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Abstract: Transparent, objective, and repeatable resource assessments should be the goal of com‐

panies, investors, and regulators. Different types of resources, however, may require different ap‐

proaches for their quantification. In particular, coal can be treated both as a solid resource (and thus 

be mined) as well as a reservoir for gas (which is extracted). In coal mining, investment decisions 

are made based on a high  level of data and establishment of seam continuity and character. The 

Australasian Code for Reporting of Exploration Results, Mineral Resources and Ore Reserves (the 

JORC Code) allows deposits to be characterised based on the  level of geological and commercial 

certainty. Similarly, the guidelines of the Petroleum Resource Management System (PRMS) can be 

applied to coal seam gas (CSG) deposits to define the uncertainty and chance of commercialisation. 

Although coal and CSG  represent  two very different  states of  resources  (i.e.,  solid vs. gaseous), 

their categorisation in the JORC Code and PRMS is remarkably similar at a high level. Both classi‐

fications have two major divisions: resource vs. reserve. Generally, in either system, resources are 

considered  to have potential for eventual commercial production, but  this has not yet been con‐

firmed.  Reserves  in  either  system  are  considered  commercial,  but  uncertainty  is  still  denoted 

through different subdivisions. Other classification systems that can be applied to CSG also exist, 

for example the Canadian Oil and Gas Evaluation Handbook (COGEH) and the Chinese Standard 

(DZ/T 0216‐2020) and both have similar high‐level divisions to the JORC Code and PRMS. A hy‐

pothetical case study of a single area using the JORC Code to classify the coal and PRMS for the gas 

showed  that  the  two methodologies will have overlapping,  though not necessarily  aligned,  re‐

source and reserve categories. 

Keywords: commerciality; risk; case study; Joint Ore Reserves Committee (JORC); Petroleum   

Resource Management System  (PRMS); Canadian Oil and Gas Evaluation Handbook  (COGEH); 

Chinese Standard (DZ/T 0216‐2020). 

 

1. Introduction 

When hydrocarbon  resources are  referred  to as either  conventional or unconven‐

tional what  is really being referenced  is the maturity of knowledge on how to develop 

those reservoirs. For the last 150 years the oil and, later, natural gas industries have ex‐

ploited high permeability reservoirs  that have accumulated hydrocarbons  in structural 

and stratigraphic traps. Now, the search for hydrocarbons includes very low permeabil‐

ity strata where new technologies must be employed to extract them at economic rates. 

As the world transitions to a higher proportion of renewable energy, it will remain im‐

portant to characterise and quantify resources such as gas and coal, as countries will wish 

to maintain ongoing energy security during the transition, especially in times of uncer‐

tainty, such as the pandemic of 2020–2021 and beyond. 
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Coal is unique among gas reservoirs because it can also be mined as a solid material. 

The  techniques and standards  for  the estimation of mineral resources and reserves,  in‐

cluding  coal, are different  from  those  for  estimation of oil and gas volumes. Minerals 

resource estimation standards have  fairly stringent criteria, mandating  that, before  the 

point of a  final  investment decision  to develop a mine, volumes and quality be deter‐

mined  to a high  level of confidence. To be economically viable, a mining project must 

typically operate throughout one or more price cycles, which often includes a sustained 

period of low prices. Companies, government regulators, and especially investors need 

assurance  that  there are enough resources at specific quality  levels and defined capital 

and operating costs to be commercial throughout the mine’s life. Thus, mining compa‐

nies  and  their  investors  are  relatively  risk‐averse  and  historically  have  probably  had 

lower tolerance for uncertainties than, say, petroleum companies, and this is reflected in 

the  resource  and  reserve  estimation  standards  for minerals, hereinafter  referred  to  as 

codes. In contrast, historically, the oil and gas industry began with a higher appetite for 

risk. Profit margins of  successful conventional oil and gas projects are  typically  larger 

than those of mining projects. 

While the classification of coal resources and reserves follows the same standards as 

other minerals,  the estimation  techniques and  resource classifications when applied  to 

coal reflect the commodity’s geological controls. The differences  in resource estimation 

and classification techniques between petroleum and coal therefore also reflect the fun‐

damentally different geological controls of the two commodities. Coal occurs as distinct 

layers whose thickness, quality, and lateral continuity are controlled by stratigraphy and 

structure. Conventional petroleum deposits are also highly  influenced by  stratigraphy 

and structure, but because the hydrocarbons need to migrate and accumulate in a trap 

there is an extra level of complexity in their discovery and estimation of volumes com‐

pared to coal. There are of course huge differences also between the geology of coal and 

of metallic minerals  such as gold,  copper, and uranium, which are all  covered by  the 

same mineral estimation code; however, the codes are not prescriptive in defining actual 

estimation  techniques.  In  addition,  there  are  commodity‐specific  clauses  within  the 

codes, and,  in  the  case of  coal, associated guidelines  to  the Australasian Code  for Re‐

porting of Exploration Results, Mineral Resources and Ore Reserves [1], hereon referred 

to as the JORC Code. 

Finally, how minerals and petroleum are  extracted also determines how  their  re‐

sources and reserves are assessed. For example,  for coal,  the quality and  thickness are 

“static” in the sense that, although these properties are quite heterogeneous having both 

vertical and lateral variability, they do not change over time and certainly not within the 

time frame of mining. Coal is also a “static” resource in the sense that every tonne mined 

has a specific geospatial location and that does not change, that is, unlike petroleum, the 

resource does not migrate to a different location (i.e., a drillhole) where it is extracted. 

In contrast  to coal, a petroleum deposit  is  relatively homogeneous. Although dif‐

ferent gas deposits may have different qualities, the quality within a single gas field tends 

to remain roughly the same throughout most of its extraction, at least until the field nears 

depletion. Unlike coal, the gas is “dynamic” and will mix within the reservoir, resulting 

in a relatively uniform composition. 

When gassy, a coal seam  is considered an unconventional reservoir  for a few rea‐

sons: 1. the permeability of coal is low (compared to sandstones, for example), 2. coal is a 

source as well as a reservoir (and thus is considered to be a “continuous reservoir”), 3. a 

coal reservoir needs to be de‐pressured through de‐watering before gas will flow, and 4. 

gas generated  from coal  (referred  to here as “coal seam gas”, CSG) can be biogenic or 

thermogenic in origin. The most widely used system to estimate gas in coal is the Petro‐

leum Resource Management System  (PRMS)  [2–4]; however  the Canadian Oil and Gas 

Evaluation  Handbook  (COGEH)  [5]  is  also  commonly  employed,  as  is  the  Chinese 

Standard  [6],  for deposits within China or Chinese companies  reporting  their assets  to 

their government. Thus, it is these three classification schemes that will be summarized 
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and compared in this paper, although the latter two will only have a precursory review 

compared to the PRMS. The goal will be to make broad comparisons, and we recognise 

that our interpretations and assertions may differ from others. There are, of course, other 

coal and coal seam gas  resource classification systems,  such as  those used by  the U.S. 

Geological Survey  [7–9]. Although brilliant  at  addressing  geological  risk,  they do not 

explicitly  address  commercial  risk nor  are  they  accepted by most major  stock market 

exchanges. 

In  the  case  of  coal,  relatively  standardised  codes  for  the public  estimating  of  re‐

sources and reserves have been developed over recent decades and are now applied in 

most  countries with  a  significant mining  industry. This  development  began with  the 

JORC Code for public reporting of mineral resources and reserves in Australia and New 

Zealand,  first  released  in 1989. With  the globalisation of  the mining  industry, and  im‐

proved regulation and reporting standards, an international committee (the Committee 

for Mineral Reserves  International Reporting  Standards,  or CRIRSCO) was  formed  in 

1994, and by 2006  it had  released a  template  to be used by professional organisations 

developing national standards for their own countries, known as the CRIRSCO template 

(which was later modified). The key aspects of the JORC Code and the CRIRSCO tem‐

plate are almost identical, as are those of the many national codes that were later devel‐

oped. As the CRIRSCO document is a template, not a binding code, this paper will focus 

on the closely related JORC Code, which was developed for reporting of all minerals but 

also refers to non‐binding guidelines specific to the estimation of coal resources. 

Ultimately, the audience for this paper are CSG and coal mining professionals who 

want  to  understand  how  the  different  classifications  estimate  the  same  commodity, 

whether it is the tonnage of coal or the volume of gas in coal. This paper may be of little 

help  to professionals who use one or  the other classification system routinely, but  it  is 

hoped that it will give  insight to those less familiar with coal and/or CSG assessments. 

Thus, the purpose of this paper relative to coal and CSG deposits is to:   

1. Summarise the JORC system of coal resource and reserve classification,   

2. Summarise the PRMS, COGEH, and Chinese Standard of resource and reserve clas‐

sification, 

3. Compare points of differences and similarity of how these two sets (i.e., JORC Code 

vs. PRMS, COGEH,  and Chinese Standard) of  standards  classify uncertainty  and 

commerciality of a deposit, and 

4. Conduct a simple test case that uses the same data to calculate resources using both 

the JORC Code (coal) and the PRMS (gas). 

There are  two  important caveats  for  this paper  that  readers should bear  in mind. 

Firstly, the relevant codes, guidelines, and supporting documents prepared by the rele‐

vant professional organisations should always be consulted for detail and context before 

any assessments are conducted. This paper gives a perspective, formed from the usage of 

these codes by the authors, and is not meant to be definitive but rather demonstrative. 

Secondly, both authors come from an exploration background and thus it is through that 

prism which both coal and gas  resources are generally viewed and  thus more heavily 

presented in this paper.   

2. Classification of Coal Resources and Reserves from the Perspective of Mining 

2.1. The International Codes 

As mentioned, the first of the modern codes for estimation of mineral resources and 

reserves was the JORC Code of Australia and New Zealand, which was initially released 

in 1989. The CRIRSCO template was developed later, and “CRIRSCO‐like” standardised 

national codes developed in other countries/regions, including the USA, Russia, Europe, 

Brazil, Canada, Indonesia, South Africa, the Philippines, Chile, and Colombia, covering 

most  of  the  countries with  a  significant mining  industry. These  codes,  and  the  JORC 

Code, can all be referred to as “CRIRSCO‐like” codes. They share common definitions of 
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terms like “resource” and “reserve” and share the three principles that guide the use of 

the code. The codes have been updated with improvements every few years. Standardi‐

sation  of  the  codes  is  important with  globalisation, making  it  easier  for  investors  to 

evaluate and compare projects and for technical people to work across borders. To avoid 

duplication, the focus of subsequent discussions will be on the JORC Code as an example. 

