et al. 2015, la relación empírica de Langmuir se describe como: 

𝑞𝑒 = 𝑞𝑚

𝑏𝑃

1 + 𝑏𝑃
 

Donde  

𝑞𝑒: Cantidad de sustancia adsorbida en moles por kilogramo de adsorbente (Roca).  

𝑞𝑚: Capacidad máxima de adsorción de gas [mol/kg]  

b: Afinidad de adsorción (constante empírica)  

P: Presión [MPa].  

El modelo de adsorción de Langmuir predice la formación de una monocapa en la superficie a 

medida que la presión parcial de adsorbato se acerca a la saturación; esta es la isoterma de Tipo I 

de la Figura 4. El modelo de Langmuir, aunque presenta buenos resultados entre adsorbentes de 

superficies homogéneas y fluidos con moléculas pequeñas; está muy simplificado para muchos 

sistemas experimentales. Por ejemplo, muchos adsorbentes comerciales poseen superficies muy 

irregulares, de modo que se favorece la adsorción en puntos particulares de la superficie. El 

reconocimiento de este y otros factores ha llevado a la aplicación de otras isotermas de adsorción 

(Doran, 1995). 

 No obstante, este modelo es la base sobre la que se construye gran parte de la teoría de la 

adsorción y, como tal, proporciona una base conceptual útil para comprender el proceso. De hecho, 

muchos de los otros modelos de adsorción descritos a continuación tratan la primera monocapa 

como la de Langmuir, luego simplemente agregan términos para describir la adsorción de capas 

posteriores (Ballantine et al., 1996). 
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Los resultados del ajuste de datos al modelo de Langmuir de 2 parámetros para CO2 y CH4 se 

grafican en las figuras 11 y 12 respectivamente.  

Figura 11 

Ajuste de datos de CO2 al modelo de Langmuir de 2 parámetros 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 12 

 Ajuste de datos de CH4 al modelo de Langmuir de 2 parámetros 

 

 

 

 

 

 

 

4.1.2.  Langmuir de 3 parámetros.  

Según Gasparik et al. (2012), este modelo modificado de Langmuir emplea tres parámetros para 
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𝑛𝑎𝑑𝑠
𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑜 = 𝑛𝐿

𝑝

𝑝 + 𝑝𝐿

∙ (1 −
𝜌

𝑔
(𝑝, 𝑇)

𝜌
𝑎𝑑𝑠

) = 𝑛𝑎𝑑𝑠
𝑎𝑏𝑠𝑜𝑙𝑢𝑡𝑜 (1 −

𝜌
𝑔

(𝑝, 𝑇)

𝜌
𝑎𝑑𝑠

) 

Donde:  

• 𝑛𝑎𝑑𝑠
𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑜: Cantidad adsorbida de gas a la presión P [mmol/kg].  

• nL: Capacidad máxima de adsorción o volumen de Langmuir [mol/kg].  

• 𝑝𝐿: Presión de Langmuir, correspondiente a la presión a la cual se ha adsorbido la mitad 

de la capacidad máxima de la adsorción [MPa].  

• 𝜌𝑎𝑑𝑠: Densidad de la fase adsorbida [kg/m3].  

• 𝜌𝑔(𝑝,𝑇): Es la densidad de la fase gaseosa en función de la 𝑝 y 𝑇 del sistema [kg/m3].  

Los parámetros nL, 𝑝𝐿 y 𝜌𝑎𝑑𝑠 son ajustados a los datos experimentales de adsorción usando el 

procedimiento de los mínimos cuadrados.  

Este modelo presenta un factor de corrección adicional sobre el modelo de dos parámetros al 

tener en cuenta la razón entre las densidades de las fases total y adsorbida (Gasparik et al. 2012). 

Los resultados del ajuste de datos al modelo de Langmuir de 2 parámetros para CO2 y CH4 se 

grafican en las figuras 13 y 14 respectivamente.  

Figura 13 

Ajuste de datos de CO2 al modelo de Langmuir de 3 parámetros 
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Figura 14 

Ajuste de datos de CH4 al modelo de Langmuir de 3 parámetros 

4.2.  Modelo de Dubinin-Radushkevich (D-R). 

El desarrollo de esta ecuación surge debido a que las teorías que gobernaban la adsorción en 

sólidos no porosos no se podían extender a solidos porosos reales, como los carbones activos, 

zeolitas sintéticas y geles inorgánicos deshidratados (Dubinin, 1966, 1975). Esto llevó a Dubinin 

y sus colaboradores a centrar sus investigaciones en la adsorción física de materiales porosos y dio 

como resultado la teoría de llenado volumétrico de microporos de Dubinin-Polanyi. Esta teoría se 

basa en el postulado de que el mecanismo de adsorción en los microporos es el llenado de los poros 

en lugar de la formación de policapas que formen una película en las paredes de los poros. 

La ecuación de Dubinin-Radushkevitch (D-R), se propuso originalmente como una adaptación 

empírica de la teoría potencial de Polanyi. Esta se ha utilizado ampliamente para describir 

cuantitativamente la adsorción de gases y vapores en adsorbentes microporosos, generalmente se 

aplica bien a sistemas de adsorción que involucran solo fuerzas de van der Waals y es 
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especialmente útil para describir la adsorción en carbón activado (Hutson & Yang, 1997). Está 

dada por: 

𝑉 = 𝑉0𝑒𝑥𝑝 [− (
𝑅𝑇

𝛽𝐸
ln

𝑃𝑜

𝑃
)

2

] 

Donde:  

• 𝑉: volumen adsorbido. 

• 𝑉0: volumen microporoso. 

• 𝑃: la presión de equilibrio a una temperatura 𝑇 

• 𝑃𝑜: presión de saturación. 

• 𝐸: Es la energía de adsorción. 

• 𝛽: es el coeficiente de afinidad del adsorbato. 

• 𝑅: es la constante universal de los gases. 

Los resultados del ajuste de datos al modelo Dubinin-Radushkevitch para CO2 y CH4 se 

grafican en las figuras 15 y 16 respectivamente.  

