
Введение

В настоящее время в связи с возможностью по-
лучения информации в режиме реального времени
стационарными информационно измерительными
системами (CИИС) актуальным является создание
новых технологий идентификации и интерпрета-
ции гидродинамических исследований скважин
(ГДИС), позволяющих оперативно, в процессе нор-
мальной эксплуатации скважин (без их длитель-
ных остановок), определять параметры нефтяных
пластов и скважин, необходимые для решения за-
дач мониторинга и управления разработкой место-
рождений нефти и газа [1, 2].

Следует отметить, что традиционные, наиболее
информативные технологии идентификации и ин-
терпретации ГДИС на неустановившихся режимах
фильтрации, требуют проведения достаточно дли-
тельных остановок скважин с детальным анали-
зом кривой восстановления давления (КВД) и ее
производной, выделением на КВД участков ради-
ального притока, использованием графо-аналити-
ческих методов интерпретации и т. п. [2–7]. Дан-
ные технологии носят достаточно трудоемкий и
затратный характер, поскольку интерпретация

КВД производится после завершения заранее
спланированных исследований, что часто приво-
дит к продолжительным простоям скважин и зна-
чительной потере добычи нефти. Для решения от-
меченных выше проблем, сокращения времени
простоя скважин в [8, 9] предложен метод адаптив-
ной интерпретации ГДИС по КВД, позволяющий
получать параметры нефтяных пластов в процессе
проведения исследований, не планируя заранее
время их завершения.

На сегодняшний день в связи с тем, что на неф-
тегазовых месторождениях России большинство
скважин механизированного фонда оборудованы
телеметрическими системами, позволяющими
осуществлять длительный мониторинг гидродина-
мических параметров (забойное давление на прие-
ме насоса, фазовый дебит скважины и т. д.), акту-
альным является определение параметров пласта в
процессе нормальной эксплуатации скважин. Од-
нако в процессе эксплуатации месторождения по
разным техническим причинам (срыв подачи,
остановка насоса, ожидание геолого-технических
мероприятий на скважине и т. п.) осуществляются
остановки скважин различной длительностью – от
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часов до нескольких суток c регистрацией случай-
ных КВД измерительными системами. В этой свя-
зи актуальной является задача идентификации и
диагностики параметров нефтяных пластов в усло-
виях нормальной эксплуатации скважин и их
кратковременных остановок.

В работе приводится решение задачи иденти-
фикации и диагностики нефтяных пластов с ис-
пользованием метода адаптивной интерпретации
ГДИС по КВД на основе интегрированных систем
моделей дебита скважин и забойного давления с
зависящими от времени параметрами с учетом ап-
риорной информации и экспертных оценок.

Метод адаптивной идентификации 
и диагностики нефтяных пластов

Основой метода адаптивной идентификации и
диагностики нефтяных пластов являются инте-
грированная система моделей КВД [10, 11]

(1)

и интегрированная систем моделей дебита скважи-
ны [12]

(2)

Особенность моделей (1) и (2) заключается в
том, что их параметры an=((αj(tn)), j=


1,m


),
bn=((bk(tn)), k=


1,p


) – неизвестные однозначные
функции αj(tn), bk(tn) дискретного времени tn. В мо-
делях (1) и (2) приняты следующие обозначения:
y*

з,n, yз,n – фактические значения забойного давле-
ния, полученные в моменты времени tn∈[tн,tк] и
вычисленные на основе модели КВД fз(tn,bn,q0); V

–
n,

Vn – векторы известных к моменту времени tn до-
полнительных априорных данных о параметрах
нефтяного пласта и скважины V

–
n=(v–1n,v–12n,…,v–dn)  и

априорных сведений Vn, полученных на основе мо-
делей Ga=(ga1,ga2,…,gad); q0 – значения дебита сква-
жины в момент ее остановки tн; qn

*, pз,n – фактиче-
ские значения дебита и забойного давления сква-
жин в момент времени нормальной эксплуатации
скважин tn∈[t1,tн] (предполагается, что забойные
давления измеряются точно либо с малой ошиб-
кой); qn – значения дебита скважины, полученные
на основе модели f0(an,pз,n); Z

–
n, Zn – векторы извест-

ных к моменту времени tn дополнительных ап-
риорных данных Z

–
n=(z–1n,z–1n,…,z–pn) и априорных

сведений Zn, полученных на основе моделей
Fa=(fa1,fa2,…,fap); ξn, ηn, εn – случайные величины,
представляющие погрешности измерений дебита и
забойных давлений скважины, ошибки дополни-
тельных данных и экспертных оценок, неточность
моделей и т. п.