2.2. The JORC Code 

The JORC Code is mandated for public reporting of exploration results, mineral re‐

sources, and mineral reserves in Australia and New Zealand. The application of the Code 

has been described in detail by Miskelly and West [10]. The three principals that guide 

the use of the code are: 

1.  Transparency of information and data, 

2.  Materiality—all  information  relevant  to  investors  and  their  advisors must  be  in‐

cluded, and 

3.  Competency—a qualified person,  the Competent Person, must  take  responsibility 

for reporting under the code and must not remain silent on any aspect that is material to 

investors or their advisors [1]; the Competent Person is a member of and subject to the 

Code of Ethics of a suitable professional organisation and can be questioned and sanc‐

tioned by peers within this professional organisation if necessary; the Competent Person 

must have a minimum of 5 years relevant experience. 

The JORC Code is not prescriptive. It is not a rulebook on the actual techniques to be 

used in estimating mineral resources and reserves. As noted by Coombes [11], “JORC has 

fiercely safeguarded any attempts  to  introduce prescriptive techniques and processes,” 

therefore, as noted by Stephenson and Miskelly [12] (as reported by Coombes [11]), “al‐

lowing Competent Persons  considerable  freedom  to  exercise  their professional  judge‐

ment, but ensuring they can be held to account for their actions.” The Competent Person, 

following  industry  best  practices,  decides  the  estimation  techniques. The  JORC Code 

focusses on clear definitions of the meaning of the terms “resource” and “reserve” and of 

their sub‐categories and on describing the technical studies required for public reporting 

of resource and reserve volumes and quality. There is also a detailed check list covering 

the level of detail normally expected in the accompanying report, including topics such 

as  the status of mineral  tenements,  the sampling  techniques,  integrity of  the database, 

verification of analytical results, resource and reserve modelling techniques, and discus‐

sion of the level of accuracy of the results. The use of this checklist is prescriptive (“if not, 

why not?”) and has become a benchmark for Competent Persons to follow. 

However, guidelines  to  the  JORC Code of 2012 have been  issued,  specifically  for 

coal,  titled  “Australian  Guidelines  for  the  Estimation  and  Classification  of  Coal  Re‐

sources” [13], which will be referred to here as the Coal Guidelines. The JORC Code re‐

fers to these for guidance but cautions that “Competent Persons should, as always, exer‐

cise their judgement in the application of these guidelines to ensure they are appropriate 

to  the  circumstances being  reported. They may not be  appropriate  to  all  situations  in 

Australia or overseas.” In this context, the Coal Guidelines are meant to provide guid‐

ance on resource estimation techniques.   

2.3. Points of Observation 

The  starting point  for definition of  resources and  reserves  is  the definition of  the 

Point of Observation, as the type and density of points of observation are integral to the 

definitions. They are well‐defined in the Coal Guidelines, being data points (drillholes, 

trenches, channels, etc.) of two types: 

Quality Points of Observation: Data where a section of the coal has been collected 

and analysed  (e.g., drillholes,  trenches) as channel samples  in surface or underground 

workings. Cores taken by a drillhole should have a suitable level of core recovery to be 

regarded as a valid Quality Point of Observation. 
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Quantity  Points  of Observation:  These  are  data  that  provide  information  on  the 

seam by observation. Examples include boreholes with downhole geophysical logs that 

were not cores but where drill cuttings can be observed. 

There  are  typically more  quantity  Points  of Observation  than  those  for  quality. 

Quality Points, of course, are also valid as quantity points. Deposits with complicated 

structures will need infill Quantity Points. In the evaluation of deep underground coal, 

where the presence of faults or intrusives can be highly disruptive to longwall mining, 

closely spaced drilling to define their presence and extent may be impractical. A combi‐

nation of drilling with  seismic may be  technically  (and  financially)  the most effective. 

Seismic, gravity, and other geophysical surveys, and data from geological mapping, are 

regarded in the Coal Guidelines as “supportive data”. 

2.4. Classification of Coal Resources 

2.4.1. Coking and Thermal Coal 

When discussing coal  resources,  it  is  important  to note  that  there are  two distinct 

uses. Thermal coal is used in power plants or other facilities to provide heat, for electric‐

ity  generation  (the majority  of  thermal  coal),  or  for  industrial  processes  (e.g.,  cement 

making). Coking coal is used as an ingredient for the blast furnace process of steel mak‐

ing and is higher priced than thermal coal. Thermal coal in small volumes may also be a 

lower quality by‐product of mining and processing coking coal. 

2.4.2. Coal Beneficiation 

Coking coal generally goes through a process of beneficiation, using density sepa‐

ration to reduce the amount of higher density material, i.e., non‐coal partings, seam roof, 

and  seam  floor. Thermal  coal may  be marketed  as  raw  coal  (unprocessed)  into  some 

markets, but higher‐quality thermal coal is frequently also processed. 

2.4.3. The Time Frame 

The JORC Code definition of mineral resources includes the criteria of “reasonable 

prospects for eventual economic extraction” [1]. The JORC Code also clarifies that for coal 

and some other commodities the time frame of “eventual” may be up to 50 years. As a 

reality check, Davis and Radonich [14] have reviewed the huge changes in the Queens‐

land mining  industry  over  the  last  50 years  and have  compared  long‐term  coal price 

forecasts by well‐established industry and government groups with the real‐world vola‐

tility of coal prices over the medium term. In the case of thermal coals, such a prolonged 

timeframe may  run up against  the  limits of an  increasingly  carbon‐constrained global 

economy. For  example, many  industry  analysts  and  stakeholders  (e.g.,  [15]) predict  a 

significant decline in global thermal coal utilisation over the next 30 years.   

2.4.4. The Classifications   

The quantity, quality,  and  continuity of  a mineral  resource  is  estimated or  inter‐

preted from geological evidence, including sampling. In practice, for a deposit to be con‐

sidered as having reasonable prospects of eventual economic extraction, it is necessary to 

consider the mining technique and costs. Costs will vary greatly, for example, between a 

surface  and  underground mine. Other  factors  such  as  possible  environmental  issues, 

transport methods and costs, the likely market and coal price through a price cycle, and 

the infrastructure needed to transport the coal to market must all be considered. 

The JORC Code also adds that “a Mineral Resource is not simply an inventory of all 

mineralisation drilled or  sampled.” Furthermore,  it  states an assessment “is a  realistic 

inventory of mineralisation which, under assumed and  justifiable  technical, economic, 

and development conditions, might  in whole or  in part become economically extracta‐

ble.” 
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Mineral resources are further subdivided into the categories of inferred, indicated, 

and measured, depending on the confidence level (Figure 1). Again, more detail is pro‐

vided in the JORC Code [1].   

 

Figure 1. The relationship between  Inventory Coal, Coal Resource and Coal Reserves  (modified 

from the Guidelines Review Committee [13]). 

2.4.5. Exploration Results 

If there is insufficient data to estimate a Mineral Resource (in the early exploration 

stage), then the Exploration Results (sampling intervals, grade, etc.) may be presented in 

a Public Report 

2.4.6. Exploration Target 

A conceptual Exploration Target may be estimated  in  the early exploration  stage. 

Both the quantity and the grade must be presented as ranges and it must be clear that the 

Exploration Target is a conceptual “order of magnitude” range of estimates. 

2.4.7. Inferred Resource 

The quality and quantity of an Inferred Resource are estimated from  limited data, 

which is enough to imply, but not confirm, geological and quality continuity. Continuity 

cannot confidently be assumed. 

2.4.8. Indicated Resource 

An Indicated Mineral Resource quantity and quality are sufficiently delineated to be 

used (after appropriate adjustments from modifications from mining and processing the 

coal) as  input  into mine planning and economic evaluation. Continuity of  coal  can be 

assumed. A  technical and economic  study  can be  conducted at  this  stage, after which 

probable coal reserves can be publicly reported.   

2.4.9. Measured Resource 

A Measured Mineral Resource  is estimated with enough confidence  that  it can be 

used as input into detailed mine planning and final evaluation of the economic viability. 

An estimation of either Probable or Proved Coal Reserves can then be publicly reported. 
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2.4.10. Inventory Coal 

The term “Inventory Coal” is not covered by the JORC Code but was introduced in 

the Coal Guidelines  [13].  It  is coal  that “can be estimated and  reported without being 

constrained by economic potential.” Inventory Coal can also be subdivided into inferred, 

indicated, and measured sub‐categories. Companies may be required to report Inventory 

Coal  estimates  to governments but  cannot  report  these  estimates publicly.  If minimal 

exploration has been done, insufficient to establish even Inferred Resources, then the re‐

source classification is not that of Inventory Coal, but an Exploration Target may be es‐

timated. 

Clearly, a company’s estimate of the coal resource may not be the entire quantity of 

interest  to an assessment of  the CSG potential of a deposit or region  that has been ex‐

plored for coal. Portions of a coal deposit may be too deep, the coal too thin, the quality 

too low, or the location too remote to make it of eventual economic interest. In addition, 

individual seams within an otherwise mineable sequence might be unmineable because 

of thickness, or perhaps because of many non‐coal partings, but may still be of interest for 

CSG production.   

With  increasing  limits on CO2 emissions, some thermal coal resources may over a 

50‐year period become uneconomic. Thus,  some previous  coal  resource  classifications 

may  eventually be withdrawn, at which point  the  resource would be  classified  as  In‐

ventory Coal under  the Coal Guidelines  [13].  Inventory Coal might be of considerable 

interest as a CSG target, even though there are no reasonable prospects for mining.   

2.4.11. Distance between Points of Observation 

The  JORC  Code,  being  non‐prescriptive,  does  not  specify  physical  distances  re‐

quired between datum points for the varying resource sub‐categories. Older versions of 

the Coal Guidelines [13] provided guidance. A previous edition of the Coal Guidelines in 

2003 stated that Inferred Coal Resources (and Inferred Inventory Coal) may be estimated 

“using data obtained from Points of Observation up to 4 km apart.” To be assigned the 

status of “Indicated”, this distance was “normally less than 1 km apart,” with the quali‐

fication that it may be extended where justified, for example, by the use of geostatistical 

analysis. For Measured Coal Resources and Inventory Coal, this was “normally less than 

500 m apart” with the same qualification about extending this if supported by geostatis‐

tical analysis. As pointed out by Larkin and Ballantine [16], all deposits are different and 

will therefore vary in the optimum spacing for each sub‐category. In addition, of course, 

this  is a  level of guidance  to  the Competent Person  that was not  found  in  the original 

JORC Code, which relies heavily on the skills and experience of the Competent Person. 