Figura 15 

Ajuste de datos de CO2 al modelo de Dubinin-Radushkevitch 
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Figura 16 

Ajuste de datos de CH4 al modelo de Dubinin-Radushkevitch  

4.3. Modelo de Sips. 

El modelo Sips (Sips, 1948) es una combinación de los modelos de Langmuir y Freundlich y 

es adecuado para describir sistemas de adsorción heterogéneos en un amplio rango de presiones 

(Foo y Hameed, 2010; Casas et al., 2012). Este modelo elude la limitación de la concentración 

creciente de adsorbato asociada con la isoterma de Freundlich (Travis & Etnier, 1981). A bajas 

concentraciones de adsorbato se reduce a la isoterma de Freundlich; mientras que a altas 

concentraciones predice una adsorción en monocapa de manera similar a la isoterma de Langmuir. 

Por lo tanto, la isoterma Sips se utilizará para describir solo sistemas de adsorción monocapa. Es 

evidente que la adsorción multicapa puede ocurrir a altas presiones para los sistemas objeto de este 

estudio. Por lo tanto, el modelo Sips se utiliza para describir la adsorción en el rango de presión 

de interés, y el parámetro 𝑞𝑚 no se considerará como la adsorción de saturación final (Tzabar & 

ter Brake, 2016). 

Según Loganathan et al. 2015, el modelo de Sips se describe como: 
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𝑞𝑒 = 𝑞𝑚

(𝑏𝑃)1 𝑛⁄

1 + (𝑏𝑃)1 𝑛⁄
 

Donde  

• 𝑞𝑒: Cantidad de sustancia adsorbida en moles por kilogramo de adsorbente (Roca).  

• 𝑞𝑚: Capacidad máxima de adsorción de gas. 

• b: Afinidad de adsorción.  

• P: Presión. 

• 𝑛: Heterogeneidad de la superficie  

Los parámetros del modelo de Sips dependen de condiciones de operación, como la alteración 

de la concentración, el pH y la temperatura (Pérez-Marín et al., 2007). 

Los resultados del ajuste de datos al modelo Sips para CO2 y CH4 se grafican en las figuras 17 

y 18 respectivamente.  

Figura 17 

Ajuste de datos de CO2 al modelo de Sips 
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Figura 18 

Ajuste de datos de CH4 al modelo de Sips 

4.4.  Modelo de Tóth. 

La isoterma de adsorción de Tóth fue introducida por József Tóth a principios de los setenta 

(Tóth, 1971) para la descripción matemática de la adsorción de gas. Este modelo se hizo 

extremadamente popular, ya que describía muy bien todo el intervalo de presión, sus parámetros 

se pueden interpretar y las otras ecuaciones de isotermas se pueden deducir de él. 

La isoterma de Tóth es una modificación empírica de la ecuación de Langmuir, con el objetivo 

de reducir el error entre los datos experimentales y el valor predicho de los datos de equilibrio 

(Behbahani y Behbahani, 2014). Principalmente, este modelo de isoterma se utiliza para la 

descripción de un sistema de adsorción heterogéneo; satisfaciendo la baja y alta concentración de 

adsorbato (Podder y Majumder, 2016). Se basa en la observación experimental de que los 

adsorbentes heterogéneos, de la misma superficie específica, tienden a absorber más adsorbato que 

un adsorbente homogéneo equivalente a la misma presión (Tóth, 1995). 

El modelo de isoterma de Tóth se expresa de la siguiente manera (Loganathan et al. 2015): 
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𝑞𝑒 =
𝑞𝑚𝑏𝑃

(1 + (𝑏𝑃)𝑡)1 𝑡⁄
 

Donde  

• 𝑞𝑒: Cantidad de sustancia adsorbida en moles por kilogramo de adsorbente (Roca).  

• 𝑞𝑚: Capacidad máxima de adsorción de gas. 

• b: Afinidad de adsorción.  

• P: Presión. 

• 𝑡: Heterogeneidad de la superficie  

En el caso de que el parámetro 𝑡 = 1, las energías relativas de los diferentes sitios de adsorción 

son las mismas y la isoterma de Tóth se convierte en la isoterma de Langmuir. Por tanto, el 

parámetro 𝑡, caracteriza la heterogeneidad del sistema de adsorción y si se desvía más de la unidad 

(1), se dice que el sistema es heterogéneo (Terzyk et al., 2003). Si bien la interpretación física 

exacta de b no está clara, se cree que refleja la heterogeneidad del adsorbente, así como las 

interacciones laterales entre las moléculas adsorbidas (Tóth, 1995). 

 Este modelo de isoterma se ha aplicado para el modelado de varios sistemas de adsorción 

heterogéneos y multicapa. Debido a las similitudes entre las ecuaciones de Langmuir y Tóth, el 

modelo de Tóth se utiliza a menudo para correlacionar los datos de equilibrio de adsorción cuando 

el modelo de Langmuir en sí no produce resultados satisfactorios (Tien, 1994; Valenzuela y Myers, 

1989). 

Los resultados del ajuste de datos al modelo Sips para CO2 y CH4 se grafican en las figuras 19 

y 20 respectivamente.  
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Figura 19 

Ajuste de datos de CO2 al modelo de Tóth 

Figura 20 

Ajuste de datos de CH4 al modelo de Tóth 

4.5.  Modelo de BET. 

En 1938, Brunauer, Emmett y Teller publicaron la teoría más conocida como la teoría BET, la 

cual es la continuación del trabajo realizado por Brunauer y Emmett en 1934. Brunauer y Emmett 

determinaron que la terminación de la monocapa se caracterizaba por el comienzo de una sección 
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casi lineal en la isoterma de adsorción (designado como Punto B en la Figura 21). El modelo BET 

logra proporcionar una base sólida para la identificación del Punto B como la terminación de 

adsorción de una monocapa y el inicio de la adsorción de múltiples capas (Rouquerol et al., 2013).  

El modelo de BET es una extensión del modelo de adsorción de monocapa de Langmuir, a la 

adsorción multicapa. Los principales supuestos de este modelo son los siguientes (Hammond & 

Conner, 2013): 

• Se puede formar más de una capa sobre la superficie del adsorbente.  

