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US Natural Gas Importance
87% of the supplied NG in US was produced domestically (EIA, 2009).
US possesses 2,552 Tcf of potential NG (EIA , 2011)
Shale gas est  reserve represent 32 4% Shale gas est. reserve represent 32.4% 

Utica

Fayetteville

Haynesville
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Essential Shale Gas ParametersEssential Shale Gas Parameters
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R h Obj tiResearch Objectives

 Look into the submicron pore structure of shale gas to 
extract the petrophysical properties.

 Determine the potential effects of organic matter, rock 
mineralogy on pore types and permeability.

 Identify shale gas porosity types with their 
magnitudes.

 Measure the impact of fracturing fluids on shale gas 
wettability.y
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Shale Gas Submicron Pore 
Analysis Workflow

Shale Gas
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MICP Results‐Utica Shale
 Various pore sizes 
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MICP Results‐Haynesville Shale

 One morphology is 
present.
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SEM‐FIB Tomography: 3D SubmicronSEM‐FIB Tomography: 3D Submicron 
Pore‐Scale Reconstruction

 Sample preparation
 In‐situ  specimen 

Dual ‐
beam

Slicing

In situ  specimen 
preparation

 Acquire 200 slices  
f    hi k of 50nm thick 

 Imaging processing 
programs.programs.

 2D Kerogen model
 3D Structured pore 
model

2D Kerogen 3D Pore Model
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SEM Images of Utica Shale Sample No. 3

Intergranular pore 
sizes ranged from 
 t    

A

15 to 50 nm.
Intraparticular or 
mineral porosity mineral porosity 
with opening 
throat is about 5 

B

5
nm.
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f i h l lSEM Images of Utica Shale Sample No. 2
AA

Clay platelets within the quartz 
grains which create inextricable 
pore structure with a variety of pore structure with a variety of 
pore sizes due to diagenesis. 

B ‐ Organic matter with a 
complex textile of 
porespores.
‐Morphology and 
genesis of OM control 
th   bilit  the permeability 
pathways of gas flow .
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/SE/BSE Images of Utica Shale Sample No. 2
C

AA

C

B

‐ Nano‐porosity is 
observed within 
pyrite framboids.

B

‐ Pore sizes of 20 and 
100 nm. 

B

Clay platelets are closely 
packed together and form a 
variety of micron and nanoy
pores (< 2 µm in diameter)
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SEM Images of Fayetteville Shale Sample
(A) V Mi it  (B) K N it  O i   b t (A) Vuggy Micro‐porosity, (B) Kerogen Nano‐porosity Occupies about 
40−50% of the Organic Matter, and (C) Nano Fractures

A B C

B

C
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3D V l P Si Hi t3D Volume Pore Size Histogram
 Major pore size is 30nm Major pore size is 30nm
 Few micron‐cracks or vugs of 3 μm.
 φT t l = 28%  k = 0 01 mdφTotal = 28%, kav. = 0.01 md
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XRD Clay Mineralogy Results

 Semi‐quantitative clay 
minerals analysis y

 Haynesville & Utica‐Indian 
Castle Fm. have illite%

 Utica‐Dolgeville Fm. 
exhibits high calcite%
F ill   i i ll   Fayetteville  compositionally 
comprise of high quartz% 
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Shale Gas WettabilityShale Gas Wettability
 Six fracturing fluidsg
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‐ 4 Surfactants
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Utica Shale Dolgeville FmUtica Shale‐Dolgeville Fm.
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Utica‐Indian Castle Fm./Fayetteville Shale

 Both shales’ have 90
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Conclusions

 Haynesville shale exhibited extremely low matrix 
permeability with a pore size of 2−20 nm, φ=10%.

 Utica shale offered better matrix permeability, 
with a pore throat size of 20−200 nm, φ=14.5%.

ill   h l   l d i   h  hi h  k   d  Fayetteville shale resulted in the highest k=0.01 md 
and φ=28%.
Th   i   tt   f F tt ill   h l  h   The organic matter of Fayetteville shale has 
abundance of nanopores with size of 5−100 nm 
and occupy 40‐50% of the kerogen bodyand occupy 40‐50% of the kerogen body.
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 A robust  detailed sequential milling and imaging 

Conclusions (cont.)
 A robust, detailed sequential milling and imaging 
procedure using SEM‐FIB proved successful.

 Various types of porosities (e g  interparticular  Various types of porosities (e.g., interparticular, 
intergranular, kerogen, vuggy, pyrite framboids, and 
fractures) were observed.

 Numerous petrophysical properties were extracted 
from reconstructed 3D submicron pore model. 

 Calcite content proved the dominant factor 
changing the wettability of shale gas rock to oil‐wet.

 Organic matter content governed the wettability 
alterations of calcareous samples. 20
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Thank You
Questions?Q
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