The  2014  Coal  Guidelines  [13]  removed  a  suggestion  of maximum  distances,  firmly 

placing the responsibility for deciding the appropriate distance back on the Competent 

Person. Techniques to optimise the required spacing are mentioned by Larkin and Bal‐

lantine  [16],  including  appropriate  geological  modelling  and  geostatistical  analysis. 

These authors also point out that through the use of appropriate techniques the level of 

uncertainty  may  also  be  estimated,  clarifying  the  degree  of  uncertainty  for  each 

sub‐category as required by the JORC Code. 

2.5. Classification of Coal Reserves 

As defined by the JORC Code, an “Ore Reserve is the economically mineable part of 

a Measured and/or Indicated Mineral Resource.” An Ore Reserve (and therefore a Coal 

Reserve)  is defined by pre‐feasibility or  feasibility studies. These studies may make al‐

lowances for “Modifying Factors”, including mining losses and addition of diluting ma‐

terials (non‐coal material not included in the resource estimate that will be added during 

the mining process). Any other “Modifying Factors” are also considered  in converting 

resources to reserves. 



Energies 2021, 14, 6245  8  of  35 
 

 

2.5.1. Probable Coal Reserves   

The relationship between Coal Reserves and Coal Resources  is shown  in Figure 1. 

Probable Coal Reserves is the economically mineable part of an Indicated Coal Resource, 

(or in some cases of a Measured Coal Resource) after completion of a technical and eco‐

nomic study that has identified the preferred mine plan, production schedule, and infra‐

structure. 

2.5.2. Proved Coal Reserves   

The confidence  level of a Proved Coal Reserve is high. It is from the economically 

mineable part of a Measured Coal Resource after applying appropriate modifying  fac‐

tors. There must be high confidence in the geological, technical, and economic aspects of 

a Proved Coal Reserve, normally sufficient to allow an investment decision to be made. 

Discussion on  the complete requirements  to define a Proved Coal Reserve  is of course 

provided in the relevant section of the JORC Code. 

2.5.3. Marketable Coal—How Much of the Coal Reserve Will Be Sold? 

Clauses 42 to 44 of the JORC Code [1] comprise a section termed “Reporting on Coal 

Resources and Reserves.” The term “Marketable Coal Reserves” is introduced, with the 

definition that this  is the product after modifications due to mining, dilution, and pro‐

cessing have been  considered. Much of  the  coal  that  is mined will  also be processed, 

through a density separation process, to remove higher‐density impurities. The product 

coal after processing is the Marketable Coal. The JORC Code states that “Marketable Coal 

Reserves must be reported together with, not instead of, reports of Coal Reserves.” The 

percentage of the original coal that remains after this separation is the yield. Any public 

report on Marketable Coal Reserves must include the amount of the predicted yield.   

2.6. Coal Exploration Techniques 

The estimation of coal resources follows a staged process with increasing geological 

confidence and reduced risk as the project progresses toward a decision to mine. At the 

time of the “Final Investment Decision” (FID) the geological risks are relatively low. As 

both thermal and coking coal are subject to sometimes‐volatile price swings within price 

cycles, there remains market pricing risk, but this is mitigated by assessing the project’s 

investment returns throughout a price cycle, not by using temporary spot prices. 

The initial exploration is done using relatively low‐cost techniques as geological risk 

is high. With more certainty, exploration costs rise, and in the later years the exploration 

is combined with mining and marketing studies. The typical exploration techniques used 

at each stage are summarised by Edwards et al. [17]. Figure 2 illustrates typical stages of 

exploration activities  in  Indonesia, where  there  is often an emphasis on  field mapping 

and outcrop sampling at preliminary stages of  the programs  [18]. More detail  is given 

below. 

2.6.1. Research 

The Research stage involves a compilation of all relevant data, including large‐scale 

regional data sets, and starts with literature reviews. In Australia, this will include review 

of  records  from  companies and  state geological  surveys  that may have previously  ex‐

plored an area. Such data may not be freely available in other jurisdictions. The geologi‐

cal  literature,  including conference proceedings and  research  studies by post‐graduate 

students, may also contain useful information. Understanding the geological setting, the 

location relative to markets and to known or potential infrastructure, and of course the 

target coal quality are important in generating an exploration target.   

Data sets including open file regional geological maps and regional geophysical data 

and satellite imagery, are also important. In some situations, a company may choose to 

acquire its own airborne geophysical data over a prospective area. 
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Figure 2. Typical stages in exploration programs; note that this example was developed for Indonesian programs with 

their emphasis on field mapping and channel sampling of coal outcrops in the early stages of exploration (modified from 

Friederich [18]). 

2.6.2. Field Mapping 

The importance of field mapping will vary. In some basins (e.g., in parts of Indone‐

sia or New Zealand), many outcrops, particularly of coal, may be mapped along streams 

that cut through coal measures. A program of reasonably intensive field mapping along 

streams with channel sampling of coal intervals is an essential step before a more focused 

drilling program. Field mapping is low‐cost and can be very effective, especially when 

combined with regional data such as satellite imagery. 

2.6.3. Drilling 

The first drilling program  is usually widely spaced, targeting confirmation of coal 

thickness and coal quality and perhaps regional structure. Subsequent drilling programs 

become  progressively  more  focused  with  reduced  borehole  spacing.  Core  recovery 

within coal seams must be high enough to ensure that the coal samples are representative 

of the seam. All boreholes, cored and non‐cored, are downhole geophysically logged, a 

necessary step in confirming seam thickness and core recovery and allowing correlation 

of seams. 

There are other exploration  techniques  that can be employed such as collection of 

coal samples for analyses, mapping of topography, geostatistical and geotechnical anal‐

ysis, and seismic surveys. These and other techniques have been used previously [13,17]. 

2.7. Estimating the Coal Resources 

After a sufficient level of exploration by cored drilling, infill non‐cored drilling, and 

supplementary techniques such as field mapping and geophysical surveys, a geological 

model  is created of the target coal seam(s). The amount of tonnes  is then estimated by 

multiplying the area underlain by the coal of interest (square metres) by seam thickness 

(in metres)  and  the  relative  density;  both  thickness  and  density  are  estimated  on  a 

weighted average basis. Quality is also estimated on a weighted average basis. As noted 

in the Coal Guidelines [13], all coal quantities should be estimated at in situ moisture and 

relative density.   

The  steps  involved  in good practice  in estimating coal  resources are described  in 

detail in the Coal Guidelines [13]. As noted, the seam distribution, depth, thickness, rela‐

tive density, and moisture content are key points. Other quality parameters must also be 

assessed and reported. The estimation is supported by a detailed report and maps. 
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Individual coal seams must be correlated and the extent of any seam splitting de‐

fined. An intermediate step is to decide on the definition of “plies” within a seam (por‐

tions of a seam where the quality and thickness remain relatively persistent laterally) and 

to exclude thick non‐coal partings that will definitely not be mined. The upper and lower 

seam boundaries are defined to develop a consistent “working section”, the interval that 

will probably be mined. The seams, their plies, and their splits are named individually so 

they can be modelled. This step  is useful  later  in developing mine plans as  it becomes 

easier to exclude marginal parts of the seam and to follow coal qualities and thicknesses 

across seam splits. At the end of this process the geological structure of the seam must be 

well  understood.  Once  these  steps  have  been  conducted  a  computerised  geological 

model can be generated.   

Any geological model must  take  into account areas,  identified by a geologist or a 

Competent Person,  that  are  too  thin or  too deep or  exceedingly  structurally  complex, 

which would preclude efficient mining. Once the model reliably represents the geology 

and quality of the coal seams then it can be used to generate weighted average properties. 

The level of uncertainty within the model must also be understood. Possible areas of 

uncertainty,  especially  at  the  stage of  estimating  an  Indicated Resource, might be  the 

precise location of a major fault, the extent of intrusives impacting the coal seam, the ex‐

tent of surface weathering near seam subcrop, or analytical uncertainty; for example, the 

true in situ moisture or quality variability. The JORC Code requires that areas of uncer‐

tainty be identified and discussed.   

3. Classification of Coal Seam Gas from the Perspective of Petroleum 

Compared  to  conventional  petroleum  systems,  estimating  the  resources  and  re‐

serves of gas  in a coal seam  is  relatively new. Many of  the methods of estimating gas 

volume had to be rethought for CSG reservoirs to be consistent with how the gas is stored 

within the coal (such as how the gas is held in pores). Pragmatic changes from conven‐

tional to CSG reservoirs when determining reserves also had to be adopted (for example, 

ultimate recovery could not be estimated until after de‐watering, pressure draw‐down, 

and then peak gas attained).   

A CSG well profile is fundamentally different to that of conventional gas. In a con‐

ventional reservoir, such as sandstone, gas is produced immediately. The methane mol‐

ecules are held within the pore spaces between the mineral grains. Once a conduit to the 

surface is made (e.g., a drillhole) gas buoyancy drives the molecules up the annulus to the 

surface. Once the greater volume of gas is removed from the reservoir, oil and then wa‐

ter, if present, will be produced (Figure 3A). In contrast, in a CSG reservoir, methane is 

attached  to  the sides of pores and  thus  it  is the pore surface area, rather  than  the pore 

volume, as in conventional reservoirs, which is important [19–23]. Importantly, the me‐

thane molecules are held in place until the reservoir is de‐pressurised, which means, in 

the  case  of CSG,  that  it  is de‐watered. Thus,  a CSG play will  show  significant water 

production first, then once the reservoir is sufficiently de‐pressurised gas will flow (Fig‐

ure 3B). The time it takes to de‐water and reach peak gas flow  in a CSG play can vary 

greatly from days to months [21,24–27]. 

The purpose of this section is to set out how gas resources and reserves in CSG res‐

ervoirs may be estimated. At the risk of belabouring the point, but in the hope that clarity 

is achieved and expectations mitred, what is discussed is both directed only at CSG plays 

and is not meant to be exhaustive. That is, other practitioners may emphasize different 

aspects  of  estimating  resources  and  reserves  and  still  be within  the  confines  of  the 

guidelines. What is outlined, however, has been used repeatedly and successfully, with 

success being defined that the approach, as well as the results, have been acceptable (and 

in close approximation) to what other third‐party certification companies have concluded 

from  the  same data. Additionally,  the approach given here has been acceptable when 

submitted directly to various regulatory organisations. 
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Figure 3. Differences in production profiles from a (A) conventional natural gas well and (B) CSG 

well. 