• La energía de interacción entre las moléculas adsorbidas y la superficie del adsorbente 

es mayor en la primera capa y disminuye en las siguientes capas. 

• La energía de interacción (calor de adsorción) entre las capas N y N+1 para N ≥ 2 y hasta 

N→ ∞ es igual al calor de condensación.  

• Las fuerzas de interacción para la segunda capa y las capas superiores son iguales. Solo 

las fuerzas de interacción entre la superficie y la primera capa son diferentes en la teoría 

BET. 

• El volumen de cada capa adsorbida es idéntico. Esto equivale a asumir que la superficie 

es homogénea (plana a escala atómica). 

La teoría de Brunauer-Emmett-Teller (BET) tiene como objetivo explicar la adsorción física de 

las moléculas de gas en una superficie sólida y sirve como base para una técnica de medición del 

área superficial específica de los materiales.  

La teoría BET, por lo general, utiliza gases que no reaccionan químicamente con la superficie 

del material para cuantificar el área superficial. El nitrógeno es el adsorbato gaseoso más utilizado 

para la medición de superficies mediante métodos BET. Por esta razón, el análisis BET estándar 

se realiza con mayor frecuencia a la temperatura de ebullición del N2. También se utilizan otros 

https://es.wikipedia.org/wiki/Ecuaci%C3%B3n_de_Langmuir
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adsorbatos, aunque con frecuencias más bajas, lo que permite la medición del área superficial a 

diferentes temperaturas y escalas de medición. Estos incluyen argón, dióxido de carbono y agua. 

(Nasrollahzadeh et al., 2019) 

La ecuación BET tiene la siguiente forma: 

𝑛𝑎𝑑𝑠

𝑛𝐿
=

𝐶 (
𝑝
𝑝°)

(1 −
𝑝
𝑝°) (1 −

𝑝
𝑝° + 𝐶 (

𝑝
𝑝°))

 

Donde p/p°, es la presión relativa, y C es la constante de BET, relacionada con el calor neto de 

adsorción que se define como: 

𝐶 =
𝑎1

𝑏1
𝑔𝑒𝑥𝑝 (

𝐸1−𝐸𝐿

𝑅𝑇
) 

Donde 𝑎1 y 𝑏1 son las constantes de adsorción y desorción de la capa 1, 𝐸1 es una cantidad 

positiva y definida como el calor de adsorción para la primera capa y 𝐸𝐿 es para la segunda y las 

capas superiores, y es igual al calor de vaporización, 𝑅 es la contantes de los gases y 𝑇 la 

temperatura.  

Figura 21. 

Inicio de la multicapa de una isoterma de adsorción 

Nota. Tomado de Rouquerol et al. (2013) 
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 Los resultados del ajuste de datos al modelo BET para CO2 y CH4 se grafican en las figuras 22 

y 23 respectivamente.  

Figura 22 

Ajuste de datos de CO2 al modelo de BET 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 23 

Ajuste de datos de CH4 al modelo de BET 

4.6.  Selección del modelo de adsorción de gas.  

Para determinar el modelo que mejor representa el fenómeno de adsorción de gas en las 
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adsorción seleccionados (Langmuir, Brunauer-Emmett-Teller, Dubinin-Radushkevich (D-R), 

Sips, Tóth). En la tabla 6 se evidencian los valores calculados de los parámetros para cada uno de 

los modelos. 

Tabla 6 

Parámetros calculados para los modelos de adsorción de gas. 

Modelo Ecuación Parámetros 

CO2 CH4 

S2A S2B S3 S2A S2B S3 

Langmuir de 2 

parámetros 
𝑞𝑒 = 𝑞𝑚

𝑏𝑃

1 + 𝑏𝑃
 

𝑞𝑚 0.125 0.388 0.118 0.097 0.182 0.075 

𝑏 1.014 1.820 2.160 0.664 1.610 3.435 

Langmuir de 3 

parámetros 1 

fijo 

𝑛𝑎𝑑𝑠
𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑜 = 𝑛𝐿

𝑝

𝑝 + 𝑝𝐿
∙ (1 −

𝜌𝑔(𝑝, 𝑇)

𝜌𝑎𝑑𝑠
) 

𝑛𝐿 0.132 0.413 0.125 0.105 0.192 0.078 

𝑝𝐿 1.049 0.610 0.503 1.660 0.679 0.315 

𝜌𝑎𝑑𝑠 1028 1028 1028 423 423 423 

Langmuir de 3 

parámetros 

𝑛𝑎𝑑𝑠
𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑜 = 𝑛𝐿

𝑝

𝑝 + 𝑝𝐿
∙ (1 −

𝜌𝑔(𝑝, 𝑇)

𝜌𝑎𝑑𝑠
) 

𝑛𝐿 0.129 0.388 0.129 0.113 0.182 0.079 

𝑝𝐿 1.023 0.548 0.532 1.823 0.621 0.321 

𝜌𝑎𝑑𝑠 1286.5 7933 632.16 223.07 7933 337.88 

Modelo de D-R 𝑉 = 𝑉0𝑒𝑥𝑝 [− (D ln
𝑃𝑜

𝑃
)

2

] 

𝑉0 0.111 0.380 0.120 0.110 0.220 0.092 

D 0.102 0.079 0.076 0.079 0.053 0.038 

𝑃𝑜 10.757 10.757 10.757 38.3 38.3 38.3 

Modelo de Sips 𝑞𝑒 = 𝑞𝑚

(𝑏𝑃)1 𝑛⁄

1 + (𝑏𝑃)1 𝑛⁄
 

𝑞𝑚 0.130 0.490 0.112 0.088 0.177 0.074 

𝑏 0.940 0.953 2.468 0.824 1.720 3.550 

𝑛 1.023 1.316 0.907 0.896 0.945 0.953 
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Modelo de 

Tóth 

𝑞𝑒 =
𝑞𝑚𝑏𝑃

(1 + (𝑏𝑃)𝑡)1 𝑡⁄
 

𝑞𝑚 0.885 0.571 0.111 0.085 0.173 0.073 

𝑏 0.346 2.418 2.033 0.673 1.517 3.201 

𝑡 0.330 0.552 1.185 1.244 1.136 1.093 

Modelo de 

BET 

𝑛𝑎𝑑𝑠

𝑛𝐿
=

𝐶 (
𝑝
𝑝°

)