Примерами моделей (1), (2) являются интегри-
рованная система моделей КВД с учетом априор-
ной информации о гидропроводности σ–н и пласто-
вом давлении p–пл,н [10, 11]

(3)

и интегрированная система моделей дебита сква-
жины c учетом априорной информации k

–
n, p–n о про-

дуктивности kn и пластовом давлении pn [12]

(4)

где σi, kp,i=χn/r2
np – гидропроводность и комплекс-

ный параметр в момент времени ti∈[tн,tk]; T – вре-
мя восстановления забойного давления до пласто-
вого; Pз,i, Pз(tн) – текущие значения забойного да-
вления в моменты времени ti и в момент остановки
скважины. Используя обозначения a1,n=knpn, a2,n=kn
в модели дебита скважины (4) и yi

*=Pз,i–Pз(tн) 

в модели КВД

(3), уравнения (3), (4) не трудно привести к стандарт-
ным формам (1), (2) и далее к матричному виду (8).

Из моделей (3), (4) видно, что решение задачи
идентификации по определению параметров моде-
лей (1), (2) решает и задачу диагностики по опреде-
лению параметров нефтяных пластов и скважин.

Следует отметить, что целесообразность совме-
стного использования моделей (1), (2) и, соответ-
ственно, моделей (3), (4) возникает с необходимо-
стью решения задачи по определению скин-фактора
скважины, характеризующего степень ее загрязне-
ния. Действительно, для определения скин-факто-
ра скважины S, согласно формуле Дюпюи [13]

(5)

недостаточно знать ее продуктивность kp, необхо-
димо определить и гидропроводность пласта
σ=kh/µ, где k – проницаемость, h – эффективная
(рабочая) толщина пласта, µ – вязкость нефти, Rк –
радиус контура питания скважины, rc – радиус
скважины. Известно, что наиболее достоверное
определение гидропроводности пласта осущест-
вляется при проведении гидродинамических ис-
следований скважин по КВД [2, 3].

Рассмотрим метод решения задачи адаптивной
идентификации на примере модели (2), предпола-
гая, без потери общности, что ее параметры по-
стоянны a(t)=αn=const на текущем интервале обра-
ботки t∈[tn–τ,tn]∈[t1,tн] с номером n, который мо-
жет быть определен, например, c помощью весовой
функции wi=1 при t∈[tn–τ,tn] и wi=0 при t∉[tn–τ,tn].
Считаем далее, что приведенные выше допущения
относительно параметров модели (2) справедливы
и для параметров модели КВД (1).

С учетом приведенных допущений на параме-
тры интегрированной системы моделей дебита
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скважины (2), используя технологию интегриро-
ванных моделей [10, 11], процесс адаптивной
идентификации можно представить в виде после-
довательного решения оптимизационных задач в
моменты времени tn

(6)

(7)

где запись arg min
x
f(x) означает точку минимума x*

функции f(x)(f(x*)=min
x
f(x)); Ф(an,βn,hn)=

=Ф(J0(an,hn),Ja(an,βn)) – комбинированный эмпири-
ческий показатель качества системы моделей (1),
представляющий заданную функцию (функцио-
нал) Ф от частного показателя качества модели де-
бита скважины f0(an,pз,n)

и частного критерия качества моделей дополни-
тельных априорных сведений Fa(an,qn)

где βn=(βk,n, k=

1,m


) – вектор управляющих параме-
тров, определяющих значимость (вес) дополни-
тельных априорных сведений Z

–
n; wi(hn) – весовые

функции с параметром hn; ψ0, ψa,j – известные
функции.

Рассмотренный метод адаптивной идентифика-
ции (6), (7) позволяет синтезировать достаточно ши-
рокий спектр алгоритмов для линейных и нелиней-
ных интегрированных систем моделей (1), (2) с пе-
ременными во времени параметрами, а также для
различных показателей качества, определяемых
функциями ψ0, ψa. Например, для линейной по па-
раметрам an, дискретной интегрированной системы
моделей дебита скважин (4) в матричном виде

(8)

и комбинированного показателя качества

(9)

задача оптимизации (6) сводится к решению си-
стем линейных алгебраических уравнений

(10)

где запись ||X||W
2 означает квадратичную форму

XTWX; Yn
*=(qi

*, i=

1,n


) – вектор; F0=(1,pз,i, i=

1,n


) –
матрица размерности (2×n); Fa=diagI – диагональ-
ная единичная матрица размерности (2×2);
W(βn)=diag(β1,n,β2,n) – диагональная матрица раз-
мерности (2×2); K(hn)=diag(wi(hn), i=


1,n


) – диаго-
нальная матрица весовых функций wi(hn) с параме-
тром hn. Для получения системы линейных уравне-
ний (10) достаточно взять частные производные по
параметрам αn от (9) и приравнять их к нулю.