Finally,  although  the  PRMS,  the COGEH,  and  the Chinese  Standard  are  all  dis‐

cussed,  it  is only  the PRMS  that  is covered  in  the most detail. Other articles,  too, have 

discussed assessment methods of CSG and the reader is directed to Altowilib et al. [28], 

Boyer and Qingzhao [29], Chećko et al. [30], Jenkins and Boyer [31], Meneley et al. [32], 

Sarhosis et al. [33], Scott et al. [34], and Xia et al. [35]. 

3.1. Methods of Estimation 

Most resource and reserve methodologies for petroleum allow for different types of 

determinations in both input variables (e.g., gas content) and data treatment to estimate a 

resource. For example, there are direct or indirect methods to determine the gas content of 

a reservoir. A direct method, for example, would be where gas content has been meas‐

ured directly from a core [36–42] or from a flowing well. Data from direct methods can 

calculate resources volumetrically using a material balance approach or be gleaned from 

production performance data. The volumetric method, as  the names  implies, uses  the 

volume  and  character of  the  reservoir,  along with  the gas  content,  to  calculate gas  in 

place. Material  balance  estimates  of  gas  volumes  use  pressure data derived  from  the 

draw‐down of wells,  though  this works best  for higher‐permeability  reservoirs. Low‐

er‐permeability CSG  reservoirs  are  not well  suited  for  this  type  of  resource  analysis. 
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Production performance of wells can also be used to estimate reservoir gas volume, but 

only after sufficient time has elapsed can reliable estimates be made. 

An  indirect method  is when gas content measurements are extrapolated based on 

other known properties of the coal reservoir [39,42]. For example, if the rank, ash yield, 

and/or petrography are known for coal at a certain depth, then a range of gas contents 

can be projected using another coal reservoir where gas contents are known as an ana‐

logue. If maximum gas holding capacity has been measured (i.e., through an adsorption 

isotherm test [20,43–46]) on samples from a coal reservoir, but still no direct gas content 

measurements have been made, then actual gas content can be estimated by assigning a 

range of  likely gas saturation values  [21,47]  from an analogue  reservoir.  Indirect  (ana‐

logue) methods  are  usually  only  used  during  initial  exploration  phases where  quite 

speculative resources are being estimated.   

When  all  the  variables  needed  to  estimate  a  resource  are  assigned  values 

[21,29,32,39,48], they can then be used either deterministically or probabilistically to estimate 

gas volume. A  third method  that uses geostatistical methods  is  also viable but  is not 

discussed here. Probabilistic analysis takes the full range of all the individual input var‐

iables and randomly samples them using stochastic or Monte Carlo simulations [47,49–

55]. Any probability level then can be used to estimate relative uncertainty. For example, 

a probability of 10% (P10) in most statistical probabilistic packages denotes a reasonable 

low end of estimates. What  it means  is  that  there  is only a 10% chance  that  the “true” 

volume will be less than this value. A 90% probability (P90) is usually used as an upper, 

or high‐end case value, while the 50% (P50) value is considered a base or best‐case sce‐

nario. A P90 probabilistic value means that there is a 90% chance that the true volume is 

less  than  the  estimate  based  on  the  input  variables  given.  Interestingly, distinct  from 

mathematicians and statisticians, the petroleum industry (including the PRMS) reverses 

the P10 and P90 definitions (so that the high‐end case scenario, for example, is expressed 

as P10, meaning that there is a 10% chance that the actual quantities will exceed the es‐

timate, while there is a 90% chance the actual value will be greater than the P90 estimate).   

In a deterministic assessment the evaluator assigns a range of values for each varia‐

ble, usually termed “high”, “base” (sometimes called “best”), and “low” cases. A base (or 

best) case  is the one that the evaluator feels  is most likely. The values chosen for high‐ 

and  low‐end  scenarios  are  selected based on  the  evaluator’s  experience  and  expertise 

and, unless there are other mitigating circumstances, roughly correspond, respectively, to 

what P10 and P90 (sensu PRMS) values might predict.   

3.2. Petroleum Resource Management System (PRMS) 

The  Petroleum  Resource Management  System  (PRMS)  is  the most widely  used 

methodology for estimating CSG resources and reserves. This guideline is a joint collab‐

oration between the Society of Petroleum Engineers (SPE), the American Association of 

Petroleum Geologists (AAPG), the World Petroleum Council, and other societies. Inter‐

estingly, although  there are a number of  industry publications  (e.g.,  [56–62])  there are 

surprisingly few scholarly evaluation papers, though there are exceptions [51]. 

The purpose of the PRMS, as with any of the assessment guidelines, is to set out, as 

objectively as possible, standard procedures and terminology that clearly define the level 

of  risk and uncertainty  in any project at any particular  time. Ultimately,  the aim  is  to 

provide to potential investors (as well as regulatory and governance boards) a common 

set of rules and nomenclature for comparison of projects and their levels of uncertainty 

and risk. This discussion will focus on the criteria needed to gain different levels of re‐

source or reserve designations. It is beyond the scope of the paper to delve into the detail 

of the PRMS and, thus, the reader is directed to the guidelines themselves for specifics. 

The most recent PRMS guidelines were published in 2018 [4], but the reader is directed to 

the extensive 2011 edition [3], which also has a subsection specifically on evaluating CSG 

reservoirs (written by industry experts Chris Clarkson and Geoffrey Barker).   
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The PRMS recognises that all geological, engineering, and economic variables have a 

range  of uncertainty no matter how well  known  and  characterised  they may  be. The 

PRMS therefore has been set out in such a way as to reflect both uncertainty as well as 

commercial risk. In the PRMS framework there are three main levels that are attributable 

to  commercial  risk  and  they  are,  in  order  of  descending  risk:  Prospective Resources, 

Contingent Resources,  and Reserves  (Figure  4). Prospective Resources  are  considered 

“undiscovered”, while both Contingent Resources and Reserves are classed as “discov‐

ered”, although all three categories are simultaneously considered “recoverable”. This is 

an important distinction because of the significant increase in value that a deposit may 

have if it is designated as discovered. 

 

Figure 4. Resource classification  framework as defined by  the Petroleum Resource Management 

System (PRMS) [4]. 

The horizontal axis of the PRMS framework is meant to show the degree of uncer‐

tainty at any of the resource or reserve levels. Some of the constraints on uncertainty for 

the different framework levels will be discussed below. But what all have in common is 

that, with a higher degree of characterisation, which  is usually  linked  to having more 

data, the spread of possible values from high to  low becomes more constrained. When 

there is little difference between high and low estimates there is more certainty. It must 

be said that it is not just about data quantity, but also quality. Analytical data that is ob‐

tained  following well‐established  international or national  standards will have higher 

confidence  than unknown or  little‐used procedures.  If  it  cannot  be  established which 

standards were used for which analyses, and/or the standards used are not recognised, 

then the analyses may be given large margins of errors, effectively increasing the level of 

uncertainty. 
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3.2.1. Prospective Resources 

In a CSG play, Prospective Resources are assigned when the presence of coal reser‐

voirs can be demonstrated.  It  is  the easiest of  the  resource/reserve  levels  to attain and 

requires the least data and information. It is usually enough to show through outcrops of 

coal and/or subsurface drill wells or even the presence of mines that coal‐bearing sedi‐

ments occur. These types of data, even if sparse, establish if there is some continuity of 

the coal‐bearing zone, though specific correlation of coal beds may not be possible. Gas 

content  estimates  are  conducted  either  through  analogy with  other  basins with  simi‐

lar‐rank coal (thus, some coal quality data is required  for Prospective Resource assign‐

ment) or if gas has been measured and documented in any nearby mines. It is not nec‐

essary  to demonstrate  that  the gas  is moveable;  that  is, no  reservoir permeability  tests 

need to be performed or gas saturation levels need to be determined for a deposit to be 

classed as a Prospective Resource. As noted previously, Prospective Resources are con‐

sidered undiscovered petroleum  initially‐in‐place  (PIIP). A  range of values  that  is de‐

signed to illustrate the level of uncertainty is also needed. A lower estimate of Prospec‐

tive Resources  (termed 1U) should correspond  to having a 90% probabilistically deter‐

mined  chance  that  the  actual quantities will  exceed  that  estimate. The upper  estimate 

(3U) corresponds to having only a 10% chance of being higher than the value. Finally, the 

intermediate value (2U) is equivalent to a 50% probability (which is the same as a statis‐

tical median value).   

Note that Prospective Resources are usually reduced down from a calculated origi‐

nal  gas  in‐place  (OGIP)  estimate.  An  OGIP  will  also  have  a  range  of  values  (low, 

best/base, high) like the Prospective Resources. The reduction from OGIP to Prospective 

Resources can vary greatly between  fields or projects,  largely a factor of what  is deter‐

mined to be unrecoverable versus recoverable. Resources may be unrecoverable for any 

number of reasons, including economic, technological, and sociological. At a later date, 

however, unrecoverable resources may become recoverable.   

Finally, Prospective Resources may be reported on a “risked” or “unrisked” basis. 

Risk assessment is generally meant to encompass a determination of chance of commer‐

cial success. The PRMS is not prescriptive in what constitutes a commercial risk. How‐

ever, it is noted that only the mean (P50) should have a risked success case. Contingent 

Resources are not risked in such a manner because, by definition, such an assessment is 

part of the criteria. 

3.2.2. Contingent Resources 

A Contingent Resource is one that has the potential to be recoverable, but at the time 

of assessment has not been deemed or demonstrated to be commercial. Commercial de‐

velopment of a resource could be contingent on a number of factors, including having a 

market or development of a key technology to assist deliverability or demonstration of a 

sufficiently large enough resource to be economic.   

In order to be classed as a Contingent Resource, an area has to satisfy all the criteria 

for Prospective Resources plus have additional data. For CSG,  the key additional data 

needed are: 

 Core data with direct gas content (desorption) analyses which demonstrates a sig‐

nificant quantity of adsorbed gas, and 

 Demonstration that the gas is moveable.   

Although  there are other possible methods  to determine gas content  [63], gas de‐

sorption from cores remains the most accepted and reliable.   

Additional analyses, although not explicitly expected, can help to prove a Contin‐

gent Resource. Gas quality,  that  is,  the  relative proportion of CH4  to other gases, will 

demonstrate the value of a CSG play. A coal bed gas play that has high CO2 levels will be 

harder to develop. Another analysis that  is helpful  is an adsorption  isotherm, which  is 

conducted in the laboratory from a fresh sample of coal (preferably core) [21,44,46,64–67]. 
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This test determines the maximum methane holding capacity of a sample of coal at dif‐

ferent pressures under constant  temperature. The  test  temperature used  is usually  the 

measured or estimated reservoir temperature at the depth the sample was collected.   