(1 −
𝑝
𝑝°

) (1 −
𝑝
𝑝°

+ 𝐶 (
𝑝
𝑝°

))

 

 

𝑛𝐿 
0.079 0.270 0.086 0.083 0.163 0.069 

𝐶 
21.211 36.507 38.531 31.290 73.689 153.29 

𝑝° 
10.757 10.757 10.757 38.3 38.3 38.3 

Después de haber realizado el ajuste, se procede a determinar el modelo que mejor lo represente, 

mediante el cálculo de la desviación estándar (Pozo et al., 2017). Para ello, primero se determina 

la Suma Residual de Cuadrados (SRC); esta se calcula como la sumatoria de los cuadrados de la 

diferencia entre los valores observados experimentalmente y los valores estimados por el modelo: 

𝑆𝑅𝐶 = ∑(𝑛𝑒𝑥𝑝 − 𝑛𝑎𝑗𝑢𝑠𝑡𝑒)
2

𝑁

1

 

La tabla 7 muestra los resultados de las SRC para cada una de las tres muestras estudiadas con 

los diferentes modelos de adsorción utilizados para el ajuste. Este cálculo fue realizado tanto para 

el CH4 como para el CO2.  

Tabla 7 

Resultados Suma Residual de Cuadrados (SRC)  

MODELO 

SRC 

CO2 CH4 

S2A S2B S3 S2A S2B S3 

Langmuir de 2 parámetros 1.13E-05 6.49E-04 1.95E-05 4.13E-06 2.01E-05 3.13E-06 

Langmuir de 3 parámetros 1 fijo 6.79E-06 8.99E-04 1.39E-05 3.42E-06 1.31E-05 1.46E-06 

Langmuir de 3 parámetros 6.49E-06 6.49E-04 1.29E-05 3.20E-06 2.01E-05 1.39E-06 

Modelo de D-R 9.32E-06 1.10E-04 9.13E-05 1.34E-05 2.28E-04 7.52E-05 
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Modelo de Sips 1.82E-05 6.52E-05 9.83E-06 1.98E-06 1.57E-05 2.49E-06 

Modelo de Tóth 5.64E-04 5.97E-05 1.20E-05 2.46E-06 1.38E-05 2.29E-06 

Modelo de BET 7.88E-05 3.96E-04 1.72E-04 6.84E-06 5.70E-05 1.22E-05 

Posteriormente, se calcula el promedio de las SRC para con ello determinar la desviación 

estándar ∆𝑛 y el factor de ajuste (FA). 

∆𝑛 =
√𝑆𝑅𝐶

𝑁
 

𝐹𝐴 = 𝑆𝑅𝐶̅̅ ̅̅ ̅̅ ∗ (1 − ∆𝑛) 

 La Tabla 8 muestra los resultados obtenidos, se evidencia que todos los modelos presentan un 

buen ajuste, ya que los valores de ∆𝑛 oscilan entre 0,0019 y 0,0055, lo que indica que estos 

modelos representan el comportamiento de adsorción de manera exitosa. Sin embargo, se concluye 

que el modelo que mejor representa el fenómeno de adsorción en las muestras estudiadas es el 

Modelo de Sips, ya que es el modelo que muestra el mejor factor de ajuste.  

Tabla 8 

Resultado del ajuste de datos experimentales a los diferentes modelos  

MODELO 
SRC 

PROMEDIO 

DESV.  

ESTANDAR 

FACTOR DE 

AJUSTE 

Langmuir de 2 parámetros 1.18E-04 4.79E-03 1.17E-04 

Langmuir de 3 parámetros 1 fijo 1.56E-04 5.51E-03 1.55E-04 

Langmuir de 3 parámetros 1.15E-04 4.74E-03 1.15E-04 

Modelo de D-R 8.79E-05 4.13E-03 8.75E-05 

Modelo de Sips 1.89E-05 1.92E-03 1.89E-05 

Modelo de Tóth 1.09E-04 4.60E-03 1.08E-04 

Modelo de BET 1.20E-04 4.84E-03 1.20E-04 

 



INYECCIÓN DE CO2 PARA LA RECUPERACIÓN DE METANO  50 

5. Parámetros que influyen en la adsorción de gas. 

 

La literatura indica que la capacidad de adsorción de las rocas generadoras se correlaciona 

directamente con los factores que pueden generar más microporos, e inversamente con los factores 

que reducen o tapan los microporos. Esto se debe a que los poros pequeños generan un área de 

superficie más grande y una energía de interacción adsorbato-adsorbente más fuerte que da como 

resultado una mayor adsorción. Los resultados de los experimentos de adsorción en las muestras 

se han revisado en este capítulo para obtener una idea de la relación entre la adsorción, la 

composición de la roca y las características geológicas, para delinear los principales factores que 

controlan la capacidad de adsorción de gas de las rocas generadoras. 

5.1. Influencia de la composición mineralógica. 

Las rocas generadoras generalmente contienen minerales de arcilla, cuarzo y carbonato con 

trazas de pirita y albita. Estos componentes inorgánicos contribuyen a el área de superficie e 

influyen en el tamaño de los poros, la porosidad total y la capacidad de adsorción. 

Para determinar la influencia de la composición mineralógica en la adsorción de CO2 y CH4 se 

graficaron las capacidades de adsorción y el contenido mineral de todas las muestras (Figura 24). 

El porcentaje del contenido de los minerales presentes en las muestras se presenta en el eje 

izquierdo de la gráfica y el exceso de adsorción de CO2 y CH4 en el eje derecho. 