Результаты адаптивной идентификации 
и диагностики

Результаты идентификации и диагностики
скважины № 535 нефтяного месторождения Том-
ской области приведены на рис. 1–6 и в таблице. На
рис. 1, 2 для примера приведены суточные значе-
ния забойного давления и дебита скважины в усло-
виях ее нормальной эксплуатации за 260 дней рабо-
ты. Далее, в связи с ремонтными работами, скважи-
на была остановлена на 305 часов. Значения забой-
ного давления с датчика телеметрической системы
на приеме насоса (в пересчете на уровень перфора-
ции скважины) и производной забойного давления
приведены на рис. 5 линией 1 и 2 соответственно.

Рис. 1. Значения дебита скважины

Рис. 2. Значения забойного давления скважины

На рис. 3, 4 приведены оценки коэффициента
продуктивности скважины kn

*(un
*) и пластового да-

вления Pn
*(un

*) (линия 1), полученные методом
адаптивной интерпретации с учетом априорной
информации (10)

(11)

с использованием интегрированной системы моде-
лей дебита скважины (3) и экспертных оценок ко-
эффициента продуктивности k

–
n=4 м3сут/ат и пла-

стового давления p–=190 ат. Линией 2 изображены
оценки коэффициента продуктивности скважины
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(12)

полученные по аналогии с (11) адаптивным мето-
дом идентификации с регуляризацией по А.Н. Ти-
хонову [14] путем решения системы линейных
уравнений

(13)

где λn – параметр регуляризации, I – единичная
диагональная матрица. Матрицы K, F0 и вектор Y*

определены в (10). Диагональная матрица K(hn)
(10) выбиралась в виде

Линией 3 изображены оценки метода наимень-
ших квадратов

(14)

полученные из (13) при wi=1, i=

1,n


, 1<nн≤260,
λn=0, что соответствует последовательному расши-
рению интервала обработки до предельного значе-
ния nk=260, когда интервал обработки содержит
все исходные данные дебита и забойного давления
скважины qi, pз,i, i=


1,

260


.

Рис. 3. Оценки продуктивности скважины

Рис. 4. Оценки пластового давления скважины

Рис. 5. Фактические (линия 1) и восставленные (линии 3, 4)
значения забойного давления скважины, линия 2 –
производная забойного давления

На рис 6. приведены оценки гидропроводности
(линия 1)

(15)

полученные на основе КВД (рис. 5, линия 1) мето-
дом адаптивной идентификации (АИ) (6), (7) путем
решения системы линейных уравнений вида (10) с
использованием интегрированной системы моде-
лей КВД (4) и экспертных оценок коэффициента
пластового давления p–=190 ат и гидропроводности
σ–n=3 м3сут/ат (в размерности, аналогичной раз-
мерности проницаемости (5)). Линией 2 изображе-
ны оценки гидропроводности

(16)

с параметром регуляризации λn
*, полученные (по

аналогии с (12), (13)) методом АИ с регуляризаци-
ей по А.Н. Тихонову. Линией 3 изображены оцен-
ки гидропроводности, поученные по адаптивному
методу наименьших квадратов при λn

*=0

(17)

Оценки управляющих параметров βn
*, параме-

тра регуляризации λn и параметра hn
* определя-

лись путем решения оптимизационной задачи (7)
методом деформированного многогранника [15].

Рис. 6. Оценки гидропроводности пласта методами АИ (ли-
нии 1–3)

Из рис. 6 видно, что оценки гидропроводности
практически совпадают на участке радиального
притока скважины, где производная КВД, изобра-
женная на рис. 5 линией 2, принимает постоянные
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значения. Однако оценки гидропроводности с уче-
том априорной информации (рис. 6, линия 1) более
стабильны и точны начиная с 10 часов после оста-
новки скважины, что позволяет использовать их и
для вычисления скин-фактора при кратковремен-
ных остановках скважины на случайных КВД.