The requirement to demonstrate that gas is moveable within in a CSG reservoir  is 

perhaps open to interpretation, which may be why it is written as such. What this means, 

however,  is  that an operator needs  to give some evidence  that  the gas, which  is  in  the 

reservoir, can flow at a reasonable rate. The best and most direct way to demonstrate that 

gas in a coal reservoir is moveable, other than a flow test, is to conduct an in situ perme‐

ability analysis [68–73]. A less direct way to infer that hydrocarbons have the potential to 

be moveable is to determine gas saturation. The calculation of gas saturation requires that 

both adsorption and desorption isotherm analyses are conducted. Gas saturation  is the 

difference between  the maximum gas holding capacity  (an adsorption analysis) at any 

given pressure (which means depth) and temperature and that of the actual gas charge 

(that is, the measured gas content from a desorption analysis) [21,25,74,75]. Even if a coal 

reservoir  is highly permeable,  if  the gas saturation  is  low, gas  flow may be negligible. 

Although  there  are  a number of mitigating  circumstances, gas  saturations below  70% 

generally result  in  low gas flows, where peak  flow  is significantly delayed [26,27], and 

thus may be uneconomic.   

Low permeability reservoirs may still be able to flow gas at reasonable rates if stim‐

ulated. However, a strong case needs to be made in order to satisfy the criteria that hy‐

drocarbons are moveable within  the  reservoir.  If  the coal seam  is at relatively shallow 

depths, depending on the initial measured permeability, then a case could be made that 

stimulation would  result  in  economic  gas  flows.  Basins with  high  horizontal  stress, 

however, are problematic as artificially fractured coal reservoirs have a tendency to close 

up after  initial  fracture  stimulation;  even  the use of proppant may not work on  some 

coals because they will merely “close‐up” around the grains.   

Because of the importance of demonstrating the presence of moveable hydrocarbons 

in order  to be classed as a Contingent Resource  (and  to be considered “discovered”) a 

short discussion of permeability is warranted.   

Permeability is dynamic and changes with production. In general, permeability has 

a tendency to decrease as the reservoir is de‐watered (which is necessary to release the 

gas) as a result of decreasing pore pressure, and with that decrease the cleat system closes 

up. In other words, after de‐pressurising the reservoir, the formation water is no longer 

present  to keep  cleats  and  fractures  open with  the  result  that permeability decreases. 

However, through a process where the coal matrix shrinks as methane is removed [76–

81], previously closed cleats re‐open and permeability can then increase. The caveat here 

is  if  the gas saturation of a CSG reservoir  is  low  then permeability may never recover 

[26,27]. Reservoirs with  low permeability and  low gas  saturation may never have  the 

ability to host “moveable” hydrocarbons. A final note on the dynamic nature of permea‐

bility in a CSG reservoir is that even in reservoirs where permeability does increase with 

production that increase may only be minimal. For example, some CSG production wells 

in the Bowen Basin, which began with an initial permeability of 1 mD, did increase but 

only to ~5 mD [81], and that increase is unlikely to produce substantial production.   

The potential variability of permeability  changes during production  is one of  the 

factors that drive uncertainty in a Contingent Resource assessment. The range of uncer‐

tainty is denoted at the low end as 1C, at the high end as 3C, and the base case is referred 

to as 2C. Note that 2C is the sum of both C1 and C2 portions of the estimate and, simi‐

larly, 3C is the sum of C1, C2, and C3 incremental volumes (Figure 4). The range of un‐

certainty can be determined using either probabilistic or deterministic methodologies.   

Assigning a Contingent Resource requires making an estimate of the area that might 

be directly accessed by a production well. This is primarily accomplished through esti‐

mating the likely drainage area based on actual permeability measurements made in the 

reservoir or through an estimation based on an analogue. It must be recognised that not 

all the in‐place gas resource can be recovered and a range of estimates must be made on 
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how much can be recovered. Reservoir simulations can be used to estimate ultimate re‐

covery (EUR). The final quantity of deliverable gas is influenced by a host of factors, in‐

cluding those already discussed as well as market pressures and influences.   

Finally, although Contingent Resources can be assigned around single wells where 

gas content and an estimate of moveable gas has been made,  if enough of  these wells 

show  consistent  reservoir  properties  and  chance  of  deliverability  then  areas  between 

wells may also be classified as a Contingent Resource at some level (i.e., C1, C2, C3; Fig‐

ure 4). This process is sometimes referred to as “rubber banding”. 

3.2.3. Reserves   

A Reserve designation under the PRMS is the highest rating given and indicates a 

high potential for commercial success. In the official definition, reserves must satisfy four 

criteria: they need to be “discovered”, recoverable, commercial and “remaining”. But to 

distil that down into very practical terms, the primary criterion to gain reserve status for 

a CSG play is to demonstrate that gas flow is economic. Although easily written, there is 

a lot in that short, simple statement. Firstly, sustained gas flow will need to be demon‐

strated over some period of time, ideally enough to reach peak production rate. This is 

particularly  true  in  a  new  CSG  field, where  there  are  no  other  proximal  producing 

neighbours. Secondly, and not as straight forward to demonstrate, is that any produced 

gas has to be commercially viable. This means several things all at once: there has to be a 

market for the gas, the price of the gas has to be higher than the cost of getting it out, and 

there has to be an intent for the deposit to be developed within a reasonable time frame 

(~5 years). Having a gas sales agreement (GSA) in place goes a long way toward demon‐

stration of commerciality. There are exceptions of course and reserves may be designated 

from limited gas flow in a CSG well or even only from well data if a nearby field has a 

reasonable maturity.   

Similar  to  the  levels within  the Prospective  and Contingent Resources, a Reserve 

classification has  three  levels of certainty: Proved, Probable, and Possible. The Proved 

designation represents the least uncertainty and is the amount of gas that has been cal‐

culated to occur within the drainage area of a single currently producing well. A drain‐

age area  is  that area where one well  is thought to be able to drain within a reasonable 

timeframe. The size of the drainage area is essentially determined by the permeability of 

the reservoir at that area. A common grid used for Proved reserves in CSG is between 500 

m  to 750 m;  this area  is  sometimes  referred  to as “Proved, Developed Producing”  (or 

PDP). An additional “ring” of one drainage area in width can sometimes be assigned and 

is designated a “Proved, Undeveloped” (or PUD).   

A  Probable Reserve  status  indicates  a  higher  degree  of  uncertainty  of  gas  being 

present than that of the Proved Reserves. The actual area that a Probable Reserve would 

cover is largely dependent on the permeability of the reservoir; the more permeable the 

reservoir, the larger the drainage area. Additionally, if a CSG field is fairly mature and 

commerciality  is  well  established,  the  area  over which  a  Probable  reserve  could  be 

claimed may be  larger. Typically,  though,  two drainage units surrounding  the Proved 

Reserve area are assigned (Figure 5). 

Possible  Reserves  are  also  concentrically  assigned  around  the  Probable  Reserve. 

Although the area  is usually three drainage units deep (Figure 5), that area may be in‐

creased  or  decreased  primarily  depending  on  the  reservoir  permeability  and/or  the 

overall field maturity. The Possible Reserves represent the least certain of the reserves.   

Finally, 1P, 2P, and 3P designations represent the cumulative amount of gas reserves 

from the reasonably certain  (1P = Proved), to the  less certain  (2P = Proved + Probable), 

and finally the even less certain (3P = Proved + Probable + Possible). In conventional res‐

ervoirs, it is the 1P volumes that are generally used to value a company, whereas for CSG 

it is the 2P reserves (cf. Figure 4).   
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Figure 5. Schematic of possible arrangement of Proved, Probable, and Possible Reserves based on a 

well drainage unit, represented here by individual squares. The size of each drainage unit will be 

determined by permeability and well type. 

Reserves in the PRMS can be calculated by a number of means; for example, through 

estimation of ultimately recoverable gas using history matching and future forecasting. 

The more production wells there are, generally the higher degree of confidence there is in 

making a best estimate of reserves. Whatever the methodology used, in a CSG reservoir a 

deterministic approach is often applied.   

3.3. Canadian Oil and Gas Evaluation Handbook (COGEH) 

The latest edition of the Canadian Oil and Gas Evaluation Handbook (COGEH) [5] is 

an  impressive document. Previously,  the COGEH was  spread  over  three  volumes  all 

published and/or updated at different times: volume 1 in 2002 (with an update in 2007), 

volume  2  in  2005  (Resources Other Than Reserves, ROTR:  2014),  and  volume  3  from 

2007–2014. The  update  consolidates  those  volumes  into  one document. Note  that  the 

COGEH is tied to the Canadian National Instrument 51–101 (NI 51–101), which is regu‐

latory in nature and not discussed here.   

The COGEH framework of resources and reserves is identical to that of the PRMS, 

which is not too surprising since the Society of Petroleum Evaluation Engineers (SPEE) 

was  involved  in both classifications. One of  the most obvious differences, however,  is 

that COGEH goes into a huge amount of detail defining almost every aspect of resource 

and reserve estimation, from resource classes to project description levels, from risk and 
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uncertainty to reservoir simulation methods, as well as a plethora other attributes of as‐

sessment criteria. The COGEH also has an extensive section just on the estimation CSG. 

For a  thorough understanding of hydrocarbon assessments, especially CSG,  this  is  the 

document to consult. The biggest issue is that unlike the PRMS and Chinese Standard the 

COGEH is not freely available.   

As a general rule, the COGEH is more specific about its requirements for attainment 

of different resource and reserve levels than the PRMS. For example, no reserves or re‐

sources  (Contingent or Prospective) can be assigned on  the basis of experimental  tech‐

nology. The COGEH is also explicit that a conservative (low) estimate for Prospective or 

Contingent Resources  should be  equivalent  to  a P90 probabilistic  assessment,  that  an 

optimistic (high) estimate is to be equivalent to a P10 assessment, and finally a best (base) 

estimate should be close to a P50 probabilistic assessment.   

Of particular note  is  that  for Contingent Resources  to be assigned  in  the COGEH 

there must be demonstrable coal within a 9.7 km  radius and  that  there must be a rea‐

sonable expectation of production, which can be based on coal characteristics and the use 

of analogues. Importantly, any area assigned Contingent Resources must be bounded by 

data.   