Figura 24 

Influencia de la composición mineralógica en la adsorción de gas 
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De la gráfica se observa que la muestra S2B posee un alto contenido de calcita (50%) en su 

composición y que en esta muestra se presenta una diferencia mayor entre las capacidades de 

adsorción de CH4 y CO2 en comparación a las otras muestras estudiadas (S2A y S3). La diferencia 

entre las capacidades de adsorción de los dos gases en la muestra S2B es de 0.179, mientras que 

en las muestras S2A y S3 son de 0.026 y 0.034 respectivamente. Por lo cual se concluye que la 

calcita es un mineral que tiene una gran influencia en la adsorción de CO2, sin embargo, muestra 

poco efecto en la capacidad de adsorción de CH4. Esto se debe a la alta afinidad de la calcita hacia 

el CO2, debido a la fuerte atracción electrostática entre las moléculas de CO2 y la calcita (Zhao et 

al., 2012; Van Cuong et al., 2012). 

Por otro lado, los componentes minerales arcillosos (en este caso la illita y caolinita) se han 

considerado ampliamente como un factor significativo que afecta la capacidad de adsorción de las 

muestras de roca generadora, ya que contribuyen al volumen de microporos de la roca (Slatt y 

O’Brien, 2011; Milliken et al., 2013). Sin embargo, se puede observar una discrepancia de esto 

con los resultados obtenidos, ya que las tres muestras poseen un contenido similar de minerales 

arcillosos, pero la capacidad de adsorción de la muestra S2B es mucho mayor. Una posible 

explicación de esto se puede determinar si se analizan los dos minerales arcillosos presentes en las 

muestras por separado; el contenido de illita es mayor en la muestra S2B por lo que podemos 
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concluir que la illita tiene una mayor capacidad de adsorción en comparación a la caolinita. Otra 

explicación de la discrepancia se debe al alto contenido de TOC. Los estudios han informado que 

la influencia específica de la arcilla en la adsorción de gas es menos evidente en rocas generadoras 

con alto contenido de TOC (Wang et al., 2013; Gasparik et al., 2014; Tan et al., 2014; Bi et al., 

2016).  

No existe una correlación visible entre el contenido de pirita y la capacidad de adsorción de 

CO2 y CH4, y la contribución del cuarzo a la capacidad de adsorción parece ser insignificante para 

estas muestras. 

5.2.  Influencia de la materia orgánica. 

La materia orgánica, también conocida como kerógeno, está asociada con la generación in situ 

de hidrocarburos. Esta se expresa generalmente como el carbono orgánico total (TOC) y es la 

principal responsable de la naturaleza microporosa de la roca y también la principal contribuyente 

al área de superficie y al volumen total de poros (Cao et al., 2015; Zhou et al., 2018b). El contenido 

de TOC varía sustancialmente entre los yacimientos de roca generadora e incluso dentro de la 

misma formación y aunque estos valores pueden no ser exactamente grandes, la microporosidad 

asociada con la fracción orgánica es de las principales características que influyen en la adsorción 

de CH4 y CO2 (Thommes, 2010).  

La literatura revisada confirma que la capacidad de adsorción de CH4 y CO2 en las rocas 

generadoras, está fuertemente correlacionada con el TOC. Varios autores muestran una fuerte 

linealidad positiva para los datos de adsorción de CH4 y CO2 obtenidos de mediciones 

experimentales en una amplia gama de muestras de roca generadora (Ross y Bustin, 2009; Zhang 

et al., 2012; Wang et al., 2013; Heller y Zoback, 2014; Zhou et al., 2018b). Los factores de 
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Figura 25 

Capacidad de adsorción de CO2 en función del TOC a (a) 0.1 MPa, (b) 0.3 MPa, (c) 1 MPa and 

(d) 3 MPa. 
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regresión para CH4 y CO2 son relativamente altos tanto en condiciones secas como húmedas y 

demuestran que el TOC es uno de los principales parámetros que gobiernan la adsorción de 

cualquiera de las especies de gas. Sin embargo, existen estudios que han informado poca o ninguna 

correlación entre el TOC y la capacidad de adsorción (Gasparik et al., 2012; Zou et al., 2017). Esta 

tendencia se observar principalmente en rocas generadoras con bajo contenido de materia orgánica 

y alto contenido de arcilla. 

El efecto de la materia orgánica sobre la adsorción de CO2 en las muestras de este estudio se 

muestra en la figura 7, a presiones de 0.1 MPa, 0.3 MPa, 1 Mpa y 3 MPa. Con los resultados, se 

puede observar una correlación positiva moderada entre la adsorción de CO2 y el TOC; sin 

embargo, no se muestra una relación lineal. También se observa que la correlación es mejor a bajas 

presiones. 

5.3.  Influencia de la madurez térmica.  

La madurez térmica se puede describir como el grado de transformación alcanzado por la 

materia orgánica contenida en rocas generadoras hasta convertirse en petróleo, debido al 

calentamiento principalmente (Peters et al., 2005). En términos generales de evolución 

diagenética, la materia orgánica puede clasificarse en inmadura, madura y post-madura. 

En las rocas generadoras, la madurez térmica de la materia orgánica puede generar microporos 

adicionales (Chalmers y Bustin, 2008; Ambrose et al., 2010; Curtis et al., 2011; Bernard et al., 

2012). Esto se debe a la transformación estructural que sufre la materia orgánica durante la 

maduración, lo cual genera poros más pequeños (nano y micro escala) a medida que el kerógeno 

se transforma térmicamente. La generación de más microporos aumenta la capacidad de adsorción. 

La fuerte correlación entre la adsorción y el TOC va de la mano con la relación entre la 

capacidad de adsorción y la maduración térmica. Sin embargo, Ross y Bustin (2009) encontraron 
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que la capacidad de adsorción de muestras de rocas sobremaduras con bajo TOC, era más alta que 

la de las muestras de rocas inmaduras con alto TOC. Esto se atribuyó a que, debido a la maduración 

térmica, la materia orgánica sufrió unas transformaciones estructurales que generaron la creación 

y/o a apertura de microporos en donde el gas podría adsorberse. No obstante, otros investigadores 

han encontrado una disminución en la capacidad de adsorción de CH4 asociado con el aumento de 

la madurez (Chalmers y Bustin, 2007, 2008), ya que la generación de poros en la materia orgánica 

no solo depende de la madurez térmica, sino también del tipo de materia orgánica Schieber (2010). 