Таблица. Результаты диагностики нефтяного пласта и скважины 

В таблице приведены оценки гдропроводности
пласта и скин-фактора скважины при кратковре-
менных, на 10 и 25 часов, и длительной – на
305 часов, остановках скважины с использовани-
ем методов адаптивной интерпретации и зарубеж-
ного программного комплекса Saphir. Оценки
скин-фактора скважины S* вычислялись с исполь-
зованием формулы  (5)

при радиусе контура питания скважины Rk=400 м
и радиусе скважины rc=0,1 м. Оценки гидропро-
водности σ* вычислялись по формулам (15)–(17), а
оценки продуктивности скважины kp

* рассчитыва-

лись в моменты остановки скважины по формулам
(11), (12), (14) соответственно.

Из таблицы видно, что метод адаптивной иден-
тификации с учетом априорной информации обес-
печивает получение более точных оценок гидро-
проводности нефтяного пласта и скин-фактора при
кратковременных остановках скважины.

Выводы

1. Предложен метод адаптивной идентификации
и диагностики, позволяющий определять пара-
метры нефтяных пластов в процессе нормаль-
ной эксплуатации скважин и кратковремен-
ных остановок, учитывать дополнительную ап-
риорную информацию.

2. Метод адаптивной идентификации и диагно-
стики позволяет синтезировать достаточно ши-
рокий спектр оптимальных алгоритмов иден-
тификации параметров нефтяных пластов и
скважин в зависимости от вида интегрирован-
ных моделей дебита и забойного давления, за-
данных показателей качества моделей и стати-
стических характеристик случайных некон-
тролируемых факторов.

3. На примере обработки промысловых данных
нормальной эксплуатации и гидродинамиче-
ских исследований скважины нефтяного место-
рождения Томской области по кривой восстано-
вления давления показано, что метод адаптив-
ной идентификации и диагностики позволяет
повысить точность оценок параметров нефтя-
ных пластов и скин-фактора скважины.

4. Предложенные модели и алгоритмы адаптивной
идентификации и диагностики нефтяных пластов
могут быть использованы в системах оперативной
обработки промысловых данных интеллектуаль-
ных скважин, оснащенных стационарными ин-
формационно измерительными системами.

*
*

*

2
ln( / )
k c

p

S R r
k

πσ
= −

Методы Время, ч
Гидропровод-
ность, м3сут/ат

Скин-фактор
скважины

«Saphir»

10 – –

25 – –

305 5,12 –2,35

АИ с учетом 
априорной 
информации

10 6,95 –1,01

25 6,73 –1,24

305 5,85 –2,16

АИ с регуляризацией 
по А.Н. Тихонову

10 6,36 –1,63

25 3,78 –4,33

305 5.40 –2,63

Наименьших 
квадратов

10 25,43 –8,28

25 14,16 6,54

305 5,80 –2,21
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METHOD OF ADAPTIVE IDENTIFICATION AND DIAGNOSIS OF OIL RESERVOIRS IN WELL NORMAL
OPERATION AND SHORT STOPPAGES
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Relevance of the work is caused by the need to determine oil reservoir parameters in normal operation of the wells equipped with sta-
tionary measuring systems for hydrodynamic monitoring and control of oil field development.
Objective: To develop a method for adaptive identification and diagnosis which allows determining the parameters of oil reservoirs in
well normal operation and short stoppages, observing additional a priori information.
Methods: The authors have used the theoretical and practical developments in the field of well testing, system analysis, system identi-
fication based on additional a priori information, optimization of functions and linear algebra. The identification and diagnosis problems
were solved on the basis of bottom-hole pressure field data and flow rate of the wells equipped with stationary measuring systems con-
sidering expert estimates of reservoir filter parameters and using a computer program Saphir.
Results: The authors developed the method of adaptive identification and diagnosis to improve the accuracy and stability of estimates of
filtration parameters for oil reservoirs when obtaining data on bottom-hole pressure and flow rate of wells in their normal operation and
short stoppages. By the example of processing the field data of well hydrodynamic study on pressure recovery curve of oilfield the authors
carried out the comparative analysis of the methods for determining filtration parameters of uniformly porous oil reservoir.

Key words:
Identification, diagnostics, adaptation, hydrodynamic study of wells, pressure build-up curve, a-priori information, oil reservoirs.