Finally, a significant difference between the COGEH and the PRMS are how reserves 

are treated. The COGEH has explicitly different criteria of assessment between Proved, 

Probable, and Possible Reserves. All Proved Reserves (Producing, Non‐Producing, and 

Undeveloped) should have a probability equal to or greater than 90% (a conservative es‐

timate), whereas Probable Reserves should be equivalent to a 50% probability and Pos‐

sible Reserves have a probability equal  to or greater  than 10% (an optimistic estimate). 

The spacing assigned to any of the reserve classes is about 0.65 km2, and for Proved Re‐

serves there has to be a producing well. Probable Reserves can only be assigned adjacent 

to a Proved area and where both the continuity of the coal seam and  its properties are 

certain. For example, in areas where there are abundant faults or where the coal seam has 

a high rate of lateral thickness change, it may be difficult to assign Probable Reserves. For 

Possible Reserves, coal must be demonstrated to occur within a 3.2 km radius of a pro‐

ducing well or one that has had at least some tests confirming presence of gas that could 

be of economic producibility.   

3.4. Chinese Standard 

The Chinese Standard DZ/T 0216‐2020 [6] for estimating the volume of gas in coal, 

by  its own definition, can only be applied to “The hydrocarbon gas of which  the main 

component  is methane.” Furthermore, “coalbed methane resources” are defined as  the 

“total amount of coalbed methane which occurs in a coal bed,” thus, by definition, it is 

important  to  remember  that  “coalbed methane”  in  the Chinese  Standard  is  only  that 

methane which is within the coal reservoir.   

The Chinese  Standard  is  structured  differently  than  the  PRMS  and  the COGEH 

standards. However, if the content and criteria are examined closely, the Chinese Stand‐

ard  is not  that dissimilar  in practise  or  intent. An  important note  is  that  the Chinese 

Standard uses  the word “reserves”  for almost everything, rather  than reserves and re‐

sources as does the PRMS and the COGEH. The salient point is that at least some of what 

is referred to as “reserves” in the Chinese Standard should not be confused with how the 

PRMS or the COGEH use the designation “reserves”. 

There are four basic categories in the Chinese Standard:   

1. Proved; 

2. Controlled; 

3. Inferred; 

4. Potential. 

The Potential category is considered “to be discovered”, while the other categories 

are all classed as “discovered”. The difference between “discovered” and not yet   
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discovered corresponds to the recoverability of the gas. An attempt has been made, as a 

visual aid, to show the interrelationships between the resource categories, commerciality, 

chance of success (“confidence coefficient”), and well type (Figure 6). It is recognised that 

not all the complexity of the Chinese Standard may have been captured in this figure.   

The Potential Resources are the lowest designation and easiest to be assigned. These 

resources are obtained through analysis of regional geological information and/or anal‐

ogy with other similar coal basins and no specific drill wells are needed. In other words, 

just the reasonable assurance that the presence of coal is in an area and some of its prop‐

erties need  to be demonstrated. The Chinese Standard also gives a “confidence coeffi‐

cient” of 0.1. Which means there is only 10% confidence in this being a commercial CSG 

play. In the Chinese Standard it is described as having “intrinsic” commerciality, which 

means  at  the  time  of  assessment,  geological,  economic,  and  technological uncertainty 

precludes any determination of whether the deposit is economic or not. This level would 

be roughly equivalent to Prospective Resources in the PRMS and the COGEH classifica‐

tions. 

 

Figure 6. Schematic of the classification framework for the Chinese Standard (DZ/T 0216‐2020) [6]. 

The  next  level  in  the  Chinese  Standard  is  that  of  Inferred  Resources.  These  are 

characterised  through  initial exploration efforts such as “prospecting” wells with cores 

that obtain coal quality, gas content, gas  type, and other reservoir physical data. A re‐

gional analysis, which  is  required  for Potential Resources, would also be needed. This 

level of resource has slightly higher confidence coefficients in the range of 0.1 to 0.2, i.e., 

10–20% confidence that these deposits would be commercially extractable (Figure 6). In‐

ferred resources are considered sub‐commercial, which means that although at the time 

of the assessment, technical and economic conditions do not indicate economic benefits, a 

potential pathway may exist.  Inferred Resources  require gas data  to be collected  from 

core, but  it does not have  to be demonstrated  that  the gas  is moveable. Thus,  Inferred 

Resources  in  the Chinese Standard would be  classed  somewhere between Prospective 

and Contingent Resources in the PRMS and the COGEH classifications.   
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To be designated as a Controlled reserve in the Chinese Standard requires “param‐

eter” wells to be drilled for all target layers. All analyses required for Inferred resources 

are also needed, plus permeability, gas saturation (i.e., both desorption and adsorption 

tests), and numerical simulation should also be conducted. The confidence coefficient for 

the data should be about 0.5 (or a 50% chance of being commercial). Controlled resources 

can be considered sub‐commercial or commercial (Figure 6) l; the latter occurring if it can 

be demonstrated that development is technically feasible, economically reasonable, and 

with geological conditions that are not too complex. A business case has to be given that 

meets  requirements  for  return  on  investment. This  resource  is most  analogous  to  the 

Contingent Resource classification in the PRMS and the COGEH.   

A Proved Reserve designation is the highest classification for a CSG deposit in the 

Chinese Standard and has the most stipulations it has to meet. To be classified as Proved 

requires all the analyses of the Controlled designation but with the addition of well tests 

that have a continuous 3‐month production with all associated data. Well results must 

meet minimum production  standards of 500 m3/day, 1000 m3/day, or  2000 m3/day  for 

wells less than 500 m in depth, between 500 and 1000 m in depth, or >1000 m in depth, 

respectively. The confidence coefficient for data/results should be in the range of 0.7 to 

0.9,  that  is,  the  results  should  indicate  that  there  is a 70  to 90%  chance of  commercial 

success (Figure 6). Part of qualification of the designation of Proved is that its commerci‐

ality has been clearly demonstrated. This reserve grade in the Chinese Standard is most 

analogous to the Reserve class of the PRMS and the COGEH.   

For Proved Reserves there is a secondary classification that relates to the areal extent 

that those reserves can be extended from a datum point. The well spacing requirements 

are divided into three groups based on geological (structural) complexity (Table 1). Cat‐

egory I is simple structures, such as gentle folds or monoclines; Category II is relatively 

complex geological structures such as folds, steep dips, and faults; Category III is com‐

plex geologic structure with compact (tight) folding and/or faulting or intrusives. Each of 

these  categories  are  also  further  subdivided depending  on  variability  of  the  coal  bed 

thickness: Type 1 = coal thickness is stable throughout the area; Type 2 = coal thickness 

changes to a degree, but only slightly; Type 3 = coal thickness that is “instable”, that is, 

there is high variability in the lateral continuity of the seam from thinning and splitting. 

For  the Controlled designation, well  spacing  cannot be more  than  two  times  the well 

spacing needed for Proved Reserves under the same structural and coal thickness varia‐

bility conditions. 

Table 1. Well spacing requirements for different levels of geological complexity as indicated from 

the Chinese Standard. 

Category  Coal Bed Thickness Type *  Well Spacing (km) 

I 

Simple Structure 

1 

2 

3 

3–4 

2–3 

1.5–2 

II 

Moderate Structure 

1 

2 

3 

2–3 

1–2 

0.5–2 

III 

Complex Structure 

1 

2 

3 

1–2 

0.5–1 

0.5 

* see text for explanation. 

Finally, reserves and resources can be estimated  in  the Chinese Standard  through 

similar methodologies as prescribed for the PRMS and the COGEH classifications. Vol‐

umetric, analogy, and numerical simulations are all sanctioned as viable in the Chinese 

Standard.   
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3.5. Summary Comparison of the PRMS, the COGEH, and the Chinese Standard 

Of  the  three  classifications,  the COGEH  and  the PRMS  are most  similar  and use 

mostly the same criteria and terminology. The biggest difference between the two is that 

the COGEH is more specific in its requirements and less flexible in data types needed for 

various levels of resource assessment. 

The Chinese Standard is more different from the PRMS and the COGEH than those 

two are to each other. But there are perhaps more similarities than real substantial dif‐

ferences between any of the classifications. The following is the basic framework that all 

of the schemes work within: 

The  lowest  ranking  resources  (Prospective  in  the PRMS and  the COGEH and Po‐

tential  in  the Chinese Standard)  require only  regional  studies and demonstration  that 

there is coal present with some knowledge of the coal rank and quality. These are termed 

“undiscovered”. 

The highest‐ranking  resources  (Contingent  in  the PRMS and  the COGEH and  In‐

ferred to Controlled in the Chinese Standard) require a minimum of gas testing and col‐

lection of other reservoir properties, the most important of which is either permeability 

and/or gas  saturation. These data need  to demonstrate  that  there  is potential  to move 

economic quantities of gas. If this cannot be demonstrated (for example, if permeability 

or if gas saturation is low), then they cannot be classed as Contingent Resources. If data 

can demonstrate this possibility, then this would be termed “discovered”. The Chinese 

Standard has a slightly more nuanced classification in this regard in that the Controlled 

Reserves would definitely be equivalent to Contingent Resources, but the Inferred clas‐

sification is somewhere between Prospective and Contingent.   

The pinnacle of all three classifications  is Reserves  (or Proved reserves in the Chi‐

nese Standard). There  is a very high standard  for data before  this classification can be 

applied to a gas deposit. The main criterion for this classification is commerciality. This is 

demonstrated through pilot or development wells. If a well does not reach commercial 

flows, then a reserve designation is highly unlikely to be given. This is especially true in 

green field basins where no previous CSG production has taken place. 

The PRMS and  the COGEH both have explicit methods  to  try and address uncer‐

tainty in estimates in all of the main layers of their system (i.e., Prospective, Contingent, 

and Reserves). A  range of  recoverable gas  is given  so as  to give an  indication of how 

certain the assessment is—a vital statistic for project and investment purposes. This un‐

certainty can be delineated deterministically or probabilistically. However, the Chinese 

Standard does not really have this in the same manner, and this constitutes the biggest 

divergence with  the PRMS and  the COGEH.  Instead,  the Chinese Standard  takes  into 

account geological complexity to help classify uncertainty. The geological complexity is 

denoted by two attributes:  intensity of structural deformation and the degree of  lateral 

variability of coal seam thickness. These are semi‐quantitative, but they do act as a guide 

in assessing a field for further investment and management.   

4. Differences and Similarities between the JORC Code and PRMS 

4.1. Background—The Importance of Continuity of Coal Seams and Coal Quality. 

A resource estimate under  the JORC Code requires consideration of the degree of 

continuity of geology and grade. In the context of coal, this is geological continuity of the 

relevant coal seams and continuity of the coal quality. Quantifying the degree of conti‐

nuity within the JORC Code is defined as: 

Inferred: The geological and quality continuity are implied but not verified. 