Debido a esto, las correlaciones establecidas para un sistema de roca generadora en específico, no 

puede aplicarse directamente a otros lugares, pero, en general, la literatura revisada indica que las 

muestras demasiado maduras y con alto contenido de TOC muestran una mayor capacidad de 

adsorción tanto para el CH4 como para el CO2 que las muestras con bajo contenido de TOC e 

inmaduras. 

Figura 26 

Capacidad de adsorción de CO2 en función de Tmax a presiones de (a) 0.3 MPa y (b) 3 MPa. 
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(b) 

Ahora bien, el efecto de la madurez térmica sobre la adsorción de CO2 en las muestras en estudio 

a presiones de 0.3 MPa y 3 MPa se muestra en la figura 26. En este estudio, si bien se observa que 

la muestra S2B es la más madura y la de mayor capacidad de adsorción, no se puede determinar 

un efecto concluyente de la madurez debido a la limitación del número de muestras. 

5.4. Influencia del tipo de kerógeno  

Otro factor clave en el control de la capacidad de adsorción de gas en las rocas es el tipo de 

kerógeno. El kerógeno es la fracción de materia orgánica en las rocas sedimentarias (en este caso, 

rocas generadoras) que es insoluble en solventes orgánicos. Se forma a partir de la descomposición 

de materia orgánica y es el precursor de la generación de hidrocarburos en las rocas generadoras. 

El kerógeno se clasifica como Tipo I, que proviene principalmente de algas y es un gran potencial 

generador de hidrocarburos líquidos; Tipo II, el cual se forma a partir de una mezcla de materiales 

de origen terrestre y marino y puede generar tanto petróleo como gas y Tipo III, el cual proviene 

principalmente de restos de plantas terrestres y tiende a generar carbón o gas seco. También existe 

un Tipo IV, pero este no produce aceite o gas, por lo cual no es importante en la generación de 

hidrocarburos. En esencia, el tipo de kerógeno depende del material fuente y del ambiente de 
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depositación (Seewald, 2003; Boyer et al., 2006; Vandenbroucke y Largeau, 2007; Glorioso y 

Rattia, 2012).  

Chalmers y Bustin (2008) investigaron la capacidad de adsorción de CH4 para la formación 

Buckinghorse en Canadá y encontraron que la tendencia en la capacidad de adsorción según el tipo 

de kerógeno era Tipo II-III> Tipo III> Tipo II> Tipo I. Esta tendencia se atribuyó a que el kerógeno 

de tipo III es más maduro y genera más hidrocarburos y microporos a una temperatura determinada 

en comparación con los otros tipos de kerógeno. Zhang et al. (2012) realizaron pruebas de 

adsorción de metano a altas presiones (0-16 MPa) en muestras de roca generadora ricas en materia 

orgánica y sus kerógenos aislados, siendo la madurez térmica y el tipo de kerógeno la principal 

variación en las muestras. En todas las condiciones de temperatura (35, 50, 65 °C), la capacidad 

de adsorción de CH4 fue del orden de Tipo III> Tipo II> Tipo I.  

De acuerdo con el gráfico HI-Tmax (Figura 6), la materia orgánica de las muestras estudiadas 

se clasifica como kerógeno tipo II-III en la muestra S3 y kerógeno tipo III en las muestras S2A y 

S2B. Para visualizar mejor la influencia del tipo de kerógeno en la capacidad de adsorción se 

graficaron estos, los cuales se observan en la figura 27. Se evidencia que la muestra S2B es la de 

mayor capacidad de adsorción y contiene un kerógeno tipo III; sin embargo, no se puede 

determinar un efecto concluyente debido a la limitación del número de muestras. Los detalles y el 

concepto de los efectos que ejercen los grupos funcionales orgánicos sobre la adsorción de gases, 

en particular el CO2, no están bien abordados en la bibliografía y merecen una mayor investigación.  
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Figura 27 

Capacidad de adsorción de CO2 en función de tipo de kerógeno 

 

6. Selectividad de adsorción de la roca  

 

Algunos estudios han evaluado la adsorción de CO2 y metano en una misma muestra de roca 

generadora (Weniger et al., 2010; Kang et al., 2011; Chareonsuppanimit et al., 2012; Heller and 

Zoback, 2014; Ortiz Cancino et al., 2017; Pozo et al., 2017). La primera investigación de adsorción 

de CO2 y metano en el mismo material de roca generadora fue realizada por Nuttal et al., 2005. 

Los resultados de estas investigaciones han demostrado que las lutitas tienen una mayor afinidad 

de adsorción por el CO2 que por el CH4, y se estima que la adsorción de CO2 es de 2 a 10 veces 

mayor que la del CH4.  

La capacidad de adsorción de las rocas generadoras hacia los gases de CO2 y CH4 está 

controlada por la energía de interacción respectiva (fuerzas termodinámicas), el tamaño molecular 

y la accesibilidad de cada tipo de gas a la red microporosa de la matriz de la roca (fuerzas estéricas). 

El diámetro dinámico del CO2 es de aproximadamente 0.33 nm y el diámetro dinámico del CH4 es 

de aproximadamente 0.8 nm (Duan et al., 2016). Por lo tanto, el tamaño efectivo del CO2 es menor 
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y puede acceder a poros más estrechos en la matriz de la roca y entrar en contacto con un mayor 

volumen del sistema de lutitas (Kang et al., 2011). Los resultados experimentales revisados en la 

literatura muestran que los parámetros de control estéricos y termodinámicos favorecen la 

adsorción de CO2 sobre CH4 en las rocas generadoras. 

En el presente estudio se evidencia una mayor capacidad de adsorción del CO2 sobre CH4 en 

las muestras estudiadas. Anteriormente, se midió la capacidad de adsorción de CH4 y CO2 en 

estado puro en las muestras, concluyendo que el CO2 presenta una capacidad de adsorción de 

aproximadamente 1.5 ~ 2.5 veces mayor que el CH4. La Tabla 9 presenta la relación de adsorción 

entre estos dos gases y se evidencia que la muestra S2B tiene una mayor relación CO2/CH4 en 

todas las diferentes presiones medidas. 

Tabla 9 

Relación de adsorción CO2/CH4 

Pf (Mpa) 
S2A S2B S3 

CH4 CO2 RELACIÓN CH4 CO2 RELACIÓN CH4 CO2 RELACIÓN 

0.0 0.000 0.000 0.0 0.0000 0.0000 0.0 0.000 0.000 0.0 

0.3 0.015 0.029 1.9 0.0587 0.1366 2.3 0.038 0.047 1.2 

0.4 0.020 0.036 1.8 0.0712 0.1591 2.2 0.044 0.056 1.3 

0.5 0.024 0.042 1.8 0.0814 0.1778 2.2 0.048 0.063 1.3 

0.6 0.028 0.047 1.7 0.0899 0.1938 2.2 0.051 0.068 1.3 

0.7 0.031 0.052 1.7 0.0971 0.2076 2.1 0.053 0.073 1.4 

0.8 0.034 0.056 1.6 0.1033 0.2199 2.1 0.055 0.076 1.4 

0.9 0.037 0.060 1.6 0.1086 0.2308 2.1 0.057 0.080 1.4 

1.0 0.039 0.063 1.6 0.1132 0.2405 2.1 0.059 0.082 1.4 

1.5 0.049 0.076 1.5 0.1294 0.2781 2.1 0.063 0.091 1.4 

2.0 0.056 0.085 1.5 0.1393 0.3039 2.2 0.066 0.096 1.5 

4.0 0.070 0.102 1.5 0.1566 0.3598 2.3 0.070 0.104 1.5 

6.0 0.075 0.110 1.5 0.1631 0.3871 2.4 0.071 0.107 1.5 

8.0 0.079 0.114 1.5 0.1666 0.4037 2.4 0.072 0.108 1.5 

10.0 0.080 0.117 1.5 0.1686 0.4151 2.5 0.072 0.109 1.5 
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Sin embargo, el CO2 y el CH4 no se encuentran en estado puro en el medio poroso, generalmente 

estos se convierten en una mezcla de gases, por lo cual es necesario realizar el estudio experimental 

de la mezcla. 

6.1. Medición experimental de adsorción de la mezcla 

El procedimiento es similar al de adsorción de componentes puros, ya que el principio sigue 

siendo el mismo. En este trabajo, la adsorción de la mezcla de CO2-CH4 se midió utilizando un 

dispositivo construido para este propósito como se presenta en la Figura 28. En esta configuración 

se utiliza una bomba de recirculación para homogeneizar la mezcla y reducir el tiempo necesario 

para alcanzar el equilibrio. Además de esto, el sistema manométrico está acoplado a un 

cromatógrafo de gases, el cual permite determinar la fracción molar de gas de cada una de las 

especies de la mezcla. Todo el sistema se encuentra en condiciones isotérmicas. 

Figura 28 

Diagrama de equipo experimental para adsorción de mezcla de gases. 

 

Nota. Modificado de Ortiz Cancino, O. (2017).  

Una masa de la muestra (alrededor de 2 gr) se coloca en la celda de muestra y se determina su 

volumen accesible mediante la expansión de helio. La mezcla de gases, previamente analizada en 
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el cromatógrafo, se introduce en la celda de referencia, sin pasar por la celda de muestra, hasta 

alcanzar el equilibrio (se miden P1 y T1 y se calcula el número de moles iniciales n1). 

Posteriormente, la mezcla se expande sobre todo el sistema. Cuando se alcanza el equilibrio 

térmico y mecánico se miden los valores de P2 y T2 (T2=T1) y se estima el número de moles que 

quedan en la fase gaseosa n2. Después, se extrae una pequeña cantidad de gas (0,5 cm3) del 

volumen de referencia aislado y se analiza con el cromatógrafo. Esta medida proporciona la 

composición de la fase gaseosa y con ello se deduce la composición de la fase adsorbida. La 

cantidad total adsorbida se calcula mediante un balance de masas (n1-n2). Este procedimiento 

utilizado para calcular las cantidades de cada componente individual adsorbido se detalló en Pino 

et al (2014). Básicamente, se espera aproximadamente 60 minutos para lograr el equilibrio; se 

realizan varios análisis para comprobar la reproducibilidad. La misma operación se repite a través 

de un proceso acumulativo para describir la isoterma. 

En el presente estudio, la muestra de roca S3 se saturó con una relación molar de CO2 y CH4 

conocida, la cual fue 60% CH4 - 40% CO2, a las condiciones experimentales deseadas. La prueba 

se realizó hasta una presión de 2.7 Mpa. Los resultados de adsorción de la mezcla se muestran en 

la tabla 10 y en la figura 29 se grafican en conjunto con los datos de adsorción de los componentes 

puros.  

En los resultados se evidencia que el CO2 en la mezcla de gases se adsorbe de manera preferente 

que el CH4. Además, cuando se comparan los resultados de adsorción de los componentes en la 

mezcla con los de los componentes puros, se identifica que la cantidad de CO2 adsorbida se ve 

afectada por la presencia de CH4 en la fase gaseosa. Es decir, la capacidad de adsorción de un 

componente en una mezcla de gases es menor que la capacidad de adsorción de equilibrio del 
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componente puro bajo la misma presión parcial, lo que se denomina efecto de adsorción 

competitiva. 

Tabla 10 

Resultados de capacidad de adsorción de la mezcla 

P(Mpa) mol MEZCLA/gr mol CO2/gr mol CH4/gr 

0.4 0.0482 0.0237 0.0245 

0.9 0.0682 0.0329 0.0353 

1.4 0.0757 0.0397 0.0360 

2.0 0.0813 0.0447 0.0366 

2.7 0.0830 0.0445 0.0386 

Figura 29 

Capacidad de adsorción de la mezcla y de los componentes puros 

 

6.2. Cálculo de la selectividad de adsorción de la roca 

La técnica de recuperación mejorada de metano mediante la inyección de CO2 en yacimientos 

de roca generadora, ha atraído una mayor atención en los últimos años. La inyección de CO2 es un 
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proceso geofísico complejo que está controlado por varios parámetros de las propiedades de la 

roca y el diseño de ingeniería. Este método es un proceso de desplazamiento, que se controla 

principalmente mediante la presión y la adsorción competitiva entre CH4 y CO2. Al inyectar el gas, 

se produce un fenómeno competitivo de adsorción donde las moléculas de CO2 comienzan a liberar 

el CH4 adsorbido de la superficie de la roca, generando un aumento en el factor de recobro y 

además un potencial de secuestro del CO2 inyectado. 