Indicated: The exploration data are sufficiently detailed  to assume geological and 

quality continuity. 

Measured: The geological and quality continuity have been confirmed (Figure 7). 
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Figure 7. The relationship between Exploration Results, Mineral Resources, and Ore Reserves [1]. 

In practice, this means that at the stage of estimation of measured resources, the lo‐

cation  of  faults  is well defined,  changes  in  seam  thickness  are understood,  any  seam 

splitting has been defined, and coal quality is well defined. Typically, in advanced pro‐

jects, geostatistics may be completed  to quantify variability of quality and seam  thick‐

ness. For estimation of underground resources, seismic may be needed to better deter‐

mine  the  extent  and  location of  faulting  that  could disrupt underground mining. The 

presence  of disruptive  igneous  intrusions  or  other discontinuities must  also be deter‐

mined. Of course, the distance between boreholes for each of these stages will vary be‐

tween deposits depending on geological and quality complexity and, in some cases, de‐

pending on whether surface or underground mining is planned. 

The need for this focus on continuity is clear. In the context of coal mining, any sig‐

nificant unexpected disruption  in seam geology or coal quality could also significantly 

disrupt  or  delay mining  and  reduce  the  project’s  economic  value.  For  underground 

mining in particular, an unanticipated significant fault or intrusion could be disastrous to 

the value of a mine that uses capital intensive longwall techniques. 

In the PRMS, as applied to CSG, less detail about continuity is needed than in the 

JORC Code. Production is from gas flowing to a well from the drainage area of that well. 

In  that  context,  the drainage  rates and gas volumes, as  inferred  from gas  content and 

permeability  tests  and  established  by pilot wells,  become more  important  than detail 

about  the  coal  seam  internal  stratigraphy  and  its quality variations. Gas  flow may  in 

some  circumstances  be  continued  despite  structural  or  geological  changes  that  could 

wreak havoc on a mine plan. However, best practice still requires a good overall under‐

standing of coal seam stratigraphy, geological structure, and the location of faulting. It is 

also  important  to understand  the major quality parameters and broad scale variations, 

but of course not in the high level of detail required of coal mining by the markets that 

use the coal. Direct measurement of gas contents and saturation levels and flow rates is 

more  important. Understanding  continuity  and  coal  quality  is  important  in  both  the 

JORC Code and the PRMS, but it is the level of detail that differs significantly. 
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4.2. Similarities 

Both  the PRMS and  JORC Code  try  to constrain uncertainty and risk and address 

commerciality through a classification system. Both are designed to give a more or less 

standardised  system  in which deposits  can be  characterized with  the  least ambiguity, 

primarily for investment purposes. Both the JORC Code and the PRMS have a three‐tier 

system of classification comprised of: 

 Preliminary data; 

 Substantial data; 

 Data that indicates commerciality. 

Both classifications address the quality of product (whether coal or gas) as well as 

commerciality and uncertainty.  In particular,  the  JORC Code addresses  commerciality 

through: 

1. The criteria that a Mineral Resource must have “reasonable prospects for eventual 

economic extraction”, and 

2. The conversion  from a Mineral Resource  to an Ore Reserve  through applying  the 

Modifying Factors, essentially confirming commerciality  through the confirmation 

of an Ore Reserve (see Figure 7); a final investment decision (FID) can be made at 

this time. 

In addition, the JORC Code addresses resource estimate uncertainty through:   

1. The progression from an Exploration Result to a Mineral Resource, 

2. The  progression  from  an  Inferred Mineral  Resource  to  a Measured Mineral  Re‐

source, and 

3. The  increased  certainty  on  the  resource  estimate  needed  for  a  Probable  Reserve 

compared to a Proved Reserve, and greater clarity on the Modifying Factors. 

For the PRMS, the three main tiers of classification (Prospective Resources, Contin‐

gent Resources, and Reserves  (Figure 4)) define  the  level of data, and within each  tier 

there is an assessment of uncertainty. The Reserves tier in both the PRMS and the JORC 

Code  has  to  demonstrate  a  relatively  high‐level  commerciality.  In  the  JORC Code,  a 

pre‐feasibility or feasibility study is required as well as having a mine plan and planning 

for infrastructure, coal processing, a port, and estimates of markets and prices. It is very 

similar for reserves in the PRMS system, though for gas plants rather than coal, of course. 

Both systems must take into account the grade/quality and quantity of the product. 

4.3. Differences 

There  is more emphasis  in  the  JORC Code on  the degree of continuity of  the coal 

seam geology and quality of the deposit than in the PRMS. As a result, while the JORC 

Code  and  its Coal Guidelines  are  not  prescriptive  on  borehole  spacing,  in  practice  a 

Competent Person would typically require a higher level of data than what is found in 

the PRMS, especially at  the Coal Resource/Contingent Resource  level. At  the Coal Re‐

serve/Gas Reserve level, the data density is more comparable, although there is still usu‐

ally a higher data density for coal. 

Another difference is that the JORC Code has only two reserve subclasses, while the 

PRMS has three. The JORC Code is more explicit in what parameters should be consid‐

ered  for  commerciality  than  the  PRMS,  while  the  PRMS  places  less  emphasis  on  a 

“Competent Person” doing  the  assessment  than  the  JORC Code.  Finally,  there  is  less 

emphasis in the PRMS than the JORC Code on materiality and transparency.   

5. Case Study: Resource Analysis Using the JORC Code and the PRMS 

It was thought helpful to graphically demonstrate, in a hypothetical case study, the 

effect data types and geology may have on the determination of coal and CSG resources, 

reserves, and their distribution. The stratigraphic situation is given in Figure 8, and for 

this case study it can be assumed that coal and sediment thickness variations are   
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relatively minor.  Both  hypothetical  scenarios  (i.e.,  coal  and  CSG)  start with  the  con‐

straints  (i.e.,  town, national park), geological structure  (i.e.,  faults, dipping strata), and 

data given in Figure 9.   

 

Figure 8. Hypothetical vertical section showing stratigraphy and status relative to mining and CSG 

utilisation. 

 

Figure 9. Hypothetical case study showing boreholes, coal seam structure, and land use. 
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5.1. Coal Resources, Reserves, Exploration Targets, and Inventory Coal 

The relevant figures illustrate a case study of a coal resource where both coal and 

CSG can be produced. There is a small operating mine on the eastern margin, in an area 

of shallow coal extending to the seam subcrop. There is a main target seam, Seam C, av‐

eraging 10 m thickness, with several other seams above and below it. Seam B, a 4‐m thick 

seam, is economic for mining. Seam D is a 4‐m thick seam that cannot be economically 

mined.   

In addition, there is a town and a national park, both underlain by coal. In this sce‐

nario, for the purpose of this exercise, early coal exploration drilling in different times has 

extended  to only 1 km north of  the  town  (Figure 9). However,  later discussions have 

come to mutual agreement that there will be a buffer zone of 5 km around the town, from 

which surface mining will be permanently excluded, and 2 km for underground mining. 

Mining and CSG production are of course excluded from below the National Park. 

In this scenario, the most detailed exploration drilling, with a spacing of 500 m or 

less, was  in  the area of shallowest coal near  the seam subcrop, north and south of  the 

mine,  aimed at determining whether  the  current  small mine  can be  simply  continued 

along strike  (Figure 9). More widely spaced drilling, 1 km or  less, has been conducted 

down dip in deeper coal to approximately 100 m depth. Drilling at a spacing of 4 km has 

been conducted to about 200 m depth, which informs the company and investors on the 

potential for a larger and deeper mine. (Note that these borehole spacings are illustrative 

only and are not intended as guidance for real projects!) 

5.1.1. Exploration Target 

Estimation of Exploration Targets is done relatively infrequently and typically at a 

very early stage in the exploration process and is meant to convey an “order of magni‐

tude” assessment of the potential if exploration is successful. The estimation is included 

here as an illustration only and not to convey the methodology to be used. Often, explo‐

ration results will be presented instead without an estimate of the Exploration Target. An 

Exploration Target in this scenario would be mainly an underground target and would 

assume a high‐quality coal. An Exploration Target was estimated only over areas not in‐

cluded within Coal Resources or Reserves  (Figure 10). No estimate was made over the 

National Park or over the town and its exclusion zone. The result is expressed as a range 

of values. In this case, the upper range of underground coal thickness was decided as 10 

m, extending down to 400 m depth of cover, over an area of 310 km2, or about 4,090 mil‐

lion tonnes at relative density of 1.32. The lower range might be a mineable section of 4 m 

thickness, down to 300 m depth, over a smaller area of 234 km2, with 1,390 million tonnes. 

There  is also an area of potentially surface mineable coal,  in  the north, where  the 

upper range of thickness is 14 m (seams B and C) over an area of 35 km2, with an upper 

range estimate of 640 million tonnes. The lower range estimate is 370 million tonnes. The 

total estimate of both surface and underground potential  is 4730 million tonnes (upper 

range) and 1760 million tonnes (lower range) (Table 2). 

5.1.2. Coal Resources   

Estimates  of  Coal  Resources  were  made  with  classifications  depending  on  the 

borehole spacing, as the assumption was made that this area was geologically not com‐

plex. The area of the Coal Resource estimates is shown in Figure 10.   

Seam thickness was mostly 14 m (i.e., the combined thickness of seams B and C). The 

area of Measured Coal Resource was 25 km2, with a reduced coal thickness within a por‐

tion of this, outside the subcrop of Seam C. The area of Indicated Coal resource was 52 

km2, and the area of Inferred Coal Resource was 78 km2. 
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Figure 10. Hypothetical case study showing coal resource distribution. 

Table 2. Results  for hypothetical case study of  tonnes of coal  for different  resource and  reserve 

levels. 

Category  Sub‐category 
Tonnes 

(millions) 

Exploration 

Target 

Upper Range 

Lower Range 

4,730 

1,760 

Inventory 

Coal 

Inferred 

Indicated 

612 

69 

Coal 

Resource 

Inferred 

Indicated 

Measured 

1,440 

961 

434 

Coal 

Reserve 

Probable 

Proved 

721 

412 

5.1.3. Coal Reserves   

Estimates of Proved Coal Reserves were made, with locations shown in Figure 11, 

within  the area of Measured Coal Resources. As  there were no complexities,  the areas 

matched exactly. However, there were some coal losses in the mining process, resulting 

in a reserve estimate some 5% below the Measured Resource. 