Para determinar la factibilidad del uso de la inyección de CO2, como método de recuperación 

de metano en las muestras estudiadas de roca generadora colombiana es necesario evaluar la 

adsorción competitiva de CH4 y CO2 en los nanoporos de la roca. Para determinar esta 

competitividad, se propone el uso del parámetro de selectividad (representado como ∝), el cual se 

centra en la adsorción competitiva en la matriz de la roca generadora y excluye el efecto de la 

disminución de la presión parcial. Este se expresa como (Duan et al., 2016): 

∝
𝐶𝑂2

𝐶𝐻4
=

𝑥𝐶𝑂2
𝑦𝐶𝐻4

𝑥𝐶𝐻4
𝑦𝐶𝑂2

=
𝑉𝐿𝐶𝑂2

/𝑃𝐿𝐶𝑂2

𝑉𝐿𝐶𝐻4
/𝑃𝐿𝐶𝐻4

 

Donde las variables 𝑥 y 𝑦 son las fracciones molares de las especies de gas en la fase adsorbida 

y en la fase de gas libre respectivamente y 𝑉𝐿, 𝑃𝐿 son los parámetros de Langmuir. Un valor de 

∝ 𝐶𝑂2 𝐶𝐻4⁄ > 1, sugiere que el CH4 adsorbido puede ser desplazado por el CO2. Entre el valor 

de selectividad sea más grande, la capacidad de desplazamiento del CO2 sobre el CH4 es mayor. 

La selectividad del CO2 sobre el CH4 depende de la composición de la matriz de la roca y la 

estructura de los poros.  

Utilizando el método de cálculo de selectividad de adsorción competitiva mencionado, se 

calculó la selectividad de la muestra bajo diferentes presiones y los resultados se muestran en la 

Tabla 11 y se grafican en la Figura 30. Bajo las diferentes presiones, la selectividad de adsorción 
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competitiva siempre es mayor que 1, lo que demuestra que la afinidad de adsorción del CO2 en los 

nanoporos es siempre más fuerte que la del CH4.  

Tabla 11 

Resultados de cálculo de selectividad 

Presión (Mpa) Selectividad y CH4 y CO2 x CH4 x CO2 

0.4 1.1011 0.5320 0.4680 0.5079 0.4921 

0.9 1.0097 0.5198 0.4802 0.5174 0.4826 

1.4 1.1428 0.5092 0.4908 0.4759 0.5241 

2.0 1.2439 0.5050 0.4950 0.4506 0.5494 

2.7 1.1610 0.5019 0.4981 0.4646 0.5354 

Figura 30 

Selectividad de adsorción competitiva 

 

 

7. Conclusiones 

 

• Se detallaron los procesos experimentales que permitieron el estudio del fenómeno de 

adsorción de gas y la caracterización de la roca, estos incluían técnicas como la difracción 
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de rayos X, el análisis Rock-Eval y la medición de las isotermas de adsorción mediante el 

método manométrico. 

• Se realizó el ajuste de los datos experimentales de adsorción de metano y CO2 a los 

diferentes modelos de adsorción (Langmuir, Brunauer-Emmett-Teller, Dubinin-

Radushkevich (D-R), Sips, Tóth), determinando que el modelo que mejor representa el 

fenómeno de adsorción en las muestras estudiadas es el Modelo de Sips, ya que es el 

modelo que muestra un mejor factor de ajuste. 

• El Carbono Orgánico Total es uno de los parámetros que más influyen en la capacidad de 

adsorción de CO2, presentando una correlación positiva moderada, la cual es más 

significativa a bajas presiones. 

• No se determinó un efecto concluyente de la influencia de la madurez térmica y del tipo de 

kerógeno en la capacidad de adsorción, debido a la limitación en el número de muestras 

del presente estudio. 

• Para determinar la factibilidad del uso de la inyección de CO2 como método de 

recuperación de metano se calculó el parámetro de selectividad, obteniéndose resultados 

mayores a 1, lo que demuestra la mayor afinidad de adsorción del CO2 en los nanoporos 

de la roca. 

 

8. Recomendaciones 

 

En base al trabajo realizado se hacen las siguientes recomendaciones para futuras investigaciones: 
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• Realizar pruebas de laboratorio con un mayor número de muestras de roca generadora, con 

el fin de obtener resultados más representativos y realizar un análisis comparativo para 

identificar tendencias y factores claves que influyen en la adsorción. 

• Realizar pruebas de laboratorio con valores de presión mayor. Esto ayudará a comprender 

cómo la capacidad de adsorción y la selectividad varían a medida que se modifica la 

presión.  

• Utilizar diferentes porcentajes de mezcla de CO2 y CH4 en los experimentos de adsorción. 

Esto permitirá estudiar cómo varía la selectividad de adsorción en función de la 

composición del gas. 

• Utilizar técnicas adicionales de caracterización de las muestras para obtener una 

comprensión más profunda de la roca generadora. Por ejemplo, se podrían utilizar técnicas 

de microscopía avanzada, como microscopía electrónica de transmisión (TEM), para 

examinar la estructura de la roca a nivel microscópico y analizar la distribución de 

porosidad. 

• Realizar simulaciones numéricas para complementar las pruebas de laboratorio, esto 

permitiría ayudar a comprender mejor la selectividad de adsorción en diferentes 

condiciones. Las simulaciones permiten estudiar una amplia gama de parámetros, como la 

presión, la temperatura y la composición del gas. 

Estas recomendaciones ampliarían la comprensión del fenómeno de adsorción de gas en rocas 

generadoras, proporcionando información más completa y precisa para determinar la factibilidad 

del uso del CO2 como método de recuperación de metano. Además, contribuirían al avance 

científico y tecnológico en el campo de la extracción y producción de gas a partir de yacimientos 

de roca generadora. 
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