The area of estimated Probable Coal Reserves broadly  corresponds  to  the area of 

Indicated Resources (Figure 11). However, part of the Indicated Resources was excluded 

as the Probable Reserves are actually the area within a mine plan and part of the deeper 

coal had to be excluded. As a result, the area was reduced, to 41 km2 from 52 km2. The 

coal volume was further reduced 5% by mining losses. 

5.1.4. Inventory Coal   

The areas of Inventory Coal are shown in Figure 10. In this scenario, an area north of 

the town that had been explored in sufficient detail to allow an estimate of Indicated and 

Inferred Coal Resources was later excluded because of proximity to the town. A buffer of 

5 km from the edge of the town was agreed. The Competent Person decided to also ex‐

clude a small part of the drilled area as it was regarded as too deep for surface mining. 

However, reporting to governments (e.g., to State Geological Surveys) typically requires 



Energies 2021, 14, 6245  27  of  35 
 

 

reporting of all known coal volumes, whether economic or not. These volumes would be 

reported as Inventory Coal and are estimated in the same manner as Coal Resources. 

 

Figure 11. Hypothetical case study showing coal reserve distribution. 

5.2. Coal Seam Gas Resources and Reserves 

Using  the  PRMS,  one  possible workflow  scenario  to derive  original  gas  in place 

(OGIP), Prospective and Contingent Resources is given in Figures 12 and 13. In step 1, all 

available data is assessed,  including public and company data for the area  in question. 

The target seams are identified, and, in this case, there are four (Figure 8). The important 

part in step 2 is determining what primary data there are to assess the coal seams, which 

includes coal thickness, distribution, and coal quality, especially ash content and relative 

density. In some cases, there may exist some reservoir data such as gas desorption, ad‐

sorption, or possibly permeability tests. If this is a CSG green field area, such as in our 

hypothetical case, there will be no gas data except, perhaps, for information that the local 

mine has gathered. In this case, we have access to the 12 stratigraphic drillholes as well as 

the high‐density drilling associated with the mine (Figure 9). From this, we ascertain that 

there is little thickness variation in the possible CSG reservoirs. Since there are no reser‐

voir data in the area, but we know the rank and coal quality with some certainty, we can 

use analogue data, such as gas content, quality, and saturation (step 3). Because we sus‐

pect that gas content will increase with depth, we take this into account. Finally, we know 

from  the mine data  that  there  is no  indication of gas until depths of  75 m below  the 

ground surface and thus shallower coal is not considered in this assessment. 

Since we only have basic coal  thickness and depth and use analogue data  for gas 

content, the OGIP will be determined probabilistically (Figure 14). Thus, ranges for each 

of the key variables (area, thickness, and gas content) for each coal seam (A‐D) at differ‐

ent depths are assigned (step 4). In this hypothetical case, the resultant probabilistic as‐

sessment returns a P90 of 5,703 billion cubic feet (BCF; 162 billion cubic meters, BCM), a 

P10 of 6218 BCF (176 BCM), and a median (P50) of 5961 BCF (169 BCM) of gas (Figure 

14A). Note that gas volumes of resources and reserves are given only as a guide for scale 

and trends. 
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Figure 12. One possible workflow scenario for determination of original gas in place (OGIP). 

The determination of OGIP usually does not use any, or possibly only a few, miti‐

gating factors when determining gas volumes. However, when Prospective and Contin‐

gent Resources are determined, assessments must  take  into consideration  the potential 

for recoverability. Thus, in the hypothetical case study presented here, for the Prospec‐

tive Resource assessment we must remove areas that are known (or very highly likely) 

not to be accessible for gas drainage, such as towns and national parks (Figure 13). Alt‐

hough analogue data is still fine to use for a Prospective Resource assessment, a range of 

possible recoverability factors will need to be given. Typically, recoverability factors will 

be higher in shallower reservoirs and decrease with depth. In this example, recoverability 

has been given a range of 40–65% for the shallower depths of each seam, while a lower 

and wider range of 25–60% were used for the deeper, lower permeability reservoirs. The 

higher range of recoverability at greater depth is to reflect the increase in uncertainty. The 

area of Prospective Resources is shown in Figure 15A, noting that both the national park 

and the relevant proportion of the town have also been removed. A probabilistic analysis 

results in a P90 of 2364 BCF (67 BCM), a P10 of 2747 BCF (78 BCM), and a median (P50) of 

2550 BCF (72 BCM) of gas (Figure 14B) when all seams and depth ranges are taken into 

account. 

To achieve the next level of resource classification (Contingent) in the hypothetical 

case given here, six wells were drilled, and all seams received desorption, adsorption, gas 

quality, and coal quality tests. Wells were also tested for permeability. Note that in real 

situations wells drilled to collect core can often be problematic to then test for permea‐

bility. In many of  the wells, seam A was  found to be  in hydraulic connection with the 

overlying sandstone, which  is deemed a  regional aquifer. Thus, seam A cannot be de‐

veloped at this time and is not considered as a Contingent Resource. In addition, seam D 

was found to have high levels of CO2 in most of the wells and would be considered   
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uneconomic and therefore also cannot be considered as a Contingent Resource. Seams B 

and C, however had good gas contents, quality, saturation and permeability in four of the 

six wells. Those four wells have been given a designation of Contingent Resource in a 3 × 

3 km area around the drillhole (Figure 15B). In the well that targeted seams at 950 m the 

permeability was very low and thus not considered to be able to produce movable gas. 

Although the well at about 180 m had good permeability, the gas saturation was so low 

that movable gas will not occur and thus cannot be given a Contingent Resource desig‐

nation. In this hypothetical case study, this is considered enough data to “rubber band” 

the Contingent Resource areas for seams B and C between the depths of 200 m and 900 m 

(Figure  15C). A probabilistic  assessment was  conducted  on  this  large Contingent Re‐

source area.  In our hypothetical case study,  the drilling  found  that  the gas contents  in 

seam B were slightly lower but slightly higher in seam C than what was used previously 

from analogue data. Thus, the gas content ranges have been updated to reflect the new, 

site‐specific data.  In addition, because permeability and gas saturation  in  these depths 

were  favourable,  the  recoverability  factor has been  increased,  though  still  is higher at 

shallower depths and lower in deeper areas. The resultant analysis then indicates that the 

P90 Contingent Resources are 1607 BCF (46 BCM), with a P10 of 1840 BCF (52 BCM) and a 

P50 of 1721 BCF (49 BCM) (Figure 14C). 

Finally, in the hypothetical case study, a pilot well is drilled (Figure 15D). The well 

was allowed to flow long enough to de‐water the reservoir and reach peak gas. During 

this time the nearby CSG well was monitored for reservoir connectivity, which showed a 

strong response and suggested an optimal drainage area per well of about 700 m2. Using 

history matching and forecast modelling, an estimated ultimate recovery (EUR) per well 

drainage area has been determined  to be 0.42 BCF  (0.12 BCM).  In  this case  study,  the 

company has been  able  to demonstrate  that  the gas  is of  economic  value  in  terms  of 

markets,  infrastructure, and  requisite governmental permits. Thus,  reserves have been 

awarded  and  estimated  deterministically  based  on  drainage  area  and  the  pilot well 

production. A Proved Reserve of 3.78 BCF  (1.07 BCM) has been determined with 0.42 

BCF  (0.12 BCM) of  that being Proved, Developed and Producing  (PDP) and 3.36 BCF 

being Proved, Undeveloped (PUD). Probable Reserves have been estimated at 16.8 BCF 

(4.76 BCM). Because of the proximity and demonstration of connectedness between the 

pilot well and the nearby CSG well, an area surrounding that well has also been awarded 

Possible Reserves, which in combination with the pilot well results in a total of 54.18 BCF 

(15.34 BCM). Thus, the uncertainty in reserves can be expressed as ranging from 3.78 BCF 

(1P; 1.07 BCM) to 20.58 BCF (2P; 5.82 BCM) to 74.76 BCF (3P; 21.17 BCM). These values, 

though not derived from a probabilistic analysis, would be equivalent to P90 (conserva‐

tive estimate), P50 (best case), and P10 (an optimistic estimate). 

6. Summary 

Gas extraction and mining of coal can occur coevally or sequentially and, thus, it is 

an advantage to understand how each is quantified. In this paper, we have reviewed the 

salient attributes of the main classification system for coal (the JORC Code) and CSG (the 

PRMS).  In addition,  the COGEH and  the Chinese Standard  for assessing CSG has also 

been compared with the PRMS. In summary we have found: 

1. All classification systems allow  resources  to be classed based on  the  level of data 

collected, and this is related directly both to uncertainty and commercial risk, 

2. The highest  classification  levels are  reserves  in all  systems,  though  the  criteria  to 

attain them can be different between coal (the JORC Code) and gas (PRMS, COGEH, 

Chinese Standard), 

3. All classification systems allow  resources  to be classed based on  the  level of data 

collected, and this is related directly both to uncertainty and commercial risk, 
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Figure 13. One possible workflow scenario  for determination of Prospective and Contingent Re‐

sources. 

 

Figure 14. Probabilistic distribution for (A) original gas  in place (OGIP), (B) Prospective Resources, and (C) Contingent Re‐

sources in the hypothetical case study area. 
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Figure 15. Hypothetical case study showing distribution of (A) Prospective Resources, (B) initial assignment of Contin‐

gent Resources, (C) full extent of Contingent Resource after “rubber banding”, and (D) Reserves distribution after a suc‐

cessful pilot well. 

4. The highest  classification  levels are  reserves  in all  systems,  though  the  criteria  to 

attain them can be different between coal (the JORC Code) and gas (PRMS, COGEH, 

Chinese Standard), 

5. In general, the JORC Code is more stringent in its requirements (through the Com‐

petent Person) on borehole density for resources or reserves at any particular level, 

6. The PRMS and the Chinese Standard place less emphasis on the role of a “Compe‐

tent Person” than the COGEH, while the JORC Code places the most emphasis, 

7. The COGEH  tends  to be more prescriptive and descriptive about  requirements  to 

attain different levels of resources as well as reserves than the PRMS or the Chinese 

Standard, 

8. Both the PRMS and the COGEH give substantial detail about how to quantitatively 

assess uncertainty statistically, 

9. The Chinese Standard  is  the most  explicit  in  identifying geological  structure  and 

coal  reservoir character  in defining  risk, which  impacts on  resource and  reservoir 

level, and   

10. Finally, in a hypothetical case study using the same initial data, the JORC Code and 

PRMS had overlapping, though not necessarily aligned, resource and reserve des‐

ignations. 
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